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RESUMEN

Distintos estudios evidencian que el aumento global de la temperatura esta influenciado, entre
otros factores, por el aumento de CO: en la atmosfera. Por consiguiente, entre otros esfuerzos
de mitigacion, se viene estudiando la alternativa de almacenamiento geoldgico de CO». A nivel
mundial, se tienen diversos proyectos enfocados en la inyeccion y almacenamiento
subsuperficial de CO,, ubicados principalmente en Europa y Norteamérica, con capacidades de
millones de toneladas de almacenamiento de CO;. Por otro lado, los reservorios de
hidrocarburos presentan un alto potencial como reservorios geolodgicos, basicamente por el
hecho de que la estructura geoldgica es altamente conocida y estudiada, y porque la
infraestructura utilizada para la explotacion de hidrocarburos, puede también utilizarse para la
inyeccion y almacenamiento de CO», representando una ventaja en el aspecto econémico. En
tal sentido, el objetivo principal de esta investigacion es evaluar la capacidad de
almacenamiento de CO> de la formacion Parifias perteneciente a la cuenca Talara en Peru
mediante el modelado analitico, basado en ecuaciones de balance de masa, y numérico. Parifias
tiene varios yacimientos de petroleo agotados y presenta condiciones favorables para almacenar
COg, con una porosidad promedio de 17.6% y una permeabilidad aproximada de 640
milidarcys. Se analiza la capacidad de almacenamiento del reservorio correspondiente al
yacimiento Bellavista. Para tal efecto, se hace una estimacion basica de la capacidad, luego se
analiza la interaccion del CO> con los demds fluidos del reservorio (petroleo y agua), y
finalmente, se realiza un modelamiento numeérico con las propiedades del reservorio y se simula
la inyeccion de COz, considerando no sobrepasar la presion de fractura de la roca reservorio.
Los resultados indican una capacidad de almacenamiento de 35.03 millones de toneladas de
CO», aproximadamente, lo cual evidencia que la formacion geoldgica de Parifias presenta un

alto potencial como reservorio de almacenamiento de COx.
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CAPITULO 1: GENERALIDADES

1.1. Introduccion

El aumento del nivel de CO> en la atmoésfera proveniente de la actividad humana es una
preocupacion mundial que ha activado las alarmas del calentamiento global; el aumento de la
concentracion de COz en la atmdsfera se considera como el principal factor que impulsa el
fenomeno del calentamiento global (Florides & Christodoulides, 2009). Por lo tanto, una
sociedad baja en emisiones de CO; es un objetivo generalmente aceptado; entre muchos otros
esfuerzos de reduccion del gas de efecto invernadero, se viene desarrollando estudios y

proyectos orientados a la captacion, transporte y almacenamiento subsuperficial del CO».

La captacion y el almacenamiento del COz en el subsuelo es una forma de reducir o mitigar las
emisiones de dicho gas en un corto periodo de tiempo (Blunt, 2010). El almacenamiento y
secuestro de CO; en reservorios geoldgicos adecuados es una estrategia que se viene adoptando
en los ultimos afios con el objetivo de reducir la cantidad de CO» que se libera a la atmésfera

(Razaetal., 2016).

Una de las principales ventajas del almacenamiento de CO: en formaciones geoldgicas
subsuperficiales es que utiliza las mismas técnicas y tecnologias desarrolladas para la industria
de extraccion de petrdleo y gas, lo cual permite que los proyectos de almacenamiento geologico

de CO; sean econdmicamente factible bajo ciertas condiciones (Metz et al., 2005).

A nivel mundial, se viene desarrollando multiples proyectos de inyeccion de CO2 con el
objetivo de mitigar su emision a la atmosfera. Para ello, se desarrolla modelos, tanto analiticos
como numeéricos, sobre los cuales se realiza simulaciones con el propodsito de predecir y
determinar el comportamiento de los reservorios de almacenamiento asi como determinar su

capacidad de almacenamiento.

En el presente estudio se revisa el estado del arte correspondiente a la caracterizacion de los
reservorios de almacenamiento de CO», se describe tres grandes proyectos de almacenamiento
subsuperficial de CO., se revisa los conceptos tedricos que rigen en los procesos de flujo en
medios porosos y se explora las ecuaciones que rigen el flujo de fluidos en medios porosos en

un sistema de multiples fases.

A su vez, se analiza, calcula y evaltia la capacidad de almacenamiento de un determinado

reservorio ubicado en la cuenca de Talara en Piura — Peru. En primer lugar, se determina la



ubicacion e idoneidad de la roca reservorio correspondiente a la formacion geologica de
Parinas, se selecciona un yacimiento que cuente con pozos ¢ historial de produccion de
hidrocarburos correspondiente a dicha formacion. Por ultimo, se determina la capacidad de
almacenamiento de CO> del reservorio, correspondiente al yacimiento seleccionado, mediante
formulaciones basicas, andlisis de interaccion de fluidos y una simulacion de inyeccién de CO»

en un modelamiento numérico que caracterice la roca reservorio y sus fluidos.
1.2. Planteamiento del problema

A nivel nacional, no se tienen proyectos de almacenamiento geoldgico de CO> con fines de
mitigacion de dicho de gas de efecto invernadero; el estudio realizado por Carlotto, V. (2019),
realiza un andlisis de los lugares con potencial de almacenamiento geoldgico de CO; en el Peru,

dando como resultado un contado numero de lotes con alto potencial.

Sin embargo, se requiere un analisis técnico mas profundo en el que se determine una capacidad
de almacenamiento en los reservorios con alto potencial, pues dicho indicador es muy
importante en el analisis econdmico de un proyecto de inyeccion y almacenamiento geologico

de COa.

1.3. Objetivos

El objetivo principal del presente estudio es determinar la capacidad de almacenamiento de CO-
en un reservorio de hidrocarburos correspondiente a la cuenca petrolera de Talara en la region

Piura, Perti; mediante el modelado analitico y numérico.

Los siguientes puntos corresponden a los objetivos especificos:

Definir y evaluar los pardmetros que caracterizan a un determinado reservorio de

almacenamiento de CO».

— Determinar la capacidad basica de almacenamiento de CO> mediante el modelado
analitico, basado en ecuaciones de balance de masa.

— Desarrollar un modelo numérico en el software IMEX de CMG con base en los

pardmetros y datos de entrada correspondiente al reservorio seleccionado.

— Evaluar el potencial de almacenamiento de COz en el caso de estudio.

10



1.4. Hipotesis

Con base en los parametros que caracterizan la estructura geoldgica del reservorio seleccionado,
asi como el historial de extraccion de hidrocarburos, se estima que el CO» puede inyectarse a
niveles Optimos sin afectar la integridad de la roca correspondiente a la capa geoldgica del
reservorio. A su vez, se verifica el alto potencial de la region noroeste del Pertt como reservorio

de almacenamiento de CO».
1.5. Alcance

La evaluacion y determinacion de la capacidad de almacenamiento de CO: aplica solo para el
caso de estudio correspondiente al reservorio del yacimiento seleccionado, en funciéon a su

accesibilidad a la roca de la formacion Parifias de la cuenca de Talara — Piura, Pert.

Solo se evalua el aspecto técnico de la capacidad y viabilidad del almacenamiento. No se toma
en cuenta aspectos econémicos con respecto al proceso de captacion, transporte y operaciones

de inyeccion de CO».
1.6. Justificacion de la investigacion

Es importante caracterizar geologicamente la roca reservorio con alto potencial de
almacenamiento, ademas de determinar las condiciones necesarias que técnicamente permitan

la inyeccion y el adecuado almacenamiento del COs».

A su vez, determinar la capacidad de almacenamiento subsuperficial de CO2, en un determinado
reservorio seleccionado con alto potencial en el Pert, es fundamental para analizar la viabilidad

econdmica de un posible proyecto de almacenamiento geologico de COx.
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CAPITULO 2: MARCO TEORICO

2.1. Cambio climatico y emisiones de CO:

En primer lugar, es importante conocer el sistema climatico de la tierra, las fuerzas externas
que causan las interacciones internas del clima y sus respectivas respuestas. En segundo lugar,
se analizara los aumentos de temperatura media a nivel mundial, asi como el aumento de
emisiones de CO»; por ultimo, se presentard los efectos que puede conllevar dicho cambio

climético en el Perq.
2.1.1. Sistema climatico

El clima de la Tierra esta basicamente influenciada por la energia solar, la cual impulsa el clima
calentando la superficie terrestre, ésta a su vez, irradia de regreso parte de la energia. Otra parte
de la energia solar es atrapada por los gases de efecto invernadero (diéxido de carbono, vapor

de agua y otros gases) generando la retencion de calor (Earthly Issues., 2001).

En la Figura 1 se presenta, de manera esquematica, la distribucion de la energia solar que

absorbe y refleja la Tierra.

EARTH'S ENERGY BUDGET

. Reflected by Reflected Reflected from
atmosphere by clouds earth's surface

6% 20% 4% 64% 6%

Radiated to space

Incoming
solar energy from clouds and
100% atmosphere

Absorbed by
atmosphere 16%

- Absorbed by
clouds 3%

Conduction and .4
rising air 7%

Radiated
directly

to space
from earth

Radiation
absorbed by
atmosphere
15%

Absorbed by land
and oceans 51%

Figura 1 — Balance energético de la Tierra (Earthly Issues., 2001)
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Tal como se puede apreciar de la Figura anterior, el 30% de la energia solar es directamente
reflejada por la atmosfera, por las nubes y por la superficie terrestre. A su vez, de la energia
solar absorbida, el 16% lo realiza la atmosfera, el 3% las nubes y el 51% lo realiza la tierra y

los océanos; dicha energia absorbida es luego regresada al espacio mediante la radiacion.

Si bien es cierto que el calor que recibimos del sol es la principal fuente de energia que impulsa
el sistema climatico, éste también esta dinamizado por cambios en las placas tectonicas y por
los cambios en la orbita terrestre (Earthly Issues., 2001). En la Figura 2 se presenta un diagrama

del sistema climético, sus causas, interacciones internas y sus variaciones o respuestas.

Figura 2 — Sistema climatico: Causas, interacciones internas y respuestas (Earthly Issues., 2001)

De la Figura anterior, se observa que el sistema climatico estd compilado por cinco
componentes principales que interactlian entre si: la atmosfera, los océanos y reservorios de
agua en forma liquida, las masas de tierra, los glaciares y la vegetacion; dichos componentes
son afectados por causas externas, tales como cambios en las placas tectonicas, cambios en la

orbita terrestre y por cambios en la energia solar recibida por la Tierra.

Es asi que se define el Sistema Climatico, cuyas afecciones o alteraciones influyen en los ciclos
de temperatura global y, tal como se mencion6 previamente, la actividad solar es la que tiene

la mayor influencia en dicho sistema y ciclo.

Actualmente se tiene especial atencion en el cambio climéatico y en los efectos del calentamiento
global dado que existe la posibilidad de que la actividad humana, durante los tltimos doscientos
afios, lleve a cambios rapidos y significativos en las condiciones ambientales y temperatura del

planeta.

13



2.1.2. Calentamiento global y CO;

La temperatura de la Tierra es en promedio aproximadamente 15.6°C, dicha temperatura se
mantiene gracias a un fendmeno conocido como Efecto Invernadero, el cual consiste en el
calentamiento terrestre que resulta cuando la atmdsfera atrapa el calor que se irradia desde la
Tierra hacia el Sol (NASA — Global Climate Change., 2020), lo cual permite las condiciones
adecuadas para que prospere la vida. Si no se contara con el Efecto Invernadero, la temperatura
caeria precipitadamente a -18°C, lo cual convertiria a la Tierra en un planeta de hielo (Earthly

Issues., 2001).

El Efecto Invernadero se da gracias a que ciertos gases en la atmosfera impiden que el calor

escape hacia el exterior de la atmdsfera, los gases principales son:

— Diodxido de Carbono (CO2): Un componente muy importante en la atmosfera, se libera
a través de procesos naturales como las erupciones volcéanicas y a través de actividades
humanas como la quema de combustibles fosiles, la cual ha venido en aumento desde
la revolucion industrial (Vargas, 2009).

— Metano: Gas emitido por fuentes naturales y por la actividad humana tales como la
descomposicion de desechos, agricultura (principalmente el cultivo de arroz), ganado,
entre otros (NASA — Global Climate Change., 2020).

— Vapor de agua: Es el gas mas abundante; sin embargo, el impacto que genera en el clima
es de corta duracion; a su vez, la actividad humana tiene muy poca influencia en la

cantidad del gas presente en la atmosfera (Vargas, 2009).

Sin embargo, una elevada cantidad de gases de efecto invernadero en la atmosfera, resultaria
en un aumento de las temperaturas globales medias, asi como cambios en los patrones de

precipitacion, deshielo de los glaciares y aumento del nivel del mar (Earthly Issues., 2001).

En las ultimas décadas, la cantidad de emisiones de CO; provenientes de la actividad humana
ha aumentado progresivamente. En la Figura 3 se observa que las emisiones de CO2 por la
deforestacion y otros usos de la tierra ha tenido un ligero aumento desde mediados del siglo
XIX; mientras que las emisiones de CO» por la quema de combustibles fosiles han aumentado
drasticamente, tal es asi que en el afio 1900 se emitia aproximadamente 5 mil millones de
toneladas al afio, para el afio 1950 dicha cifra ascendia a 10 mil millones de toneladas y para
los afios posteriores al 2000, las emisiones de CO; superan las 35 mil millones de toneladas

anuales.
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Figura 3 — Emisiones antropogénicas globales de CO: (IPCC, 2014)

De acuerdo con el Grupo Intergubernamental de Expertos sobre el Cambio Climatico (IPCC
por sus siglas en inglés), el aumento de las concentraciones antropogénicas de CO2 y demas
gases de efecto invernadero es, muy probablemente, la causante del aumento observado en las

temperaturas promedio a nivel mundial (con respecto a temperaturas de mediados del siglo
XX).

En efecto, un buen numero de cientificos consideran que el calentamiento global es un hecho
sin precedentes en la historia geologica de la Tierra y que las emisiones antropogénicas de CO»

son las principales culpables (Florides & Christodoulides, 2009).

En la Figura 4 se muestra las mediciones de la temperatura media anuales en superficie tomada
desde el ano 1880 al 2014, basadas en mediciones de estaciones meteorologicas, barcos y

satélites, analizada utilizando métodos independientes por cuatro grupos diferentes.
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Figura 4 — Anormalidades en la temperatura media anual (https://earthobservatory.nasa.gov/)
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Tal como se observa de la Figura 3 y Figura 4, el proceso de calentamiento global de las Gltimas
décadas es consistente con el aumento de las concentraciones de gases de efecto invernadero
en la atmosfera (principalmente CO»). Es asi que la temperatura promedio global de lo que va
del siglo XXI es 0.65°C mayor con respecto a la temperatura promedio comprendido entre los

afos 1900 — 1949 (Vargas, 2009).
2.1.3. El Peru y el cambio climatico

El Peru viene desarrollando inventarios nacionales de gases de efecto invernadero (didxido de
carbono, metano y 6xido nitroso) desde el afio 1994 (afio base), el ultimo que se realizo tiene
como base el ano 2012 y brinda informaciéon sobre emisiones antropogénicas sobre cinco

categorias:

— Energia

— Procesos industriales

— Agricultura

— Desechos

— Uso del suelo, cambio de uso de suelo y silvicultura (actividades relacionadas a la

explotacion de bosques y montes)

En la Figura 5 se presenta la distribucion porcentual de las emisiones de gases de efecto
invernadero correspondiente a las cinco categorias antes listadas. Los porcentajes de emisiones
se expresan en cantidad de CO equivalente, es decir, la cantidad de emisiones de metano y
oxido nitroso se transforman a una determinada cantidad de CO; equivalente, lo cual se suma
a las emisiones netas de CO2 y de esa manera se expresa la totalidad de emisiones en una misma

unidad.

Figura 5 — Distribucion de emisiones de GEI por categoria (Ministerio del Ambiente, 2016)
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Tal como se observa de la Figura 5, el uso del suelo, cambio del uso del suelo y silvicultura
constituye la mayor fuente de emision (51% del total), lo cual corresponde a 86.74 millones de

toneladas anuales de CO» equivalentes (Ministerio del Ambiente, 2016).

En segundo lugar, se encuentra la categoria de energia constituyendo el 26% del total de
emisiones, lo cual equivale a 44.64 millones de toneladas de CO> equivalente (Mt CO2 eq).
Dentro de esta categoria, destacan principalmente las emisiones provenientes del transporte con
17.49 Mt CO,, las industrias de energia con 11.86 Mt CO> y la mineria con 6.18 Mt CO». A su

vez, los procesos industriales emiten 6.06 Mt CO> (Ministerio del Ambiente, 2016).

Lamentablemente, ciertas regiones del Peru presentan una fuerte vulnerabilidad frente a
cambios climaticos drasticos; un ejemplo de ello son las pérdidas econémicas que atraviesa la
region norte del pais por el fendmeno del Nifo. Es asi que, si se mantiene un escenario pasivo,
las consecuencias podrian agravarse puesto que los efectos negativos del cambio climatico se

potenciarian (Vargas, 2009).

2.2. Sistema de captura y almacenamiento de CO (CCS)

Entre los varios métodos de mitigacion de impacto ambiental, se encuentra la tecnologia de
captura y almacenamiento de CO., tal como indica su nombre, en este método, el CO> emitido
por las centrales térmicas y demds industrias es capturado y almacenado en varios depositos

para disminuir el impacto contaminante en la atmosfera (Singh, 2013).

En la Figura 6 se presenta un diagrama esquematico del sistema de captura y almacenamiento
de CO; (CCS por sus siglas en inglés). Tal como se puede observar, el sistema CCS consta de
tres componentes principales: captura, transporte y almacenamiento. En primer lugar, el CO,
que es emitido principalmente por el uso y quema de combustibles fosiles, tales como el
petroleo, gas, biomasa y carbon, es separado de otros componentes gaseosos para después ser
concentrado. En la fase de transporte, el CO; capturado y concentrado es llevado a los lugares

adecuados, los cuales podrian situarse lejos de las fuentes de emision (Metz et al., 2005).

Los métodos de almacenamiento incluyen su uso en la carbonatacion mineral formando
minerales inertes geologicamente estables y medioambientalmente benignos; también puede
ser utilizado industrialmente para la produccion de bebidas gasificadas. Por tltimo, el CO2
puede ser almacenado a gran escala mediante su inyeccion en las formaciones geoldgicas

subterraneas o en el océano profundo.

17



Figura 6 — Diagrama esquematico del sistema de captura y almacenamiento de COz (Metz et al., 2005)

Dado que no se espera que la dependencia de los combustibles fosiles disminuya radicalmente
en un corto plazo, la metodologia CCS puede proporcionar una buena opcion de mitigacion de
emisiones de CO> mientras que se da la transicién de los métodos convencionales a los no

convencionales de generacion de energia (Singh, 2013).

En las siguientes secciones se describe los tres procesos (captura, transporte y almacenamiento)

que componen el sistema CCS.
2.2.1. Captura de CO;

La captura de COz es considerado el proceso tecnologicamente mas dificil del sistema CCS,
por lo cual se estima que es un proceso relativamente costoso. En la actualidad existen tres
métodos mediante los cuales se puede capturar el CO»: separacion post-combustion, separacion

de oxi-combustible y separacion pre-combustion (Singh, 2013).
Separacion post-combustion

Este proceso implica la separacion de CO> del gas de combustion emitido por las centrales
térmicas, lo cual requiere de la adsorcidon quimica del gas en un solvente. El gas combustible
pasa a través de un solvente a temperaturas relativamente bajas (entre 40°C y 50°C) y luego el
COs se obtiene por regeneracion del solvente a temperaturas mayores a 100°C, finalmente, el

solvente recuperado vuelve a ser utilizado para el mismo proceso (Metz et al., 2005).
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Esta tecnologia es utilizada en ciertas industrias tales como la produccién de hielo seco, urea,
industria alimentaria, bebidas carbonatadas, entre otros. La gran cantidad de energia utilizada
para la recuperacion del solvente, asi como los problemas de corrosidon, son los principales

inconvenientes para desarrollar esta tecnologia a gran escala (Romeo & Bolea, 2015).
Separacion de oxi-combustible

La separacion de oxi-combustible es el proceso que podria ser el cientificamente mas avanzado
para la captura de CO»; en este caso, se utiliza oxigeno para la combustion en lugar de aire,

dando como resultado un gas de combustion, que es principalmente CO» (Singh, 2013).

Sin embargo, esta tecnologia aun se encuentra en desarrollo o fase experimental; el principal
problema es también la gran cantidad necesaria de energia en la combustion, lo cual implica

una baja eficiencia y un costo alto para la separacion de CO; (Metz et al., 2005).
Separacion pre-combustion

En este proceso se realiza la gasificacion del combustible, el cual reacciona con vapor de agua
para formar monoxido de carbono e hidrogeno. Esta mezcla resultante (conocido como gas de
sintesis) se hace reaccionar nuevamente con vapor de agua para formar didoxido de carbono
(CO») e hidrogeno; el CO> se captura y el hidrogeno obtenido se utiliza como combustible

limpio (Metz et al., 2005).
2.2.2. Transporte de CO;

Luego de que el CO> es capturado y comprimido, éste es transportado a los sitios de
almacenamiento. Para ello, se puede utilizar redes de tuberias y barcos para transportes a larga
distancia; utilizar tuberias de las instalaciones existentes de oleoductos es una opcién muy
factible para recorridos de hasta 1000 kilometros (Goel, 2010). Por otro lado, dependiendo de
la infraestructura vial, también puede utilizarse ferrocarriles y camiones, €stos medios pueden

ser utilizados inicialmente para proyectos pilotos (Singh, 2013).
2.2.3. Almacenamiento y usos de CO;

Luego que el CO; es capturado y transportado, éste debe ser almacenado; los lugares de posible
almacenamiento pueden ser las formaciones geoldgicas subsuperficiales o bajo los lechos
maritimos. Dichos lugares dependen de su potencial de almacenamiento y del costo o

rentabilidad del proyecto (Metz et al., 2005).
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Geologicamente, el CO2 puede ser almacenado en los acuiferos salinos profundos, en las betas
de carbdn y en los reservorios depletados de petréleo. En el item 2.4 se da una descripcion de

cada uno de los reservorios geoldgicos mencionados.

A su vez, el CO> es un quimico importante para numerosas aplicaciones industriales, dentro de
las cuales, en la industria de los hidrocarburos se usa para la recuperacion mejorada de petréleo
y gas (EOR por sus siglas en inglés). A parte de ello, se utiliza también para la produccion de
fertilizantes, procesamiento y embalaje de alimentos, farmacéuticas, bebidas carbonatadas,

supresion de incendios, etc. (Singh, 2013).
2.3. Proyectos de inyeccion de CO;

Muchos proyectos de inyeccion y almacenamiento geoldgico de CO; se vienen desarrollando
en diversas partes del mundo, ya sea a escala comercial o como proyectos piloto. La Figura 7

muestra un mapa con la ubicacién de los proyectos de inyeccion de CO; mas relevantes.

Figura 7 — Ubicacion de proyectos de inyeccion de CO2 (Metz et al., 2005)

De la Figura anterior, la mayoria de los proyectos indicados estan asociados con grandes
centrales explotadoras de gas, asi como también, a proyectos de produccion mejorada de

petroleo.

La Tabla 1 muestra una lista de los proyectos con viabilidad industrial més representativos a
nivel mundial, en dicha Tabla se indica la cantidad total proyectada de CO: a almacenarse, las

tasas de inyeccion, la profundidad de inyeccion y el afio de inicio de operaciones.
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Tabla 1: Lista de proyectos de inyeccion de CO2 con viabilidad industrial (Hosa et al., 2010)

s Capacidad de Tasa de Profundidad ~
Proyecto Ubicacion . . <z . e Afo
almacenamiento inyeccion de inyeccion

MGSC Decatur USA 1 Mt 1000 t/dia 1980 m 2008
SECARB USA 2.1 Mt 4109 t/dia 3140 m 2008
K12-B Paises Bajos 8 Mt 1000 t/dia 4000 m 2004
In Salah Algeria 17 Mt 4000 t/dia 1850 m 2004
Weyburn Canada 20 Mt 2.7 Mt/afio 1418 m 2000
Snohvit Noruega 23 Mt 2000 t/dia 2700 m 2008
Sleipner Noruega 25 Mt 2800 t/dia 1012 m 1996
Rangely USA 26 Mt 4.5 Mm’/dia 1950 m 2000
Gorgon Australia 129 Mt 4.9 Mt/afio 2700 m 2014

De la Tabla anterior, se observa que los reservorios de almacenamiento de CO> se encuentran
a profundidades por encima de los 1000 metros, presentan altas tasas de inyeccion y tienen

capacidades de almacenamiento del orden de millones de toneladas.

A continuacioén, se describe tres (3) de los mas importantes proyectos mencionados

previamente, los cuales corresponden a los proyectos Sleipner, In Salah y Weyburn.

2.3.1. Proyecto Sleipner

Este proyecto se encuentra ubicado en el mar del Norte de Noruega y es operado por la
compaiiia Statoil. E1 CO> se obtiene de los campos de gas del Este de Sleipner, de los cuales el
9% corresponde a CO», el mismo que luego de ser separado de los otros gases, es transportado

e inyectado bajo el suelo marino. En la Figura 8 se muestra un esquema general del proyecto.

De la Figura 8, se observa que la estructura geologica donde se almacena el CO» corresponde a
la formacion Utsira, la cual se encuentra a una profundidad de entre 800 y 1000 metros debajo
del suelo marino, dicha formacion consiste en arenisca no consolidada, saturada de salmuera
con un espesor de aproximadamente 300 metros. Por otro lado, la capa de roca que cubre el
reservorio consiste en 250 a 300 metros de esquisto, una roca de una permeabilidad

préacticamente nula.
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Figura 8 — Diagrama del proyecto Sleipner (Metz et al., 2005)

La capacidad de almacenamiento de toda la estructura geoldgica es de 1 a 10 miles de millones
de toneladas (Gt) de CO», la porosidad de la formacion es de 35 a 40% y la permeabilidad es
de 1 a 8 D (unidades Darcy). Cada dia se inyecta 2800 toneladas y anualmente 1 millon de
toneladas de CO; y se espera que durante la vida util del proyecto se almacene 20 millones de

toneladas.

El monitoreo se realiza a través de datos sismicos 3D, con los cuales se visualiza la saturacion
de CO; dentro del reservorio y se verifica la efectividad de la capa de roca que cubre el
reservorio, la cual evita la migracion del CO> fuera del mismo, también se utiliza la recopilacion

de datos de la gravedad del fondo marino para rastrear el CO» inyectado.
2.3.2. Proyecto In Salah

El proyecto In Salah se encuentra ubicado en la region central de Saharan en Algeria, la
operacion se lleva a cabo por el proyecto conjunto de las compafias Sonatrach, BP y Statoil.
Los campos de gas natural de Krechba, Teguentour y Reg contienen hasta un 9% de CO», para
lo cual se requiere remover dicho gas hasta cumplir con las regulaciones de exportacion (hasta
0.3% de CO»). Por lo tanto, el gas es reinyectado luego de ser separado y removido de los gases

naturales extraidos.
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En la Figura 9 se muestra un esquema general del proyecto, de dicha Figura se tiene que la
estructura geologica del reservorio esta constituida por arenisca, la cual se encuentra a una
profundidad de 1800 metros, cuenta con un espesor de 20 metros y la capa de roca que cubre el

reservorio consiste en 950 metros de lutolitas.
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Figura 9 — Diagrama del proyecto In Salah (Metz et al., 2005)

Cada afio se inyecta 1.2 millones de toneladas de CO: y se espera que durante la vida util del
proyecto se almacene 17 millones de toneladas. Por otro lado, el reservorio tiene una porosidad
promedio de 15% y la permeabilidad es de 5 mD (miliDarcy). A su vez, la presion del reservorio

es de 175 bars y la temperatura es de 93°C.

Para el monitoreo se cuenta con 18 pozos, los cuales fueron inicialmente plantados durante la
caracterizacion de la estructura geoldgico, para luego ser utilizados en la fase de monitoreo,
también se utilizan gases isdtopos para rastrear la ruta del CO,. De igual manera, las imagenes
satelitales para monitorear la migracion del CO2; a su vez, dicha técnica de monitoreo ha
registrado una deformacion de hasta 10 mm entre los pozos de inyeccion. Por tltimo, la tasa de
inyeccion esta limitada de tal manera que el incremento de presion no sea mayor a la presion

de fractura de la roca reservorio.
2.3.3. Proyecto Weyburn

Este proyecto se encuentra ubicado en el sudeste de la ciudad de Regina en Saskatchewan,
Canada. Es operado por diversas compaiias, el gobierno de Estados Unidos, Canada y la Unién

Europea. El objetivo del proyecto es la produccion mejorada de petrdleo asi como la inyeccion
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y almacenamiento de COz, el cual es suministrado por la compaiiia de gasificacion Dakota,

ubicada a 325 km al sur de Weyburn.

La Figura 10 muestra un diagrama del proceso de inyeccion de CO; del proyecto, donde se
observa que la estructura geologica del reservorio es parte de la formaciéon Williston, la
profundidad de inyeccién es de aproximadamente 1500 metros, en dicha profundidad se
encuentra una capa de carbonatos fracturados, a su vez, la capa que cubre el reservorio esta

compuesto basicamente por el mineral anhidrita.

Se estima que la cantidad de CO; almacenado sea de entre 20 y 30 millones de toneladas durante
la vida 1til del proyecto, debido a la extensa area que cubre el reservorio, éste se puede
subdividir en dos unidades, la primera (Midale Vuggy) cuenta con una porosidad de entre 8 y
20% y la permeabilidad varia de entre 10 a 300 mD; mientras que la segunda (Midale Marly

Bed) tiene una porosidad que varia de entre 16 a 38% y su permeabilidad es de 1 a 50 mD.

Figura 10 — Proceso de inyeccion de CO: en el proyecto Weyburn (https://ptrc.ca/projects/weyburn-midale)

Para el monitoreo se recolectd informacién base antes de la inyeccion del CO», lo cual permite

la comparacion de las caracteristicas del campo antes y después del almacenamiento. Ademas,
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se utiliza métodos geomecanicos y de datos de imagenes sismicas para determinar y descartar

las fugas de gas hacia la superficie.
2.4. Reservorios geoldgicos de almacenamiento de CO:

Es importante conocer y caracterizar la capa geologica o capa de roca subsuperficial donde el
COs sera inyectado. En primer lugar, la inyeccion y almacenamiento de CO; tiene que realizarse
en una capa de roca sedimentaria, la cual cuenta como caracteristica importante, la presencia
de agujeros o vacios que se conectan entre si (porosidad y permeabilidad), lo cual permite el

flujo de fluidos (Blunt, 2010).

Por otro lado, la profundidad a la cual se tiene que llevar a cabo la inyeccion no debe ser menor
de aproximadamente 1000 metros. Dicha profundidad es importante para evitar fugas, y
ademas, garantiza la presion y temperatura suficientes para que el CO; permanezca en su estado
supercritico, es decir, presente altas densidades y a una viscosidad propia del gas, de tal manera

que el almacenamiento sea mas eficiente (Raza et al., 2016).

Es importante, ademas, que la capacidad de almacenamiento estimada sea mayor a la cantidad
total de CO> que se pretenda inyectar; asi como también, la presion inducida por la inyeccion
debe ser menor que el nivel de presion que genere dafios geomecanicos a la roca reservorio o a

la capa de roca que cubre (subyacente) al reservorio (Chadwick et al., 2008).

En la Tabla 2 se presenta los indicadores mas importantes que determinan la idoneidad de una

capa geologica como reservorio de almacenamiento de CO».

Tabla 2: Indicadores geolégicos para seleccion de reservorios de almacenamiento de CO:
(Chadwick et al., 2008)

Propiedades del reservorio Buenos indicadores Indicadores bajos

. Mayor a 1000m y menor a Menor a 800m y mayor a
Profundidad 2500m 2500m
Espesor del reservorio Mayor a 100m Menor a 20m
Porosidad Mayor 20% Menor a 10%
Permeabilidad Mayor a 500mD Menor a 200mD
Estratigrafia Uniforme Variacion lateral compleja
Propiedades de la cubierta - . .

Buenos indicadores Indicadores bajos
de roca
Espesor Mayor a 50m Menor a 20m
Estratigrafia Uniforme ysin fallas Variaciones lqterales y fallas
geoldgicas medianas
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Tal como indica la Tabla, es ideal que los reservorios se encuentren a profundidades entre 1000
y 2500 metros, una porosidad significativa y una alta permeabilidad; asi como también, contar

con una estratigrafia uniforme donde no se presentes fallas geologicas importantes.

Las estructuras geologicas donde puede ser inyectado el CO> pueden consistir en vetas de
carbon, acuiferos salinos y reservorios de petroleo y gas. En la Figura 11 se presenta un esquema

general sobre los diferentes tipos de reservorios de almacenamiento de CO».

El almacenamiento de CO; en vetas de carbon para la produccion mejorada de metano es
potencialmente atractivo; aunque la tecnologia para ello no se encuentra bien desarrollada y se
requiere mas estudios sobre el proceso de inyeccion y almacenamiento en el carbon (Metz et

al., 2005).

Figura 11 — Esquema de inyeccion del CO: en diferentes tipos de reservorios (Raza et al., 2016)

Se estima que las formaciones o acuiferos salinos profundos son los reservorios de
almacenamiento de CO> de mayor capacidad en el mundo, muchos estudios sugieren que las
formaciones salinas constituyen mas del 90% de los recursos de almacenamiento en la mayoria

de las regiones (Hosa et al., 2011).

Por su parte, los reservorios de petroleo y gas son los recursos de almacenamiento mas

prometedores y potencialmente mas viables porque las caracteristicas de dichas estructuras
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geolodgicas han sido previamente estudiadas y caracterizadas en la fase de exploracion y

extraccion de hidrocarburos.

En los siguientes puntos se presenta, con mayor detalle, los aspectos y caracteristicos de los tres

tipos de reservorios con relacion a su idoneidad para el almacenamiento de COs».
2.4.1. Vetas de carbon

La idoneidad de las vetas de carbon como reservorios de almacenamiento de CO> se basa en
tres criterios: el primero consiste en las propiedades del carbon presente en el reservorio, el
segundo depende del contexto tecnoldgico y econdmico, y el tercero depende de la presencia o
interaccion del reservorio de carbon con otros recursos potencialmente utilizables (Bachu et al.,

2007).

En cuanto a las propiedades del carbon presentes en el reservorio, la limitaciéon mas importante
es su permeabilidad, la cual es generada debido a las fracturas presentes en el carbon (Metz et
al., 2005), se estima que la permeabilidad del reservorio de carbon tiene que ser mayor a I mD
(miliDarcy) para que el almacenamiento de CO; sea viable, dicho nivel de permeabilidad se

suele alcanzar en profundidades que van del rango de 1300 a 1500 metros (Bachu et al., 2007).

La permeabilidad del carbon varia extensamente y, por lo general, disminuye a medida que
aumenta la profundidad debido a que las fracturas se cierran por el aumento de las presiones

subterraneas (Metz et al., 2005).

Otra caracteristica importante a tomar en cuenta son las propiedades de adsorcion del carbon,
la cual es una propiedad en la que el carbon atrae y retiene en su superficie gases, liquidos o
cuerpos disueltos (Bachu et al., 2007). A medida que el CO> es adsorbido por el carbon, éste
tiende a hincharse, lo cual reduce la permeabilidad e inyectividad del reservorio; ademas, existe
la posibilidad de que el CO; inyectado reaccione con el carboén generando precipitaciones

solidas reduciendo la permeabilidad del reservorio (Metz et al., 2005).

En cuanto al contexto tecnologico y econdmico, las limitaciones consisten en las caracteristicas
del lugar del reservorio, tales como la profundidad y el espesor de la veta. En ciertos casos, los
reservorios de carbon aptos para el almacenamiento de CO2 son aquellos que no resultan
econdmicos para la mineria; sin embargo, éstas fuentes de energia no son totalmente
descartadas porque se espera que en un futuro lleguen a ser econdémicamente viables (Bachu et

al., 2007).
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En cuanto a la presencia o interaccién con otros recursos, se refiere a que en ciertos casos los
reservorios de carbon se encuentran hidrdulicamente conectados con acuiferos de aguas
subterraneas utilizados para el suministro de agua. En estos casos suelen existir regulaciones
que protegen dichos recursos obligando a que el posible almacenamiento de CO> sea en

reservorios de carbon mas profundos que la profundidad protegida de los acuiferos subterraneos

(Bachu et al., 2007).

Las limitaciones para el almacenamiento de CO> en vetas de carbon inducen a que, por lo
general, las capas delgadas de carbon con profundidades relativamente altas sean consideradas
para el almacenamiento. Por otro lado, la inyeccion y almacenamiento de CO, también se da

en reservorios de carbodn para la produccion mejorada de gas metano (Bachu et al., 2007).
2.4.2. Formaciones salinas

Las formaciones salinas consisten en rocas sedimentarias profundas saturadas con formaciones
de agua o salmuera que contienen altas concentraciones de sales disueltas. Estas formaciones
estan dispersas en diversas regiones del mundo y contienen grandes cantidades de agua, las

cuales son inadecuados para el consumo humano y la agricultura (Metz et al., 2005).

Los criterios de seleccion geoldgicos importantes para las formaciones salinas incluyen la
profundidad del reservorio, su espesor, la porosidad, permeabilidad, la integridad de la capa de

roca y la salinidad (Chadwick et al., 2008).

Una de las caracteristicas importantes es la profundidad de inyeccion, mientras mas superficial
sea la inyeccion, significard menos costos al proyecto (Hosa et al., 2011). Sin embargo, se
considera que la profundidad de inyeccion debe ser de 800 metros como minimo porque se
requiere que el CO, mantenga un estado fluido y denso ademas de que se encuentre lejos de la

superficie (Chadwick et al., 2008).

La alta porosidad es otra caracteristica favorable para la idoneidad de las formaciones salinas,
se recomienda valores mayores a 20% de porosidad (Chadwick et al., 2008), de igual manera,
se busca una alta permeabilidad (mayor a 500 mD); aunque un bajo valor de permeabilidad no
es un indicador de una inyeccion infructuosa puesto que existen proyectos exitosos con bajos

valores de permeabilidad (Hosa et al., 2011).

El producto de la permeabilidad del acuifero y su espesor da como resultado la inyectividad, el
cual es un parametro que se relaciona directamente con la cantidad de pozos de inyeccién a

utilizarse en un determinado proyecto (Hosa et al., 2011). Por otro lado, se recomienda que los
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reservorios de formaciones salinas aptos para el almacenamiento tengan un espesor minimo de
50 metros de tal manera de reducir la huella dejada sobre un area de potencial almacenamiento

(Chadwick et al., 2008).

Con el objetivo de no afectar los recursos de agua potable, el reservorio debe tener una salinidad
mayor a 100 gramos por litro para ser considerado en proyectos de almacenamiento de CO>
(Chadwick et al., 2008). A su vez, la presion de la capa de roca que cubre la formacién salina

no debe ser excedida por la presion impuesta durante la fase de inyeccion (Hosa et al., 2011).
2.4.3. Reservorios de petroleo y gas

Los reservorios de petroleo y gas son los candidatos principales para el almacenamiento
geoldgico de COz; dentro de esta categoria, los reservorios depletados son los mas importantes.
Un reservorio se considera depletado cuando ya se extrajo la cantidad técnica y
econdmicamente posible de hidrocarburos (Bachu et al., 2007); estos reservorios presentan

cuatro ventajas principales.

En primer lugar, la seguridad e integridad de la estructura estratigrafica de dichos reservorios
queda demostrado puesto que no se tuvo fugas del petroleo o gas originalmente almacenado

por muchos afos (Metz et al., 2005).

En segundo lugar, la estructura geologica y las propiedades fisicas de los reservorios de petroleo
y gas han sido extensamente estudiados en las fases de exploracion y explotacion de dichos
combustibles fosiles (Bachu et al., 2007). En tercer lugar, se han desarrollado programas de
modelos computacionales en la industria del petréleo que idealizan y estudian los mecanismos
de movimientos, desplazamientos y entrampamientos de los hidrocarburos dentro de dichos

reservorios (Metz et al., 2005).

Por ultimo, se tiene una ventaja en el aspecto econdmico puesto que parte de la infraestructura
necesaria para el almacenamiento de CO», como los pozos de inyeccidon, que se encuentren en
el lugar pueden ser reutilizados para llevar a cabo las operaciones de almacenamiento (Metz et

al., 2005).

Una limitante para la capacidad de almacenamiento de CO; es que no se debe exceder la presion
que dafie la capa de roca subyacente, en muchos casos, la integridad de la capa de roca necesita

ser confirmada por monitoreo de presiones (Bachu et al., 2007).
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Una ventaja adicional del almacenamiento de CO» dentro de los campos de petroleo son cuando
la inyeccion es utilizada para la recuperacion mejorada de petroleo (EOR por sus siglas en
inglés), bajo este mecanismo, parte del CO; inyectado vuelve junto con el petroleo mejorado
para luego ser separado y reinyectado al reservorio con el objetivo de reducir costos
operacionales (Metz et al., 2005), la Figura 12 muestra un esquema general del proceso de

recuperacion mejorada de petroleo.

Figura 12 — Esquema de inyeccién del CO: para la produccion mejorada de petréleo (Metz et al., 2005)

Tal como se puede observar de la figura anterior, se inyecta CO> al reservorio para aumentar la
presion dentro de éste de tal manera que se extraiga los hidrocarburos residuales que aun
permanecen alli luego de las extracciones primarias o iniciales; parte del CO; inyectado vuelve
a superficie junto con los hidrocarburos extraidos para luego ser separado y reutilizado en la

inyeccion.

La razén por la que el CO; vuelve a la superficie es porque éste se mezcla con el hidrocarburo

a través de un proceso llamado miscibilidad, el cual se describe a continuacion.
Miscibilidad

La miscibilidad es un proceso en el que dos fluidos se disuelven totalmente hasta formar una

solucion homogénea (Herrera, 2013). La miscibilidad o inmiscibilidad del proceso se determina
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por un parametro denominado presion minima de miscibilidad (MMP por sus siglas en inglés),
la cual corresponde a la menor presion en la que el fluido inyectado de CO; puede desarrollar

miscibilidad con el petréleo del reservorio a temperaturas del reservorio (Jadhawar, 2010).

Se distingue dos tipos de miscibilidad. La primera es la miscibilidad al primer contacto, la cual
se da cuando el fluido inyectado se vuelve instantdneamente miscible con el petrdleo del
reservorio, es decir, se forma una mezcla homogénea de manera instantanea; el otro tipo es la
miscibilidad a multiple contacto, en dicho proceso se requiere que el CO; inyectado tenga
multiples contactos con el petrdleo del reservorio de tal manera que haya una transferencia de
componentes, tanto del petroleo al gas como del gas al petréleo, hasta formar un solo fluido
homogéneo (Herrera, 2013). En la Figura 13 se muestra un esquema de la miscibilidad a

multiple contacto.

Figura 13: Esquema de miscibilidad a multiple contacto (Herrera, 2013)

Como se puede observar de la Figura anterior, durante el proceso de miscibilidad a multiple
contacto, se generan dos fluidos parciales en medio del petroleo y el gas inyectado, el primer
fluido que esta del lado del gas consiste en CO2 con componentes vaporizados del petroleo, y
el segundo fluido consiste en CO2 condensado en petroleo. Este proceso de intercambio de
componentes entre el gas y petroleo se da hasta que los dos fluidos parciales no presenten

ninguna diferencia en su composicion, lograndose asi la miscibilidad (Hernandez, 2014).

Por otro lado, el desplazamiento del petréleo mediante la inyeccion de COz se puede dar de tres

formas diferentes, tal como se muestra en la Figura 14.
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Figura 14: Esquemas de desplazamiento de petroéleo (Adaptado de Godoy, 2011)

En la primera (correspondiente al caso “a”), se forma la zona de miscibilidad y un banco de
petrdleo; en la segunda y tercera forma (casos “b” y “c” respectivamente) se dan procesos de
procesos de movilizacion inmiscibles, en dichos casos el CO2 puede desplazarse por gravedad
en la parte superior, tal como en el caso “b”, o puede darse formaciones tipo dedos debido a la
baja viscosidad del CO», tal como en el caso “c”. El ultimo caso es la situacion mas comin en

los procesos de inyeccidon inmiscible de CO» (Godoy, 2011).
2.5. Propiedades supercriticas y entrampamiento del CO:

Los reservorios geoldgicos con potencial de almacenamiento de CO estan compuestos de una
formacioén geoldgica de alta porosidad y permeabilidad, la cual estd superpuesta por una
formacion rocosa de baja porosidad (Blunt, 2010). La alta porosidad del reservorio permite el
flujo de petroleo, agua y gases; a su vez, la baja porosidad y permeabilidad de la formacion o
capa de roca subyacente al reservorio evita que los fluidos escapen resultando en la contencion

de dichos fluidos dentro del reservorio (Safi, 2015).

Lo anterior se complementa con la necesidad de que el CO: se inyecte a una profundidad
minima aproximada de mil metros, de tal manera que el CO, aparezca en su estado supercritico,
el cual consiste en una condicion en la que el CO: se aproxima a tener densidades altas y a una

viscosidad propia de un gas, lo cual resulta beneficioso para fines de almacenamiento puesto
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que una mayor densidad implica una utilizacién mas eficiente del volumen de los poros; a su
vez, una viscosidad tipo gas mejora la movilidad del CO: dentro del reservorio (Raza et al.,

2016).

En la Figura 15 se muestra el diagrama de fases del CO; en estado puro, en dicho diagrama se
indica las presiones y temperaturas en las que ocurre los cambios de fase. Por ejemplo, se puede
observar que las fases liquida, gaseosa y sélida convergen en un punto conocido como triple

punto, el cual se encuentra a una temperatura de -56.6°C y a una presion de 5.11 atm.

Tal como indica la Figura, el punto critico se da a una temperatura de 31°C y a una presion de
72.8 atm. Por encima de dicho punto, a temperaturas y presiones mayores, el CO» presenta
propiedades de las fases liquida y gaseosa, considerandose que se encuentra en una fase
supercritica en la que la densidad es casi igual a la de la fase liquida y la viscosidad es similar

a la de la fase gaseosa (Safi, 2015).

Figura 15: Diagrama de fases del CO2 (Raza et al., 2016)

Luego de que el CO; es inyectado en el reservorio de almacenamiento geologico, se puede
desarrollar cuatro mecanismos diferentes de captura o entrampamiento: estructural, disolucion,
reaccion y entrampamiento capilar. Dichos mecanismos pueden asegurar el almacenamiento

permanente del CO» dentro del reservorio (Safi, 2015).

La efectividad del almacenamiento geoldgico en el tiempo dependera de la combinacion de los
diferentes mecanismos de entrampamiento, los cuales consisten en fendmenos fisicos y
geoquimicos en los que el CO> queda inmdévil y permanente en el reservorio, ya sea porque
termina atrapado bajo una capa de roca impermeable, se convierte en minerales solidos o es

33



adsorbido en las superficies de los microporos de la roca del reservorio (Metz et al., 2005), tal

como se detalla en los siguientes puntos.
2.5.1. Entrampamiento estructural

En un principio, el principal medio para la captura fisica del CO; consiste en una capa de roca
de baja porosidad y permeabilidad que actia como un sello impidiendo el movimiento

ascendente del CO; hacia la superficie (Blunt, 2010).

El sello o capa de roca esta generalmente compuesto por sal, pizarras o arcillas y no requieren
ser completamente impermeables, sino que los espacios de los poros deben ser lo
suficientemente pequefios para que el CO; no tenga suficiente espacio ni presion para fluir

(Blunt, 2010).

El entrampamiento estructural es la etapa primaria de almacenamiento de CO2 luego de su
inyeccion al reservorio y es responsable de capturar la mayoria del CO, aunque se debe tener

cuidado de no exceder la presion admisible de la capa de roca (Safi, 2015).
2.5.2. Disolucion

Luego de cientos a miles de afos, el CO: se disolvera en el agua o salmuera de la formacion
generando un compuesto mas denso que se depositara. Este proceso es posible porque el CO»
tiene una buena solubilidad en el agua a altas presiones, aunque la solubilidad decrece a medida

que el agua tenga mayores contenidos de sales (Blunt, 2010).

El principal beneficio de la disolucion del CO; es que, una vez disuelto, se elimina las fuerzas
flotantes que lo impulsan hacia arriba suprimiendo los riesgos de fuga hacia la superficie. Sin
embargo, el inconveniente con este mecanismo es que es un proceso lento que se da a través de
la difusion molecular; diversos estudios y simulaciones indican que se requieren cientos a miles
de afios para que una parte significativa del CO; inyectado se disuelva en los fluidos del

reservorio (Metz et al., 2005).
2.5.3. Reaccion

Luego de que el CO2 queda disuelto, se forma una solucion débilmente acida que puede
reaccionar con la roca del reservorio formando carbonato solido. Dicho proceso geoquimico

complejo (también conocido como mineralizacion) es aun mas lento llegando a tardar miles de
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afios o mas (Blunt, 2010). A su vez, la solucion débilmente acidificada puede disolver parte de

la roca, lo cual aumenta el volumen de los espacios porosos y la permeabilidad.

La disolucioén y reaccion hacen que el CO; sea mas inmovil con el tiempo, lo cual quiere decir
que la seguridad del reservorio aumenta puesto que se elimina el riesgo de que el CO» ascienda

a la superficie por las fuerzas de flotabilidad (Safi, 2015).

2.5.4. Entrampamiento capilar

Este mecanismo, también conocido como entrampamiento residual, ocurre cuando el agua
invade al CO» en el espacio poroso, el agua tiende a humedecer la superficie interna del poro
rodeando al CO> previamente almacenado en una burbuja dentro del poro, dejandolo sin

posibilidad de escapar (Blunt, 2010).

Este proceso suele darse con mayor frecuencia en la industria del petréleo puesto que el agua
suele utilizarse para desplazar el petroleo de los reservorios; sin embargo, solo se recupera parte
del petroleo previsto puesto que la otra parte queda atrapado capilarmente en los poros (Metz

et al., 2005).

En la Figura 16 se muestra un esquema en escalas de tiempo sobre la contribucion de cada

mecanismo de entrampamiento a la seguridad y almacenamiento de CO; en el reservorio.

Figura 16: Contribucion a la seguridad y almacenamiento de CO: de los mecanismos de entrampamiento
en funcién del tiempo (Metz et al., 2005)
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Como se puede observar del esquema anterior, el entrampamiento estructural es el principal
mecanismo de almacenamiento en los primeros diez afios después de finalizar la inyeccion de
COas. Luego de cientos a miles de afios, el entrampamiento capilar y la disolucion constituyen
un porcentaje significativo en el almacenamiento de CO3; a su vez, la mineralizacion empieza
a aparecer, el cual, en conjunto con los dos mecanismos de entrampamiento mencionados

contribuyen a una mayor seguridad del almacenamiento del CO; en el reservorio.
2.6. Ecuaciones de flujo en medios porosos

Como se explico previamente, los reservorios de hidrocarburos son la alternativa con mayor
potencial para el almacenamiento geoldgico de CO»; por lo tanto, se explora los modelos
matematicos correspondientes al flujo en medios porosos que consideren, ademas del flujo del
COg, el flujo simultaneo de otros fluidos como el petroleo y agua, los cuales son frecuentes en

este tipo de reservorios.

Con el objetivo de entender las interacciones complejas entre el CO2 inyectado y los fluidos
presentes en el reservorio, asi como también, las interacciones entre el CO> y la roca del
reservorio, resulta necesario contar con un modelo que considere multiples componentes y

simule las fases (liquida y gaseosa) que se dan en los flujos dentro del reservorio (Safi, 2015).

A su vez, para la simulacion del flujo, el modelo debe idealizar la migracién del CO; a través
del reservorio en funcion de la tasa de inyeccion y presion del CO», asi como también, de la

presion de fractura de la roca correspondiente al reservorio (Zhang, 2016).
2.6.1. Medios porosos

Los materiales compuestos por una matriz sélida con un sistema de poros o vacios,
interconectados entre si, constituyen un medio poroso (Varela, 2014). Dichos solidos permiten
el flujo de fluidos través del sistema interconectado de poros. Por lo tanto, la caracteristica
principal de dichos medios es la porosidad, la cual se define como la relacion entre el volumen

de vacios y el volumen total del medio. En la siguiente férmula se describe dicha relacion:

$ == (1)

De la formula anterior, ¢ es la porosidad, V,, es el volumen de vacios y V es el volumen total
del medio poroso. Como se puede observar, la porosidad es un parametro adimensional, el cual

se expresa, por lo general, en porcentajes.
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Se tiene muchos ejemplos de materiales porosos, entre los cuales, se encuentra el suelo, las
rocas porosas o fracturadas, asi como las grandes formaciones geologicas de caliza kéarstica
(Bear, 1967). De igual manera, los reservorios de petroleo o gas son un ejemplo de formaciones

geologicas porosas que almacena hidrocarburos en sus espacios vacios o poros.

En algunos casos de flujos se requiere considerar la compresibilidad tanto de los fluidos como
del medio poroso. En el caso de fluidos liquidos, la densidad puede estar relacionada con la

presion por medio de la compresibilidad (Das et al., 2018), lo cual se expresa como sigue:

10dp
=== @
pop
De la ecuacion anterior, C es la compresibilidad siendo sus unidades m?/N, es un valor que

siempre es positivo y suele ser constante sobre un rango de valores de presion del fluido. p es

la densidad del fluido y p es la presion.

Segun Das et al. (2018), una ecuacion simplificada para la presion, la cual considera fluidos
levemente compresibles, es decir, la densidad es poco variable, se puede formular de la
siguiente manera:

dp k
—_— = V2

ot = uCo p (3)
En el caso de que se tenga que considerar la compresibilidad del medio poroso, el valor de C
debe considerar, de manera combinada, la compresibilidad del fluido y del medio, para lo cual

se tiene la siguiente expresion:
C b _ v ( k \Y ) 4
PP =V Py VP (4)
Ley de Darcy

Por su parte, el primero en estudiar los parametros que afectan el flujo de agua en medios
porosos fue el ingeniero francés Henry Darcy. A través de varios experimentos lleg6 a concluir
que el caudal de agua es linealmente proporcional a la seccion de una determinada area
transversal y al gradiente hidraulico (Sanchez, 2013), lo cual se formula mediante la siguiente

expresion:

Ah
Q=KA4 (5)
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, . . Ah )
Donde Q es el caudal, A es el area de una determinada seccion transversal, o ©8 el gradiente

hidraulico medido entre dos puntos a lo largo del flujo y K es una constante de proporcionalidad
o conductividad hidraulica. Luego, se determind que K es un factor que depende tanto del fluido

como del tipo de material del medio poroso (Varela, 2014).

_kpg
U

K (6)

De la expresion anterior se tiene que k es la permeabilidad del medio, p es la densidad del

fluido, u es la viscosidad dinamica del fluido y g es la aceleracion de la gravedad.

Como bien se sabe, el flujo sigue una direccion de cargas hidraulicas altas hacia bajas, es decir,
la carga hidraulica disminuye en la direccion del flujo, es por ello que la formula de Darcy suele
expresarse, en su forma diferencial, de la siguiente manera:

Q=—-KA=r (7

A su vez, la velocidad de Darcy se expresa de la siguiente manera:

_Q_ _dh
u=a="K7 ®)

Donde u es la velocidad de Darcy, la cual indica la cantidad de flujo volumétrico por unidad

de seccion transversal. Es importante recalcar que u no es la velocidad real del fluido puesto

que A no representa un area solida (Pinder & Celia, 2006).

La ley de Darcy es mayormente usada para determinar la tasa de flujo cuando el gradiente de

presion es conocido (Das et al., 2018).

De acuerdo a Das et al. (2018), la velocidad de Darcy expresada en sus componentes cartesianas

y cilindricas se expresan mediante las siguientes expresiones:

Cartesianas:
_ kop _ kop _ kop
Y = U ox Yy = udy Yz = uoz ©)
Cilindricas:
kop 1kop kop
U=y WTTinas W T Thas (10)
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Donde p es la presion del fluido en la escala del poro. A su vez, la ecuacion de continuidad de

la presion puede ser expresada en sus coordenadas cartesianas y cilindricas:

Cartesianas:
azp azp azp
32 + 3y7 + PP 0 (11)
Cilindricas:
’p 10p 19%p 09%p (12)

v trzgee 5,270

En el caso de la ecuacion (12), su solucion requiere la definicion de condiciones de borde sobre

el sistema general, tales como las condiciones de Dirichlet, Neumann o Robin (Das et al., 2018).

Por otro lado, la saturacién o grado de saturacion de un fluido en un medio poroso se define

como la relacion entre el volumen de la fase fluida y el volumen de vacios del medio:

5% =

SIS

(13)

Donde $* es la saturacion de una fase fluida en el medio porosoy V, es el volumen de dicha
fase fluida en el medio. Por lo general, se tiene dos fases (mojada y no mojada) que en conjunto

llenan los espacios vacios, lo cual se expresa de la siguiente manera:
SY+St=1 (14)

En este caso, " es la saturacion de la fase mojada y $™, de la fase no mojada. A su vez, se
define presion capilar como la diferencia de la presion de la fase no mojada con la de la fase

mojada.

-p¥ (15)
Dicha diferencia siempre resulta positiva puesto que la presion de la fase no mojada (p™) es

siempre mayor que la de la fase mojada (p"), (Varela, 2014).

Para cada fase presente en el medio poroso, se tiene una ecuacion de conservacion de la masa,
en la siguiente expresion se muestra la acumulacion de masa en el tiempo para un volumen
diferencial:

0(@p"5) |

e xAyAz (16)
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Donde p“ es la densidad de cada fase. Al asumir que no se dan procesos de transferencia de
masa entre fases, la ecuacion de conservacion de la masa para cada fase se expresa de la

siguiente forma vectorial:

d(Pp*S”*
('D—) =_V- (p“u“) + m¢* (17)
Jt =
De la ecuacion anterior, u® es la velocidad de Darcy para cada fase y m? es el flujo masico
para cada fase. En el caso de flujos multifasicos, la velocidad de Darcy para cada fase se expresa
como sigue:

ka
u® = —;—a (Vp® — p©gVz) (18)

En este caso, k%, p® y u® corresponden a la permeabilidad efectiva, la presion y viscosidad de

cada fase, respectivamente. Es importante recalcar que las permeabilidades efectivas de cada

fase no pueden ser mayores que la permeabilidad absoluta del medio poroso (k). Para ello, la

permeabilidad relativa de cada fase se define de la siguiente manera:
kaf
ki = _f (19)

Donde k¥ es la permeabilidad relativa de cada fase. En el estudio de los flujos multifasicos, se
debe evaluar correctamente las permeabilidades relativas (Varela, 2014). Diversos estudios, tal
como el de Standing (1975), establecen que las permeabilidades efectivas, y por tanto las
relativas, dependen de la distribucion del tamano de los poros, la saturacion, historia de

saturacion y la mojabilidad.

A su vez, la distribucion del tamafio de los poros también define la permeabilidad absoluta de

un medio (k), dicha permeabilidad se define con respecto a la saturacion total por parte de un

fluido que no reacciona con los minerales presentes en la roca del medio (Standing, 1975). Es
préactica comun utilizar la permeabilidad absoluta como un valor base para el calculo de las

permeabilidades relativas (ver ecuacion 19).
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2.6.2. Ecuaciones de estado

Para describir la relacion entre la presion, volumen y temperatura de los gases se utilizan las
ecuaciones de estado. Los gases se definen, generalmente, como fluidos de baja densidad y baja
viscosidad, los cuales no tienen forma ni volumen, pero se expanden hasta llenar

completamente el envase en el que es contenido (McCain, 1990).

En primer lugar, se desarrolla la ecuacion de estado de un gas ideal puesto que ésta es tomada
como base para el desarrollo de ecuaciones de estado de gases reales, asi como de ecuaciones

de estado de gases o fluidos mixtos.

En principio, los gases ideales tienen tres propiedades fundamentales: el volumen que ocupan
las moléculas es despreciable con respecto al volumen que ocupa el gas, no existen fuerzas de
atraccion o repulsion entre las moléculas o entre las moléculas y las paredes del contenedor; y
por ultimo, todas las colisiones entre las moléculas son elésticas, es decir, no hay pérdidas de

energia interna debido a la colisiéon (McCain, 1990).

De acuerdo a observaciones experimentales realizadas por Boyle y Charles, se establecio que,
para una masa dada de gas, el volumen de un gas ideal es inversamente proporcional a la presion
a temperatura constante; a su vez, el volumen de un gas ideal es directamente proporcional a la

temperatura manteniendo la presion constante, lo anterior se expresa en las siguientes

ecuaciones:
pV = constante (20)
%4
T = constante (21)

Posteriormente, la Ley de Avogadro determind que, para las mismas condiciones de presion y
temperatura, volimenes iguales de gases ideales contienen el mismo niimero de particulas o
moles, es decir, las densidades relativas son proporcionales a sus respectivos pesos atdomicos
(McCain, 1990). Al combinar las ecuaciones de Boyle, Charles y Avogadro se obtiene la

ecuacion de estado para gases ideales:
pV = nRT (22)

Como se observa de la ecuacion anterior, V es el volumen de n moles de gas a una determinada
temperatura T y presion p. La constante R es un valor numérico que depende de las unidades

utilizadas para expresar las variables de la ecuacion.
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La ecuacioén (22) tiene un uso practico limitado puesto que, en realidad, los gases no tienen un
comportamiento exactamente como gases ideales; sin embargo, constituye la base para el
desarrollo de ecuaciones de estado, que describen de una manera mas precisa, el

comportamiento de gases reales (Lopez et al., 2017).

Ademas, en los reservorios de hidrocarburos se encuentra una serie de gases y fluidos
combinados o mixtos; por lo tanto, es necesario considerar las leyes que gobiernan el

comportamiento de gases mixtos.

De acuerdo a la Ley de Dalton sobre presiones parciales, se establece que la presion total
ejercida por un gas mixto es igual a la suma de las presiones ejercidas por sus componentes. La
presion parcial de cada componente de un gas mixto es igual a la presion que el componente

ejerceria si estuviera solo en el volumen ocupado por el gas mixto (McCain, 1990).

De manera andloga, la Ley de Amagat establece que el volumen total ocupado por un gas mixto
es igual a la suma de voliimenes parciales que los componentes puros ocuparian en las mismas

condiciones de presion y temperatura (McCain, 1990).

Una de las primeras ecuaciones de estado para evaluar el comportamiento de los gases en la
industria del petroleo es la ecuacion de estado de compresibilidad. Esta ecuacion consiste en

incluir un factor de correccion a la ecuacion de estado de gases ideales:
pV = znRT (23)

Donde el factor z se conoce como factor de compresibilidad, el cual es la relacion entre el
volumen real ocupado por un gas y el volumen que ocuparia el mismo gas si se comportara

como un gas ideal para las mismas condiciones de presion y temperatura (McCain, 1990).

Vreal
z= 24
Videal ( )

El factor z es determinado experimentalmente puesto que no es una constante y varia de acuerdo
a los cambios en la composicion del gas, temperatura y presion. Precisamente por la variabilidad
del factor z es que la ecuacion de estado de compresibilidad presenta limitaciones para describir
el comportamiento de gases reales, puesto que no se puede realizar, de una manera directa, los
tratamientos matematicos siendo necesario utilizar técnicas graficas y numéricas (McCain,

1990).
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En los siguientes puntos se describen dos ecuaciones de estado: Ecuacion de Van der Waal y la
Ecuacion de Peng-Robinson. La primera ecuacion fue una de las primeras en tratar de
representar el comportamiento de gases reales; mientras que la ecuacion de Peng-Robinson es,
hasta el momento, el modelo mas utilizado para los célculos termodinamicos y volumétricos,

tanto en el campo industrial como académico (Lopez et al., 2017).

En el afio 1978, Van der Waal propuso la siguiente ecuacion de estado:

<p + i) (Vy —b) =RT (25)

Via

Como se puede observar, la ecuacion presenta diferencias con respecto a la ecuacion (22)

correspondiente a la ecuacion de estado de gases ideales; en primer lugar, la presion es alterada

, . a . .o . ., , .
por el término v el cual tiene como objetivo corregir la presion, la cual varia debido a las
M

fuerzas de atraccion entre las moléculas. A su vez, la constante b representa la correccion en el

volumen molecular debido al volumen ocupado por las moléculas (McCain, 1990).

Los valores de ambas constantes a y b dependera de las caracteristicas particulares de cada gas,
la ecuacion propuesta por Van der Waal es un primer avance en la representacion del
comportamiento termodindmico de gases reales; sin embargo, tiene un uso limitado puesto que

solo presenta resultados precisos en condiciones de bajas temperaturas (McCain, 1990).

La ecuacion propuesta por los ingenieros quimicos Donald B. Robinson y Ding-Yu Peng, es
considerada como una de las mejores ecuaciones en calcular las propiedades termodindmicas
de sustancias puras y mixtas. Ademas, tiene una alta reputacion en la industria petroquimica,
debido a ello viene siendo estudiada y modificada en ciertos aspectos con el objetivo de mejorar

su capacidad predictiva (Lopez et al., 2017). La ecuacidn tiene la siguiente forma:

RT ar

P= -

(26)

El término ar depende de la temperatura critica del componente; a su vez, la ecuacion de Peng-
Robinson introduce los términos Vi (Vy + b) y b(Vy — b), los cuales constituyen una mejor
representacion de la presion debido a la atraccion molecular y, por otro lado, brinda resultados
mas precisos de densidades de los componentes en estado liquido para cualquier condicion de

temperatura (Lopez et al., 2017).
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2.6.3. Método analitico de Buckley & Leverett

El modelo analitico que se presenta a continuacion corresponde al modelo presentado por
Buckley & Leverett (1942), el cual analiza y estudia el desplazamiento de fluidos en un medio

poroso. Las hipotesis con las que parte dicho modelo son las siguientes:

— El flujo es horizontal e incompresible, no se toman en cuenta efectos gravitatorios.
— Se considera un medio poroso homogéneo, en donde la permeabilidad y porosidad son
constantes.

— Se desprecia el gradiente de presion capilar en la direccion del flujo.

Como bien se sabe, los medios porosos correspondientes a los reservorios son sistemas
heterogéneos por lo que se recomienda calcular el promedio geométrico de la permeabilidad y

el promedio aritmético de la porosidad (Varela, 2014).

En la Figura 17 se muestra un esquema de volumen de control para la derivacion de la ecuacion

de Buckley-Leverett.

Figura 17: Esquema de control para la derivacion de la ecuacion de Buckley-Leverett (Varela, 2014)

De la Figura anterior, el balance de masa en el volumen de control queda determinado mediante

la siguiente expresion:

(@) = (QVP™) | x+ax]At = AB[(S¥p™)+AE — (S p™)f]Ax 27)

Donde Q es el caudal, A es el area de seccion transversal, p es la densidad del fluido, @ es la

porosidad y S es la saturacion.

La ecuacidn anterior se lleva a la forma diferencial al aproximar los valores de Ax y At a cero,

expresandose de manera continua:
a w W a w W
_ax(Q p )=A®a(5 p*) (28)
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Al considerar el flujo incompresible, se tiene:
——— = A —— (29)

Al definir el flujo fraccional de la fase mojada como f% = QY /Q¢, se tiene la ecuacion de

Buckley-Leverett:

afv AQosv
A (30)
0x Qt ot
A suvez, SV (x, t) se expresa, en su forma diferencial en 1D, de la siguiente manera:
asv _OSWd +65Wdt 31
~ox T Tar

Considerando que el fluido presenta una saturacion constante durante el desplazamiento,

entonces:

057 e+ 5 4 — 0 (32)
ox T e ¢ T

Al combinar las ecuaciones (30) y (32) se tiene:

dx tdfvw
dx _ Q" df” (33)
dt  AQdSv
La ecuaciodn (33) indica que la velocidad, en un plano de saturacién constante, es proporcional
a la derivada del flujo fraccional con respecto a la saturacion de la fase mojada. Integrando la
ecuacion con respecto al tiempo se tiene lo siguiente:
3 Qtt d fw

X = A0 dsv

(34)

Donde x es la posicion adimensional; de acuerdo al estudio realizado por varios investigadores,
se llegd a la conclusion de que, para altas tasas de flujos, la ecuacion de Buckley-Leverett

provee una buena aproximacion de la distribucion de la saturacion real (Bear, 1967).

2.6.4. Método de ecuaciones de balance de materia

El siguiente método que se presenta corresponde al propuesto por Thian S. y Zhao G. (2008),
el cual consiste en las Ecuaciones de Balance de Materiales (MBE por sus siglas en inglés).

Dicho método es una herramienta clasica en la ingenieria de reservorios y es utilizado para
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analizar el comportamiento de los fluidos del reservorio mediante el uso de las leyes de la

conservacion de la masa.

En comparacion con las simulaciones numéricas, los métodos MBE requieren menos datos de
entrada y no consideran los detalles geométricos del reservorio, por lo que generalmente son
utilizados para verificar las caracteristicas fisicas de los fluidos del reservorio y validar la

confiabilidad de los modelos de simulacion (Thian & Zhao, 2008).

El método MBE propuesto por Thian S. y Zhao G. (2008) es una extension de la aplicacion
clasica de los métodos MBE, el cual tiene por objetivo caracterizar los procesos de recuperacion

mejorada del petréleo mediante la inyeccion de CO2 (EOR por sus siglas en inglés).

Basicamente consiste en un balance volumétrico, en el que se considera que el volumen de
fluidos dentro del reservorio es constante, por lo tanto, la suma algebraica de los volimenes del

petrdleo, agua y CO> debe ser constante (Thian & Zhao, 2008).

Ademas, se examina el comportamiento dinamico del CO; y el cambio de las propiedades del
fluido bajo condiciones reales del reservorio. A su vez, la prediccion del comportamiento del

CO: se logra mediante los resultados del monitoreo y un ajuste historico (Thian & Zhao, 2008).
El método presenta los siguientes presupuestos establecidos por Thian & Zhao, (2008):

— No se considera la ubicacion de los pozos ni las dimensiones y geometria del reservorio.
— Bajo las condiciones del reservorio, el CO; inyectado puede terminar como gas libre,
en una solucién con el agua o con el petroleo.

— Laporosidad de la roca y la saturacion de los fluidos son uniformes en el reservorio.

Es importante recalcar que los factores del modelo consideran el hecho de que el contacto del
COz con el agua y el petrdleo sea en proporciones desiguales, la reduccion de la viscosidad y
de la densidad del petréleo y el cambio de las permeabilidades relativas de los fluidos (Thian

& Zhao, 2008).

Entonces, el balance de volumen de CO, presente en el reservorio se expresa mediante la

siguiente formula:

Gico, = Gmo+ Gmw + Grree (35)
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Donde Gj ¢o, €s el volumen acumulado de CO; inyectado, Gy o €s €l volumen acumulado de
CO:z disuelto en el petroleo del reservorio, Gy, y €s €l volumen acumulado de COz disuelto en

el agua del reservorio y Ggree €5 €l volumen acumulado de CO; inyectado e inmiscible en el

reservorio (Thian & Zhao, 2008).

El volumen de CO: inyectado es un dato que se conoce puesto que en las operaciones de
recuperacion mejorada de petréleo se decide la cantidad de gas a inyectar en un determinado

periodo de tiempo (dias, meses y afos).

A su vez, los volimenes de COz disueltos en petroleo y agua (Gy, o ¥ Gy w) son cantidades
cuyos calculos involucran una gran cantidad de variables y parametros tales como el factor de
formacion de volumen, la compresibilidad efectiva de la formacion, la compresibilidad del
agua, la saturacion del petroleo, la saturacion del agua, entre otros. En el articulo “Monitoring
and Predicting CO2 Flooding Using Material Balance Equations” se da una descripcion

detallada de todas las variables y parametros presentes en el calculo de Gy, o Y Gy w-

Por su parte, el volumen inyectado de CO; inmiscible en el reservorio (Ggee) €s calculado al

conocer los valores de las otras variables de la ecuacion (35) (Thian & Zhao, 2008).
El volumen de CO» almacenado en el reservorio se calcula mediante la siguiente expresion:

Veco, re = Gi co, — Vco, proa (36)

Donde Vg, ge €s €l volumen del gas almacenado en el reservorio y Vo, proa €s €l volumen de

CO; producido. A su vez, el volumen de CO> producido se calcula de la siguiente manera:

VCOZ_prod = Voil_prod(Rs_mix - Rs_oil) + VCOZ_free + Vwater_prod X RCOZ_water (37)

De la ecuacion anterior, Vi proa € €l volumen de petroleo extraido del reservorio, Ry pix €8
la relacion de la solucion de CO; y petroleo, R ,;; es la relacion de la solucion de COz y
petroleo no contactado por €l CO2, Vg, free € €l volumen libre de CO; extraido del reservorio,
Vwater proas €8 €l volumen de agua extraida del reservorio y R¢g, water €5 la solubilidad

promedio del CO en agua (Thian & Zhao, 2008).

2.6.5. Ecuacion de flujo multifasico y de multiples componentes

Los modelos son utilizados para simular los procesos fisicos de un reservorio e inferir el

comportamiento de dicho reservorio; dichos modelos pueden ser fisicos (modelos de
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laboratorio a escala) o pueden ser matematicos, los cuales consisten en un conjunto de
ecuaciones con condiciones de borde definidas (Peaceman, 1977). Estos modelos matematicos
pueden describir adecuadamente los procesos fisicos presentes en el sistema a través de

ecuaciones de flujos multifasicos y de multiples componentes.

El flujo de fluidos y la transferencia de masas son los procesos fisicos basicos que se dan en la
extraccion de petroleo, asi como en la inyeccion de CO2 en reservorios; en dichos procesos se
pueden encontrar que hasta tres fases pueden fluir simultineamente (agua, petréleo y gas) y que
la transferencia de masa puede darse entre fases, principalmente entre gas y petroleo

(Peaceman, 1977).

A su vez, las fuerzas de gravedad, capilaridad y viscosidad influyen en el proceso de flujo de

fluidos, por lo que las ecuaciones deben tomar en cuenta dichas fuerzas (Peaceman, 1977).

En los procesos de recuperacion mejorada de petrdleo, el flujo de CO; se da principalmente por
la gradiente de presion entre los pozos de inyeccion de COz y los pozos de extraccion de
petrdleo y gas; dicha gradiente es generada por la afluencia masiva dentro de los pozos de
inyeccion, lo cual aumenta la presion del fondo de dichos pozos hasta llegar a ser mayor a la

presion promedio del reservorio (Safi, 2015).

Es asi que las gradientes de presion generan corrientes que fluyen de los pozos de inyeccion
hacia los pozos de extraccion. En la siguiente ecuacion se expresa el flujo multifasico y de
multiples componentes:

d
— MCan=f

Vn

De la ecuacion, V,, corresponde al volumen de un determinado subdominio del sistema, I';, es
la superficie que limita el volumen V,,, n es el vector normal a la superficie del elemento dI',,
que apunta al volumen V,,;; M¢ representa la acumulacion de masa o energia por unidad de
volumen para cada componente C, F¢ corresponde al flujo neto de masa o energia a través del
volumen para la componente C; por tiltimo, g¢ representa la fuente masa o energia dentro del

volumen para la componente C.

Como se puede observar, la ecuacion (38) puede ser expresada en términos de masa o energia;
en caso se exprese en términos de energia, la acumulacion de calor en sistemas multifasicos se

da mediante la siguiente expresion:
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M€ = (1 — ®)prCrT + OZSgppugp (39)

Donde @ es la porosidad de la roca, pg se refiere a la densidad de grano de la roca, Cg es el
calor especifico de la roca, T es la temperatura del medio, Sg es la saturacion de la fase B, pg

es la densidad de la fase B, y ug es la energia interna especifica de la fase .

En la siguiente ecuacion se describe el flujo de energia, donde la primera componente

corresponde al flujo conductivo y la segunda, al flujo convectivo.
F¢ = —AVT + @XghgFgs (40)

En este caso, 4 corresponde a la conductividad térmica, VT es la gradiente de temperatura, hg

es la entalpia especifica de la fase B,y Fg es el flujo de calor de la fase .

Si la ecuacion (38) se expresa en términos de masa, la acumulacion de masa para cada

componente “C” de la ecuacion (38) se puede expresar mediante la siguiente ecuacion:
M€ = @ISsppXg (41)

Donde XIC; corresponde a la fraccion de masa del componente C en la fase 8. A su vez, la
expresion generalizada del flujo de masa se da por medio de la suma de los flujos de todas las
fases:

— C
FC = ZgFpX§ (42)

El flujo de masa individual para cada fase se puede representar mediante el uso de la ley de
Darcy:
krgPpg

Fg = ppug = —k (VPg — ppg) (43)

En este caso, ug es la velocidad de Darcy en la fase B, k es la permeabilidad absoluta, k,g es
la permeabilidad relativa de la fase B, pug es la viscosidad de la fase B, g es la aceleracion de

la gravedad y P es la presion del fluido de la fase .

La presion para cada fase se obtiene mediante la suma de una determinada presion P de una

fase referencial y la presion de capilaridad:

Pg =P+ Peapp (44)
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CAPITULO 3: METODOLOGIA

En primer lugar, se consider6é la roca correspondiente a la formacion geologica Parifias,
perteneciente a la cuenca petrolera de Talara, puesto que presenta las caracteristicas mas

idoneas para servir como reservorio de almacenamiento geologico subsuperficial de COa.

Dentro de los lotes petroliferos de la cuenca de Talara, se analiza inicialmente los reservorios
de los yacimientos Bellavista y Calzada pertenecientes al lote I puesto que ambos tienen pozos
que profundizan hasta la roca de la formacion Parinas. Luego, se calcula la capacidad basica de

almacenamiento para ambos reservorios mediante la formulacién de Bachu et al., 2007.

Con base en lo anterior, se determina que el reservorio del yacimiento Bellavista es el mas apto
para el almacenamiento de CO> (mayor capacidad de almacenamiento y cantidad de pozos),
por lo cual la evaluacion total de la capacidad de almacenamiento se da solo para dicho

yacimiento.

Posteriormente, se analiza la interaccion del CO> y los demés fluidos dentro del reservorio
mediante el método de Ecuaciones de Balance de Materia propuesto por Thian & Zhao, 2008,
con el cual se calcula la cantidad de CO; efectivamente almacenable en el reservorio (respecto

al calculo inicial).

Por otro lado, mediante el software IMEX de CMG, se realiza un modelamiento numérico con
base en las caracteristicas fisicas de la roca reservorio, de los fluidos y de la interaccion entre
la roca reservorio y los fluidos. En el Capitulo 4 se presenta los resultados de la simulacion de
inyeccion de CO» y se determina la cantidad de CO» almacenable de tal manera de no superar
la presion de fractura correspondiente a la roca reservorio; a su vez, también se presenta el

analisis de sensibilidad.

3.1. Caracterizacion del reservorio

3.1.1. Ubicacion del reservorio

De acuerdo a la investigacion realizada por Carlotto, V. (2019), mediante un andlisis
multicriterio, donde se considera parametros, criterios, dimensiones y talleres participativos con
expertos, se concluye que los aspectos mas importantes para determinar los sectores o zonas

para el potencial almacenamiento de CO; en el Pert son los pardmetros socio-econdmicos, tales

como la accesibilidad, cercania a reservas naturales o areas protegidas; asi como también los
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parametros técnicos propios del reservorio, tales como la porosidad, permeabilidad y
profundidad.

Considerando los criterios anteriores y realizando una evaluacion del potencial de las diferentes
areas o zonas al interior del pais, se elabor6 un mapa mostrando las locaciones de mayor

potencial para el almacenamiento (lado izquierdo), tal como se muestra en la Figura 18.

Figura 18: Mapa de sitios potenciales para proyectos de inyeccion geolégica de CO: y zonas protegidas
(Carlotto, 2019)

A su vez, en la Figura se presenta otro mapa (lado derecho) donde se superpone las zonas
protegidas, tales como las zonas de amortiguamiento, areas de zonificacion establecida y las
areas protegidas. Dichas regiones constituyen criterios de descarte de potenciales zonas de
almacenamiento puesto que corresponden a franjas de vegetacion influyentes en los procesos
ecoldgicos que proveen variedades de bienes hacia la sociedad; también corresponden a areas
protegidas por su diversidad bioldgica, paisajistica, importancia cultural y cientifica (Carlotto,

2019).

Considerando lo anterior, se elabor6 un mapa (Figura 19) donde se presenta las zonas

potenciales de inyeccion de CO; y las zonas descartadas. Tal como indica la Figura, uno de las
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potenciales locaciones de mayor potencial se encuentra en la zona norte de la region Loreto; a
su vez, las demas locaciones se encuentran en la region Piura, la cual corresponde a la zona con

mejores posibilidades para proyectos de inyeccion de CO; (Carlotto, 2019).

En consecuencia, los lotes 192, XV, 31-E, I, XXI, X, IX, II, VI, VII, 126, 8, XIII presentan las

mejores condiciones para el almacenamiento geoldgico de COa.

Figura 19: Mapa de areas potenciales de almacenamiento y areas descartadas (Carlotto, 2019)

De los lotes previamente identificados, los correspondientes a I, 1I, VI, VII, IX, X y XV
pertenecen a la cuenca petrolifera de Talara en la region Piura, cuyos yacimientos tienen una
produccion acumulada de 1,600 millones de barriles de petroleo y gas asociado

aproximadamente (Requena, 2015).

Una de las ventajas de la cuenca de Talara es la presencia de una gran densidad de pozos, lo
cual, en comparacidn con otras zonas petroleras del pais, implica ser la zona de mayor cantidad
de pozos petroleros, y, por tanto, una mayor posibilidad de reutilizar dicha infraestructura

existente.
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A su vez, la alta densidad de pozos también implica estudios de exploracion (geofisicos,
geoquimicos, entre otros), los cuales permiten tener una informacién precisa y detallada de las
caracteristicas geologicas y petrofisicas de la zona. En la Figura 20 se presenta la alta

concentracion de pozos petroleros en la zona correspondiente a la cuenca de Talara;

Figura 20: Mapa de pozos Yy lotes petroleros en el noroeste del Perti (Fuente: Peru Petro)

Las rocas reservorios presentes en la cuenca de Talara presentan variaciones en la calidad como
reservorios de petréleo; una de las rocas que presentan buena calidad es la correspondiente a la
formacion geologica de Parinas, la cual se constituye por areniscas intercaladas con estratos de
lutitas (Chipana, 2006). Esa misma roca, a su vez, presenta las caracteristicas mas adecuadas

para el secuestro y almacenamiento geoldgico de COa.

De acuerdo al estudio realizado por Carlotto, V. (2019), los lotes correspondientes a la cuenca
de Talara estan alejados de los recursos culturales, tales como restos arqueologicos; dentro de
ellos, el lote I es uno de los lotes que mas se aleja de las zonas protegidas, lo cual le da una alta

valoracion en la seleccion de potenciales zonas.

La formacion geologica de Parifas es la que ha contribuido en la mayor produccion de petrdleo

en el lote I, el cual viene siendo explotado desde el afio 1874, cuenta con 15 yacimientos y
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presenta una produccion acumulada de casi 107 millones de barriles de petroleo a diciembre

del 2005 (Chipana, 2006).

Los yacimientos, dentro del Lote I, que cuenta con pozos que llegan hasta la roca reservorio de
la formacion Parifias son el yacimiento Bellavista y Calzada. En la Figura 21 se presenta la

ubicacion del Lote I y de los yacimientos mencionados.

Figura 21: Ubicacion del Lote I y de los yacimientos Bellavista y Calzada en la cuenca Talara, region
Piura - Peru
(Adaptado de UniPetro ABC, 2008)

3.1.2. Roca reservorio y pozos de produccion

Como se menciond anteriormente, la roca correspondiente a la formacion geoldgica Parifias
presenta las mejores caracteristicas para servir como reservorio de almacenamiento de CO:
(segun lo indicado en la Tabla 2). En los siguientes parrafos se describe los parametros que

caracterizan al reservorio de almacenamiento.

En la Figura 22 se muestra una seccidn estructural geoldgica general de la cuenca Talara
presente en el Lote I, en la cual se puede observar las propiedades correspondientes a la

profundidad, porosidad y permeabilidad de las rocas que componen dicha seccion.
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Tal como se puede observar en la Figura 22, la roca de la formacion Parifias B presenta una
porosidad cercana al 20%, una permeabilidad encima de 500 mD y se encuentra a una

profundidad aproximada de 1000 metros.

Figura 22: Seccion estructural general de la cuenca Talara, Piura - Peru
(Adaptado de UniPetro ABC, 2008)

Por encima de la roca de la formacion Parifias, se encuentra la cubierta de roca correspondiente
a la formacion Lutitas Talara, la cual, si bien presenta una porosidad del 14%, tiene una
permeabilidad nula, es decir, sus poros no se conectan entre si, lo cual constituye una cubierta

impermeable que bloquearia la tendencia ascendente del CO: a inyectarse.

En la Tabla 3 y Tabla 4 se muestra los pozos de produccion del yacimiento Bellavista y Calzada
respectivamente, los cuales corresponden a la roca reservorio de la formacion Parifias. Tal como
se puede observar de la Tabla 3, la cantidad de pozos que cuenta el yacimiento Bellavista es de
42, mientras que el yacimiento Calzada solo presenta 3 pozos (Tabla 4); a su vez, los fluidos

producidos son petroleo, gas, liquidos de gas natural (LGN) y agua.

La produccioén acumulada de los pozos del yacimiento Bellavista suma 5°086,790 barriles de
petroleo (Bls), 4°433,143 pies cubicos de gas (CF) y 840,762 barriles de agua; no se tiene

produccion de liquidos de gas natural. Un barril equivale a 0.159 m?.
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Tabla 3: Pozos de produccion del yacimiento Bellavista en la roca reservorio de Parifias
(Adaptado de Graila y Montero Petrolera S.A., 2016)

Produccion al 31/12/2015

Pozo | Yacimiento | Reservorio | Petréleo Gas LGN Agua
(Bls) (CF) (Bls) (Bls)
2122 Bellavista Parinas 67,757 - - -
2358 Bellavista Parinas 510,583 669,454 - 105,813
2435 Bellavista Parifas 91,541 345,087 - 124
2464 Bellavista Parinas 8,528 - - -
2516 Bellavista Parinas 35,365 - - -
2551 Bellavista Parinas 60,191 - - -
2613 Bellavista Parinas 154,770 8,907 - 3,530
2648 Bellavista Parifias 321,965 22,522 - 80,797
2650 Bellavista Parinas 35,015 - - -
2691 Bellavista Parinas 236,820 - - -
2703 Bellavista Parinas 79,448 4,400 - 2,309
2722 Bellavista Parinas 61,638 - - -
2737 Bellavista Parinas 23,750 - - -
2783 Bellavista Parinas 26,415 - - -
3517 Bellavista Parinas 143,961 725,567 - -
3518 Bellavista Parinas 34,438 2,602 - 94
3519 Bellavista Parifias 187,437 190,774 - 39,160
3526 Bellavista Parifias 374,487 320,732 - 5,573
3664 Bellavista Parifias 223,115 135,811 - 16,009
3676 Bellavista Parifias 76,858 28,574 - 29
3677 Bellavista Parinas 154,505 22,573 - 118,756
3678 Bellavista Parifias 2,284 - - -
3711 Bellavista Parinas 21,920 - - -
3728 Bellavista Parifias 67,603 10,764 - 22,841
3729 Bellavista Parinas 112,009 66,145 - 12,747
3731 Bellavista Parinas 47,314 - - -
3741 Bellavista Parinas 286,624 54,008 - 44,080
3784 Bellavista Parinas 310,062 550,608 - 13,872
3879 Bellavista Parinas 169,162 153,368 - 48,655
3961 Bellavista Parinas 148,937 202,049 - 3,689
3963 Bellavista Parinas 119,719 2,758 - 470
4021 Bellavista Parifias 243,893 128,874 - 165,576
4027 Bellavista Parinas 244,135 151,191 - 76,670
4029 Bellavista Parifias 53,578 27,731 - 42,283
4102 Bellavista Parinas 22,596 1,349 - 1,729
4248 Bellavista Parinas 80,458 3,017 - 174
4391 Bellavista Parinas 164 - - -
4394 Bellavista Parinas 218,129 553,156 - 1,331
4874 Bellavista Parifias 2,820 15,962 - 27,655
12212 | Bellavista Parinas 1,164 8,032 - -
17116 | Bellavista Parinas 25,365 27,128 - 6,796
3786A | Bellavista Parinas 267 - - -
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Tabla 4: Pozos de produccion del yacimiento Calzada en la roca reservorio de Parifas
(Adaptado de Graila y Montero Petrolera S.A., 2016)

.. . Produccion al 31/12/2015
Pozo | Yacimiento | Reservorio
Petroleo (Bls) | Gas (MCF) | LGN (Bls) | Agua (Bls)
3795 Calzada Parifias - 5,332,773 - -
3960 Calzada Parinas 85,015 3,537,811 - -
4100 Calzada Parifias 2,447 - - -

La produccion acumulada de los pozos del yacimiento Calzada suma 87,462 barriles de petroleo
(Bls) y 8’870,584 pies cubicos de gas (CF); no se tiene produccion de liquidos de gas natural
ni de agua. Tal como se puede observar, el yacimiento Bellavista es principalmente productor

de gas.

Hasta la fecha de registro (diciembre del 2015), la produccion de hidrocarburos se da mediante
el aprovechamiento de la energia natural del reservorio, es decir, los hidrocarburos se desplazan
hacia la zona de presion mas baja, donde se encuentran los pozos de produccion (Grafia y

Montero Petrolera S.A., 2016).

3.1.3. Capacidad basica de almacenamiento del reservorio

Para el calculo de la capacidad basica de almacenamiento de la roca reservorio de la formacion
Parifias correspondiente a los yacimientos Bellavista y Calzada se utiliza la formula propuesta
por Bachu et al., 2007. El supuesto fundamental en el que se basa la formula es que el volumen
ocupado por los hidrocarburos producidos y/o extraibles puede ser ocupado por el COz; otro
supuesto importante que realiza la formula es que el CO2 puede ser inyectado hasta llegar a la

presion original o virgen del reservorio (previo a la extraccion de hidrocarburos).

En algunos casos la roca reservorio presenta mayor resistencia, por lo que la presion podria
elevarse mas alld de la presion original del reservorio siempre que no se supere la presion de
fractura de la roca; de esa manera, la capacidad de almacenamiento de CO; podria ser mayor

(Bachu et al., 2007).

La férmula se basa en la geometria del reservorio (extension de area y espesor), la saturacion
de los fluidos, la porosidad, los volimenes de agua inyectada y producida, y se expresa de la

siguiente manera:

Mco,; = Pcozr[RfAh¢(1 —Sw) = Viw + pr] (45)
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De la ecuacion anterior, M¢q,; es la cantidad de CO> inyectable; pco,r es la densidad de CO2
en condiciones del reservorio; A, h y ¢ son el area, espesor y porosidad del reservorio
respectivamente; S, es la saturacion de agua en el reservorio; Vyy, y Vo, son los volumenes de
agua inyectada y producida respectivamente. Por 0ltimo, Ry es el factor de recobro del
reservorio, el cual es un porcentaje de la totalidad de petroleo en el reservorio, dicho porcentaje

representa la cantidad de petroleo que es técnicamente extraible y econdmicamente rentable.

En la Tabla 5 y Tabla 6 se presentan los valores de los parametros correspondientes a las
propiedades del reservorio de los yacimientos Bellavista y Calzada para ser aplicado en la
formulacion de Bachu et al., 2007. Para el valor de la densidad de CO», se tomo en cuenta que
la cuenca de Talara presenta un gradiente geotérmico que va entre 25°C y 50°C/km segun la

Figura 23, lo cual clasificaria a la cuenca como templada (Carlotto, 2019).

Las propiedades petrofisicas y de fluidos del reservorio, tales como el area, espesor, porosidad

y saturacion de agua se toman del Informe Anual de Reservas del Lote I, realizado por la

empresa Graia y Montero Petrolera S.A. (2016).
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Figura 23: Variacion de densidad del CO: segun el gradiente geotérmico y la profundidad (Bachu, 2003)
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De acuerdo al informe mencionado previamente, no se cuenta con registros de inyeccion de
agua; a su vez, el volumen de agua producida se obtiene de acuerdo a lo indicado por la Tabla

3 y Tabla 5 correspondiente a cada yacimiento.

Tabla 5: Parametros del reservorio del yacimiento Bellavista para el calculo de capacidad de

almacenamiento

Propiedades Unidad Valor
Densidad del CO», p¢o,r kg/m® 583.3
Factor de recobro, Ry % 25
Area del reservorio, A m? 5917 500
Espesor promedio del reservorio, h m 620
Porosidad del reservorio, ¢ % 17.6
Saturacion del agua, S, % 36
Volumen de agua inyectada, V;,, m? 0
Volumen de agua producida, V,,, m? 133 666
Cantidad de CO; inyectable Ton 60.34x10°

Tabla 6: Parametros del reservorio del yacimiento Calzada para el calculo de capacidad de

almacenamiento
) ) Valor Valor
Propiedades Unidad Calzada 1 Calzada 2

Densidad del CO», pco,r kg/m? 583.3 583.3
Factor de recobro, R¢ % 9 11
Area del reservorio, A m? 2762210 2337300
Espesor promedio del reservorio, h m 620 620
Porosidad del reservorio, ¢ % 17.6 17.6
Saturacion del agua, S,, % 36 36
Volumen de agua inyectada, V;,,, m? 0 0
Volumen de agua producida, V;,,, m? 0 0
Cantidad de CO; inyectable Ton 10.1x10° 10.5x10°

Segun la Tabla 5, con base en las propiedades del reservorio y de los fluidos presentes, se
calcula que el reservorio correspondiente al yacimiento Bellavista cuenta con una capacidad

basica de aproximadamente 60.34 millones de toneladas de CO> para su almacenamiento.

De acuerdo a la Tabla 6, el yacimiento Calzada se subdivide en dos areas, diferenciadas
basicamente por el valor del factor de reobro (Rf), en total, la capacidad basica de

almacenamiento de CO; es de aproximadamente 20.6 millones de toneladas.

Al realizar la comparacion entre ambos yacimientos, se puede observar una superioridad de

Bellavista con respecto a Calzada; Bellavista cuenta con una mayor cantidad de pozos y una
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capacidad basica de almacenamiento superior. Por lo tanto, se considera seguir solo con la
evaluacion de la capacidad de almacenamiento del yacimiento Bellavista puesto que Calzada
presenta desventajas importantes (poca cantidad de pozos y baja capacidad de almacenamiento)

para ser considerado como un reservorio de almacenamiento de COx.

3.1.4. Analisis de interaccion entre el CO: y los fluidos del reservorio

El andlisis del CO> con los demas fluidos presentes en el reservorio se realiza mediante el
método de Ecuacion de Balance de Materia propuesto por Thian S. y Zhao G. (2008), dicho
método consiste en un balance volumétrico donde la suma de los volumenes de petroleo, agua

y CO2 dentro del reservorio permanece constante (seglin se indica en el item 2.6.4).

Gi_COZ = Gm_o + Gm_w + Gfree (46)

En la Figura 24 se presenta un esquema del método, basicamente el volumen de CO; inyectado
en el reservorio se distribuye en volumen inmiscible, es decir, CO2 que no se combina o disuelve
con el agua o petroleo del reservorio; volumen de CO; disuelto en petroleo y volumen de CO2

disuelto en el agua del reservorio.

Gi_COZ = Gfree + 6ot Gmw
| l l

I ] ) ]

Volumen de CO2> Volumen de CO2

inyectado en el
reservorio

Volumen de CO2
inmiscible en el
reservorio

+

disuelto en €l
petroleo del
reservorio

+

Volumen de CO2
disuelto en el agua
del reservorio

Figura 24: Esquema del método de Ecuacién de Balance de Materia

Es importante acotar que el CO: disuelto en el petroleo y en el agua es potencialmente extraible
junto con dichos fluidos y, por tanto, solo el volumen de CO, inmiscible corresponderia al

volumen efectivamente almacenable en el reservorio.

En primer lugar, se obtiene los factores volumétricos de los fluidos de la formacion o reservorio;
dichos factores son utilizados para relacionar el volumen de un determinado fluido en el
reservorio con respecto al volumen que ocuparia en la superficie en condiciones estandares,

presion atmosférica de 16.7 psi y temperatura de 16°C (McCain, 1990).

En la Tabla 7 se presenta los factores volumétricos correspondientes al reservorio, los datos

presentados se toman de Chipana, J. (2016) y Requena, J. (2015).
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Tabla 7: Factores de volumen de formacion (FVF)

Parametros Parifias
Bo, FVF promedio del petroleo (m*/m?) 1.19
Boi, FVF inicial del petréleo (m*/m®) 1.19
Bg, FVF inicial del gas (m3/m?) 0.00607
Bw, FVF del agua (m*/m?) 1
Bm_o, FVF del petroleo disuelto por CO, (m*/m?) 1.35
Bm_w, FVF del agua disuelto por CO, (m*/m?) 1.21
Bco,, FVF del CO; (m*/m?) 1.33

Los datos correspondientes a la proporcion de gas-fluido, solubilidad y saturacion de los fluidos
se presentan en la siguiente Tabla. La proporcion de gas-fluido se define con la cantidad de gas

disuelto en petrdleo en condiciones del reservorio (McCain, 1990).

Tabla 8: Propiedades de la solucién de fluidos

Parametros Parifas
Rs, Proporcion de gas-petroleo en la solucion del petroleo (m*/m?) 12
Rsi, Proporcion inicial de gas-petroleo en la solucion del petrdleo (m*/m?) 50
Rsw_co2, Solubilidad promedio del CO; en el agua (m*/m?) 25
Rso_co,, Solubilidad promedio del CO; en el petroleo (m*/m?) 150
Swi, Saturacion inicial del agua 0.36
Swe, Saturacion irreducible del agua 0.20

Por otro lado, también se toma en consideracion las densidades y pesos moleculares de los

fluidos presentes en el reservorio, los cuales se muestran en la siguiente Tabla.

Tabla 9: Densidades y pesos moleculares de fluidos

Parametros Parinas
pco2, Densidad del CO» del reservorio (kg/m?) 469
poil, Densidad del petroleo del reservorio (kg/m?) 850
pwater, Densidad del gua del reservorio (kg/m?) 997
MWoil, Peso molecular del petrdleo del reservorio 44.01
MWwater, Peso molecular del agua del reservorio 18.02

Por ultimo, las fracciones molares del CO2 en los fluidos del reservorio asi como la

compresibilidad de los fluidos se indican en la Tabla 10.
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Tabla 10: Fraccion molar y compresibilidad de fluidos

Parametros Pariiias
Cf_effective, Compresibilidad efectiva de la formacion (1/MPa) 0.00055
Cw, Compresibilidad del agua (1/MPa) 0.00032
Cco0,,0il, Fraccién molar del CO; en el petroleo 0.42
Cco,water, Fraccion molar del CO; en el agua 0.26

Ecuaciones que determinan la distribucion de CO2

Los tiempos para los cuales se calcula la distribucion de CO» inyectado se dan en periodos de
meses. De igual manera, el volumen inyectado de CO> se calcula para el mismo periodo. En
primer lugar, se calcula la saturacién de los fluidos mediante las siguientes ecuaciones

propuestas por Thian S. y Zhao G. (2008).

N—N
So = (1 — Swe) (WP) B, (47)
ol
w, — W, — W,
Sw= (1= 8y0) (") B, (48)
ol

Donde S, es la saturacion del petrdleo, S, es la saturacion del agua, Np es el volumen
acumulado de extraccion de petroleo, W; es el volumen inicial de agua, Wyy,; es el volumen

acumulado de agua inyectada y Wp es la produccion acumulada de agua (Thian & Zhao, 2008).

Luego, se calcula los coeficientes de expansion, tanto para el petroleo como para el agua,

mediante las siguientes expresiones:

Eo =By — Boi + (Rs; — Rs)Bg (49)
C ive T SwiC
Eqy = Boi( f_effelctiﬂes . wi w) AP (50)
wi

Donde E, es el coeficiente de expansion del petroleo, Ey,, es el coeficiente de expansion del
agua, AP es la diferencia de presion y Cy ¢ffective €8 1a compresibilidad efectiva de la formacion

(Thian & Zhao, 2008).

El volumen de CO; que se disuelve en petroleo y agua se determina mediante las siguientes

formulas:
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_ Np(B, — RsBgy) + WpB,, + GpBy — W;B,, — N(E, + Ef,) = Gi_co,Bco,

m.o — Dl(Bm_o - Bo) n RSW_COZSW 1 DZ(Bm_w - BW) g B (51)
BO Rso_cozso RCRF BW CO2 CcOo;
st_cozsw 1

Gm_w = Gm o

52
Rso_cozso RCRF ( )

Donde G, , corresponde al volumen acumulado de CO: disuelto en petroleo y G, y, €s el

volumen acumulado de CO; disuelto en agua (Thian & Zhao, 2008).

Por ultimo, el volumen acumulado de CO; libre e inmiscible en el reservorio se calcula

mediante la siguiente expresion:

Gfree = Gi_coz —Gmo— Gmw (53)

Donde Ggpee €s €l volumen acumulado de CO; inmiscible en el reservorio (Thian & Zhao,

2008).

En el capitulo 4 se presenta los resultados correspondientes a la distribucién de CO> que se
disuelve en petréleo y agua; asi como también, la proporcidon o el porcentaje de CO> que

permanece libre o inmiscible en el reservorio.
3.2. Modelamiento numérico

El modelamiento o simulacién numérica comprende la construccion del modelo de reservorio,
la caracterizacion de la roca reservorio, asi como de los fluidos presentes en €1, la simulacion
de inyeccion de COz y el monitoreo de la presion de fractura de la roca reservorio. El objetivo
final es determinar la cantidad de CO2 que puede ser inyectado y almacenado en el reservorio

seleccionado.

Se utiliza el software IMEX de CMG para construir el modelo; en primer lugar, se idealiza la
roca reservorio asignandole las propiedades correspondientes al reservorio del yacimiento
Bellavista, luego se define el grid del modelo y las condiciones iniciales para finalmente simular

la inyeccion de COs.
3.2.1. Ecuaciones fundamentales del modelamiento numérico
El simulador numérico IMEX de CMG consiste fundamentalmente en dos partes; en primer

lugar, calcula la distribucion de presiones en el reservorio para cada diferencial de tiempo dado
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y, en segundo lugar, calcula la distribucion de saturacion de fluidos para el mismo diferencial
de tiempo. El programa asume que el procedimiento es isotérmico, otras consideraciones que

tiene en cuenta el programa son (Liu et al., 2016):

— Sistema de hidrocarburos liquidos: petroleo con gas en solucion y gas libre.
— No hay transformacion de petrdleo entre la fase liquida y gaseosa.
— La variacion de las propiedades fisicas de los fluidos se determina por la presion del

reservorio.

Los fluidos en el reservorio satisfacen la ley de Darcy (ecuacion 7), la cual también puede

expresarse considerando el diferencial de presion en las fases, tal como la siguiente expresion:

_ kAap
Q= UL (54)

Donde Q es el caudal, k es la permeabilidad de la roca reservorio, A es el area de la seccion
transversal, Ap es la diferencia de presion, u es la viscosidad del fluido y L es la longitud del

medio poroso en la direccion del flujo.

La ley de Darcy, expresada en la ecuacion (54), establece una relacion directa entre la tasa del
flujo, las propiedades del reservorio, las propiedades del fluido y la diferencia de presiones
entre fases. La forma diferencial de la ecuacion es como sigue:

k
Q—Z——;VP (55)

El simulador numérico IMEX incluye un modelamiento tipo “Black Oil”, dicho modelo es
isotérmico y consta de tres componentes (agua, petroleo y gas) y tres fases (agua, petroleo y
gas). El gas como componente solo existe en la fase de petroleo (gas en solucion) y en la fase
de gas (gas libre); a su vez, el agua como componente solo existe en la fase de agua y el

componente petroleo, solo en la fase de petroleo.

De acuerdo a Liu et al., (2016), las ecuaciones de conservacion de masa para cada componente

se obtienen al aplicar la ley de Darcy, dichas ecuaciones se expresan de la siguiente manera:

64



( d o KK
a ((Z)Sopo) = V-( i, Po Vq)o) + 4,
d KK
4 %(Q)Swpw) = V( =~ pWV(DW> + qw (56)
Hw
a(0p7s, + Bp,s KK KK
(2055 + Bpy g)zv.( “’pqu>o>+q;§’+v.< rgpqu>g>+qg
\ at Ho Ky

Los subindices o,w y g corresponden a las componentes y fases de petroleo, agua y gas
respectivamente; @ y K, son la porosidad y permeabilidad; y S, Ra»> Pa> Kra Y Qo (@ = 0,W, g)
corresponden a la saturacion de la fase, viscosidad de la fase, densidad de la fase, permeabilidad
relativa y caudal de inyeccion, respectivamente. pJ y p9 son la densidad del gas en solucién en

la fase de petroleo y la densidad del petréleo en la fase de petroleo.

Como se puede observar de la ecuacion (56), la primera ecuacion (partiendo desde la parte
superior) corresponde al componente de petrdleo en la fase de petroleo, la segunda corresponde
al componente agua en la fase de agua; y la tercera, al componente gas, la cual se presenta en

fase de petroleo y gas.

La ecuacioén (56) presenta las siguientes restricciones:

{q)a = Pa + Palz (57)

So+swts;=1

Donde G es la constante gravitacional y Z es la profundidad del reservorio. Tal como se puede
observar de la ecuacion (57), una de las restricciones es que la suma de las saturaciones de los

fluidos presentes en el reservorio sea igual a 1 (Liu et al., 2016).

Permeabilidad relativa

Cuando dos o mas fluidos estan presentes en un medio poroso, el espacio vacio es ocupado por
dichos fluidos simultdneamente y la permeabilidad o permeabilidad efectiva de cada fase se
reduce (Redondo, 2017). La reduccion de dicha permeabilidad es cuantificada por la

permeabilidad relativa de la fase, y se expresa de la siguiente manera:
K, = KK,, (58)

Donde K, es la permeabilidad efectiva de cada fase a, K es la permeabilidad del medio y K.,

es la permeabilidad efectiva de la fase a.
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La permeabilidad relativa depende de la naturaleza de los fluidos, tales como la humectabilidad
y viscosidad; asi como también, del medio poroso (Redondo, 2017). Cuando se da el flujo de
uno de los fluidos en un punto, la permeabilidad del medio poroso se reduce con respecto al
fluido considerado puesto que parte del espacio poroso, en las proximidades del punto
considerado, se encuentra ocupado por otro fluido. Lo anterior indicad que el principal

parametro, que afecta la permeabilidad relativa, es la saturacion (Bear, 1967).

Una curva tipica de permeabilidad relativa para los fluidos de agua y petroleo se presenta en la
Figura 25. Por lo general, la obtencion de la curva para los fluidos del reservorio es compleja y
normalmente se requiere datos experimentales de cada fluido. En la Figura 25, el término k,,,

corresponde a la permeabilidad relativa de la fase no mojada (petréleo).

Figura 25: Curva tipica de permeabilidad relativa para el sistema agua-petroéleo (Redondo, 2017)

3.2.2. Descripcion del modelo de reservorio

Se utilizo la informacion de diferentes informes técnicos correspondientes a las propiedades del
reservorio, yacimientos, petrofisica y propiedades de los fluidos perteneciente a la zona de
estudio. Se caracterizo las propiedades de los fluidos del reservorio geoldgico, para ello se

utilizara el programa WinProp perteneciente a la familia CMG.

WinProp consiste en una ecuacion de estado (item 2.6.2) basado en el comportamiento de los

fluidos mediante las relaciones PVT (presion-volumen-temperatura). Mediante el programa, los
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datos de laboratorio pueden ser utilizados para ajustar una ecuacion de estado, de tal manera

que coincida con el comportamiento fisico de los fluidos dentro del reservorio.
Definicion de la composicion del fluido del reservorio

Primero se ingresan los componentes del hidrocarburo al programa; en la Tabla 11 se presenta

un listado de componentes y sus respectivas fracciones masicas y molares

Tabla 11: Componentes del petroleo, fraccion de masa y fraccion molar

Componente Fraccion Fraccion
de masa molar

CO, 0.0047184 0.012384
N 0.0004111 0.001695
Ci 0.0191055 0.137561
C 0.0132464 0.050884
Cs 0.0239321 0.062689
i-Cy 0.0123237 0.024491
n-Cy 0.0236128 0.046926
i-Cs 0.0199254 0.031900
n-Cs 0.0235182 0.037651
Cs 0.0431563 0.060598

Tal como se puede observar de la Tabla anterior, el fluido gas estd compuesto por CO2 y No,
mientras que el fluido de petrdleo esta constituido por multiples componentes (C; a C); sin
embargo, el petroleo en si cuenta con una gran cantidad de componentes, los cuales resultan

muy dificiles de caracterizar y cuantificar a un nivel de detalle més exacto.

Es por ello que los componentes del fluido mostrados en la Tabla 11 corresponden a un nimero
limitado pero importante, los componentes livianos son el CO2, N2, C; y Ca, los componentes
intermedios son desde C; hasta Ce; los componentes més pesados corresponden desde la
fraccion de los heptanos C; hasta llegar a una fraccion Cso+, la informacion de dichos
componentes es ingresada como peso molecular y gravedad especifica. Con base en ello, el
programa utiliza correlaciones internas para calcular las propiedades de dichos componentes

(fraccion de masa y fraccion molar).
Ajuste de la presion de saturacion, viscosidad y presion minima de miscibilidad

Se utiliza la ecuacion de estado de Peng-Robinson como base, la cual se afinard de acuerdo a

las propiedades del fluido. Dicho afinamiento de la ecuacion de estado se realizara en funcion
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del ajuste del comportamiento del fluido (inicialmente definido) con los datos experimentales

correspondientes a la presion de saturacion, viscosidad y presion minima de miscibilidad.

En la Tabla 12 se presenta la data correspondiente a la presion de saturacion del fluido y la
presion minima de miscibilidad al primer contacto entre el CO; y el fluido del reservorio. La
data experimental se toma de los informes técnicos correspondientes a la cuenca de Talara

(Unipetro ABC, 2008).

Tabla 12: Presion de saturacion y presion minima de miscibilidad

Data experimental
Temperatura (°F) 175
Gravedad API (°) 35
Presion de saturacion (psi) 735
Presion minima de miscibilidad (psi) 2450

La gravedad API (American Petroleum Institute, por sus siglas en inglés) es una medida de la
densidad del petroleo presente en el reservorio; con base en dicha medida, el petroleo se
clasifica en pesado (10° a 23.3°API), medios (23.4° a 31.1°API) y livianos (superior a
31.1°API). Tal como se puede observar, el petrdleo del reservorio analizado se clasifica como

liviano.

Enla Tabla 13 se presenta los valores de la viscosidad seglin el ensayo de liberacion diferencial;
en dicho ensayo, se libera gradualmente el gas dentro de una determinada muestra, lo cual
modifica la presion de saturacion, ésta a su vez es registrada y se determina la viscosidad para
cada presion. La data experimental se toma de los informes técnicos correspondientes a la

cuenca de Talara (Unipetro ABC, 2008).

Tabla 13: Relacion de saturacion y viscosidad

Ensayo de liberacion diferencial
Presion (psi) Viscosidad (cp)
735 0.63
610 0.69
310 0.82
125 0.90
10 1.65

En la Figura 26 se presenta el resultado del ajuste de la viscosidad; la curva verde corresponde
a la primera corrida segin los datos inicialmente definidos en la composicion del fluido,
mientras que la curva roja, la cual se adecua a los datos experimentales, corresponde al ajuste

en dicha composicion.
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Figura 26: Ajuste de viscosidad con la data experimental

Ciertos parametros de la composicion del fluido son alterados para obtener un mejor ajuste en
los resultados correspondiente a la ecuacion de estado; como se menciond previamente, en la
definicion de la composicion del fluido, los componentes C7 a Cso+ se definieron en funcién a
la gravedad especifica y peso molecular de dichos componentes, con los cuales se obtuvieron

la fraccién de masa y fraccion molar.

Lo anterior conlleva a que se tenga una incertidumbre inherente en cuanto a la composicion y
el comportamiento exacto del fluido; es por ello, que, de acuerdo a las recomendaciones del
manual de modelamiento del software, se hace coincidir los datos experimentales con los
resultados de la ecuacion de estado, de tal manera de ajustar los valores que presentan mayor

incertidumbre en la composicion del fluido (componentes C7 a C3o+).
Definicion de la roca reservorio

Para la definicion de la roca reservorio, se crea un modelo inicial que consiste en un ntcleo
cilindrico de roca al cual se le asigna propiedades iniciales de la roca reservorio, el modelo del

nucleo se parti6 en 50 bloques en la direccion del eje longitudinal. En la Figura 27 se presenta
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un esquema del nucleo de roca, el cual tiene un didmetro de 0.12 pies y un largo de 2.87 pies,
dimensiones que corresponden a las muestras que se extraen en campo para analisis y ensayos

en laboratorio.

Figura 27: Dimensiones de niicleo cilindrico de modelo inicial de roca reservorio

En la Tabla 14 se especifica las propiedades iniciales asignadas al nucleo de roca cilindrico; a
su vez, se incluyen las propiedades propias del fluido, el cual se definié en el punto anterior.
Con base en lo definido, se pretende determinar y ajustar las interacciones entre los fluidos y la

roca reservorio.

Tabla 14: Propiedades iniciales asignadas al niicleo cilindrico de roca

Propiedades Unidad Valor

Porosidad del reservorio, ¢ % 17.6
Permeabilidad en direccion X, K, mD 640
Permeabilidad en direccion Y, K, mD 640
Permeabilidad en direccion Z, K, mD 640
Compresibilidad de la roca, C 1/MPa 518x10*
Saturacion de agua, Sw % 36
Saturacion de petroleo, So % 55.4
Saturacion de gas, Sg % 8.6

Se realiza una simulacion de produccion de petrdleo del nicleo cilindrico creado y se compara
los resultados obtenidos del modelo con los registros de laboratorio, los cuales se toman de los
informes técnicos correspondientes a la cuenca de Talara (Unipetro ABC, 2008). En la Figura
28 se presenta una grafica en la que la curva negra corresponde al resultado de simulacion y los
puntos azules a la data experimental; tal como se puede observar, existe una diferencia

significativa entre ambos casos, para lo cual se procedera a realizar el ajuste correspondiente.
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Figura 28: Simulacion inicial de produccion de petréleo y datos experimentales

Para igualar los resultados de la simulacion con los reportes de la data experimental, se realizan
ajustes a las propiedades de la interaccion entre los fluidos y la roca reservorio de tal manera
de lograr una mayor aproximacion a la data experimental. Para ello, se utiliza el programa
CMOST de la familia CMG, el cual es una herramienta que permite automatizar el ajuste de los

pardmetros mas sensibles que influyen a la aproximacion de la data experimental.

En la Figura 29 se muestra una grafica con los resultados de los ajustes realizado por el
programa CMOST, los cuales se presentan mediante las curvas celeste; de entre ellas, se
identifica la que presente los resultados més proximos a la data experimental (curva roja). De

esa manera, se ajusta las propiedades y se logra la idealizacion de la roca reservorio.

Figura 29: Produccion de petroéleo y ajuste de parametros a datos experimentales
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3.2.3. Creacion del modelo grid, condiciones iniciales y frontera

Tomando en cuenta la extension del reservorio del yacimiento Bellavista, lo cual asciende a 5
917 500 m?, se considera utilizar un sistema Convencional Cartesiano. Para ello, se construye

un sistema tridimensional utilizando el programa IMEX de la familia CMG.

Dicho sistema consiste en bloques de 110.6 m x 110.6 m en una distribucién cuadrada de 22 x
22 bloques. En el eje vertical se considera 10 bloques con espesores de 62.0 m. De acuerdo a
recomendacion del manual del software, se considera, ademas de los 22 bloques en “I”’ y “J”, 2
hileras de bloques de mayores dimensiones que rodean perimetralmente a los bloques internos.
En la Tabla 15 se presenta la distribucion de grillas o “Grid blocks™ en los ejes ortogonales “I”,
“J7y “K”.

Tabla 15: Definicion de “Grid blocks” del modelo de reservorio

Sistema Grid
Cantidad de Grid en direccion “I” 26
Espesor de bloques en “I” (m) | 475 140 22*110.6 140 475
Cantidad de Grid en direccion “J” 26
Espesor de bloques en “J” (m) | 475 140 22*110.6 140 475
Cantidad de Grid en direccion “K” 10
Espesor de bloques en “K” (m) | 10%62.0

Una vez definido el sistema de grillas del modelo, se le asigna las propiedades de la roca
reservorio previamente definidas asi como las propiedades del fluido ajustados con la data

experimental (item 3.2.2). En la Figura 30 se presenta el modelo idealizado de reservorio del

yacimiento Bellavista.

Figura 30: Modelo idealizado de reservorio correspondiente al yacimiento Bellavista
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Condiciones iniciales

Se considera que el reservorio se encuentra inicialmente en equilibrio gravitacional (gravedad
capilar); por lo tanto, la distribucion inicial de la presion en el reservorio se define segn lo
anterior y con base en la presion indicada en la Tabla 16. A su vez, en esa misma Tabla se
presenta las condiciones iniciales para la simulacion, tales como la cantidad de gas y petroleo
original en sitio. La unidad MBIls corresponde a millones de barriles, mientras que la unidad

MCF indica millones de pies cubicos.

Tabla 16: Condiciones iniciales del modelo de reservorio

Condiciones iniciales
Petroleo Original En Sitio, POES (MBIs) 524
Gas Original En Sitio, GOES (MCF) 14.6
Presion de referencia del reservorio (psi) 1900
Saturacion inicial de agua (%) 36
Saturacion inicial de petroleo (%) 554
Saturacion inicial de gas (%) 8.6

La definicion de la composicion del hidrocarburo, la cual se ajustd con base en la presion de
saturacion, viscosidad y presion minima de miscibilidad; asi como la definicion de la roca

reservorio, determinan las condiciones iniciales conjuntamente con lo indicado en la Tabla 16.

Condiciones de borde

A los bloques de mayor dimension del sistema grid, que rodean perimetralmente a los bloques
internos, se les asigna una permeabilidad de 0; con lo cual se evita el flujo de masa en dichos
bloques, de tal manera que no contribuyan con el almacenamiento de CO». Dicho

almacenamiento solo es evaluado dentro de la extension que abarcan los bloques internos.

A su vez, la inyeccion de CO; al sistema se da en puntos especificos ubicados de acuerdo a los
pozos inyectores, se considera 4 pozos inyectores (3678, 4391, 12212 y 3786A segtn Tabla 3),
los cuales corresponden a los de menor produccion de hidrocarburos; por lo cual se considera

reutilizarlos como pozos inyectores de CO».
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CAPITULO 4: RESULTADOS Y DISCUSION

Estimacion de la capacidad basica del reservorio

En primer lugar, de acuerdo a la investigacion realizada por Carlotto, V. (2019) se determind,
mediante un andlisis multicriterio que abarca parametros socio-econdmicos y técnicos, que el
Lote I de la cuenca petrolifera de Talara es una de las zonas con alto potencial y buenas

condiciones para el almacenamiento geoldgico de CO».

En el Lote I y en la cuenca petrolifera de Talara, se encuentra, en la subsuperficie, la roca
correspondiente a la formacion geologica Parifias; dicha roca presenta las caracteristicas y

parametros adecuados para funcionar como reservorio de almacenamiento geologico de CO».

Entre sus caracteristicas destacan principalmente que tiene una porosidad cercana al 20% y una
permeabilidad mayor a los 500 mD (buenos indicadores segin Tabla 2). A su vez, por encima
de la formacion Parifias se tiene una capa de roca que funciona como sello impermeable puesto
que tiene una permeabilidad igual a cero. Dichas caracteristicas convierten a la roca de la

formacion geologica de Parifias en un potencial reservorio de almacenamiento de CO».

Dentro del Lote I se selecciono el yacimiento Bellavista, el cual es uno de los yacimientos que
cuenta con pozos e historial de produccion de hidrocarburos provenientes de la roca de la
formacion Parifias (Tabla 3), en total se cuentan 42 pozos con una produccion acumulada de

5°086,790 barriles de petroleo a diciembre del 2015.

Considerando los parametros y caracteristicas del reservorio correspondiente al yacimiento
Bellavista (Tabla 5), se calcul6 la capacidad basica de almacenamiento mediante la férmula
propuesta por Bachu et al. (2007). Dicha capacidad asciende a 60.34 millones de toneladas de

CO; almacenables.

Con base en las propiedades indicadas en las Tablas 7 a 10 del item 3.1.4, y considerando un
periodo de simulacion de inyeccion de CO2 de 36 meses se obtiene la distribucion de CO> segiin
se indica en la Figura 31. Se consideré un periodo de inyeccion de 36 meses para visualizar

graficamente la proyeccion constante de la distribucion del CO; en el reservorio.

En primer lugar, tal como se puede observar de la Figura 31, la cantidad de CO; que se disuelve
en el agua es practicamente nula, manteniendo una proporcion constante de 1% durante todo el
proceso de simulacion. Por otro lado, se observa que la proporcion de CO; disuelto en petroleo,

en el primer mes de inyeccion, es 45%; dicho porcentaje va disminuyendo a medida que
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aumentan los meses hasta llegar a un valor constante de 32% a partir del octavo mes de

inyeccion.

Por ultimo, el porcentaje de CO2 que permanece libre o inmiscible en el reservorio es 54%, en
el primer mes de inyeccion, dicho porcentaje va aumentando con cada mes de inyeccion hasta

llegar a una proporcion constante de 67% a partir del octavo mes de inyeccion.
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Figura 31: Distribucion de CO: inyectado en el reservorio del yacimiento Bellavista

Por lo tanto, tal como se puede observar de la Figura, a partir del octavo mes de inyeccion de
COao, el 32% de dicho gas se disolveria en el petroleo, 1% en el agua y el 67% permaneceria

como gas libre o inmiscible.

Puesto que el CO> disuelto en petrdleo y agua es potencialmente extraible junto con dichos
fluidos, solo se considera la cantidad de CO> inmiscible como la capacidad efectivamente
almacenable del reservorio. Por lo tanto, de los 60.34 millones de toneladas inicialmente
calculados, 40.43 millones de toneladas de COz (67%) es la capacidad méaxima efectivamente

almacenable.

El siguiente paso consiste en realizar una simulacion de inyeccion de CO> sobre un modelo
numérico que idealice el reservorio del yacimiento Bellavista, el objetivo es monitorear el
aumento de presion en la roca reservorio debido a la inyeccion del gas y determinar la cantidad
de CO; almacenable de tal manera de que no se supere la presion de fractura correspondiente a

la roca reservorio.
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4.1. Simulacién de inyeccion de CO: y evaluacién del almacenamiento

En el item 3.2 se definio las propiedades de la roca reservorio, los fluidos presentes en la roca
y las interacciones entre dichos fluidos y la roca reservorio; dicha caracterizacion se incluy6 en

el modelo del reservorio donde se presenta y ubican los pozos de inyeccion de CO».

Sobre dicho modelo caracterizado se realiza una simulacion de inyeccion de CO> considerando
que el aumento de presion, en el reservorio, debido a la inyeccion no debe ser mayor a la presion

limite de la roca reservorio, la cual se establece en 4350 psi.

Se considera que los 60.34 millones de toneladas de CO: inicialmente calculados seran
inyectados en un periodo de 25 afios por los cuatro pozos inyectores (3678, 4391, 12212 y
3786A segun Tabla 3).Se considera que dichos pozos presentan el mismo caudal de inyeccion,

el cual asciende a 603.4 mil toneladas de CO; anuales.

Con base en lo anterior se llevd a cabo la simulacion de inyeccion de CO: y se registro el
aumento de la presion en los pozos inyectores (presion de fondo o “BHP” por sus siglas en
inglés); se toma en cuenta dicha presion puesto que corresponde a los maximos puntos de

presion en el reservorio, lo cual se da por el flujo entrante de fluido.

En la Figura 32 se presenta el aumento de presion en funcion del tiempo; tal como se puede
observar, se establecid un limite de 4350 psi, en dicho punto en el tiempo se cortaria la inyeccion
de CO» y la cantidad hasta ese punto seria la maxima cantidad inyectable de CO> en el reservorio

correspondiente al yacimiento Bellavista.

Figura 32: Historial de presion del fondo del pozo durante inyeccién de CO:
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Tal como se puede observar de la Figura 32, el corte de inyeccion de CO; se daria en el afio
21.85; hasta dicho punto en el tiempo, la cantidad inyectada de CO; es de 52°789,600 toneladas.
A su vez, considerando que solo el 67% del CO> inyectado permaneceria como gas inmiscible,
la cantidad de CO: efectivamente almacenable en el reservorio geologico del yacimiento

Bellavista seria de 35°369,032 toneladas.

En la Figura 33 se presenta un esquema del procedimiento general para determinar la capacidad
de almacenamiento de CO; en el reservorio seleccionado. Tal como indica dicha Figura, en
primer lugar, se calculo la capacidad bésica de almacenamiento del reservorio, la cual asciende

a 60.4 millones de toneladas.

En segundo lugar, mediante un analisis de interaccion entre el CO; y los fluidos del reservorio,
se determind que el 67% del CO; inyectado permaneceria como gas inmiscible, con lo cual 40.5

millones de toneladas seria la capacidad maxima efectivamente almacenable.

Por ultimo, a través de un modelamiento numérico del reservorio, donde se determiné y ajustéd
las propiedades de los componentes del fluido y las caracteristicas de la roca reservorio, se
realiz6 la simulacion de inyeccion de CO; hasta el punto en que la presion del reservorio no
sobrepase la presion de fractura de la roca reservorio, con lo cual se calculd que
aproximadamente 35.37 millones de toneladas de CO> es la capacidad de almacenamiento del
reservorio, lo cual se daria en un plazo de 21.85 afos y utilizando cuatro pozos de inyeccion,

cada uno con un caudal constante de 604 mil toneladas de CO> por afio.

Figura 33: Esquema de procedimiento de determinacion de capacidad de almacenamiento en el reservorio
del yacimiento Bellavista
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4.2. Analisis de sensibilidad

En la definicion de la composicion del fluido del reservorio (item 3.2.2), la composicion del
petrdleo consiste en niimeros de grupos de carbono (C; a C3o+), de los cuales los componentes
C1 a Cg suman una fraccion molar aproximada de 0.4668 de un total de 1 (Tabla 11); a su vez
dichos componentes constituyen la parte mas ligera del fluido (fraccién masica de 0.1839 de

un total de 1).

Los componentes C; a Cg estan determinados desde el inicio de la definicion de la composicion
del fluido; por otro lado, los componentes mas pesados (C7 a C3o+) se definen inicialmente
mediante el peso molecular y la gravedad especifica de cada componente debido a la

informacion limitada. En la Tabla 17 se presenta los datos inicialmente ingresados.

Tabla 17: Peso molecular y gravedad especifica de componente C7 a C3o+

Peso Gravedad Peso Gravedad
Comp. Molecular Especifica Comp. Molecular Especifica
(g/mol) P (g/mol) P
C7 92 0.7400 C19 263 0.8610
C8 103 0.7659 C20 275 0.8660
C9 113 0.8129 C21 291 0.8710
C10 132 0.7937 C22 300 0.8760
Cl1 147 0.7930 C23 312 0.8810
C12 161 0.8040 C24 324 0.8850
C13 175 0.8150 C25 337 0.8880
Cl4 190 0.8260 C26 349 0.8920
C15 206 0.8360 C27 360 0.8960
Cl6 222 0.8430 C28 372 0.8990
C17 237 0.8510 C29 382 0.9020
C18 251 0.8560 C30+ 400 0.9700

Con base en correlaciones internas del programa WinProp de CMG, se calcul6 las propiedades
de temperatura critica y presion critica de los componentes, las cuales fueron variando a medida
que se realizaban los ajustes, con la data experimental correspondientes a la presion de

saturacion, viscosidad y presion minima de miscibilidad.

De todos los componentes pesados (C7 a Cso+), el componente Czo+ resultod ser el que mayor
variacion sufridé en los ajustes de las propiedades del fluido, es decir, sus propiedades de
temperatura y presion critica fueron de mayor sensibilidad ante los ajustes mencionados. Lo
anterior se debe a que el componente C3o+ es en realidad un pseudo-componente, el cual
comprende elementos con fracciones de carbono mayores a C3o, lo cual le da una incertidumbre

inherente en su composicion y propiedades.
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En la definicién de la roca reservorio se utilizd un modelo cilindrico al cual se le asigno
propiedades, las cuales se ajustaron de acuerdo a la data experimental; dicho modelo cilindrico

fue divido en 50 bloques en su direccion longitudinal.

Como bien se sabe, mientras mas finos sean los bloques, menor serd la dispersion numérica en
los célculos, pero el tiempo de ejecucion sera mayor. En un enfoque netamente matematico se
tendria que utilizar bloques extremadamente pequefios para obtener la soluciéon mas precisa; sin

embargo, dicho enfoque conduciria a tiempos de ejecucion inaceptables.

Por lo tanto, para la definicion de las propiedades de la roca reservorio, se realizoé un analisis
de sensibilidad de tal manera de determinar un tamafio 6ptimo de bloques de tal manera que

reduzca la dispersion numérica y presente un tiempo de ejecucion apropiado.

Para ello, se ejecuta una simulacidon con un tamafio de bloque al que se le considera “caso
verdadero”; a su vez, se ejecutan otros tamanos de bloques y se realiza una comparacion con el
“caso verdadero”. El tamano de bloque que presente resultados similares con un margen de
error aceptable, mientras que reduzca la cantidad de tiempo en la simulacion, sera el tamaio a

utilizar.

La Figura 34 presenta los resultados de las simulaciones de los diferentes tamafios de bloques

en conjunto con el “caso verdadero”, el cual corresponde a la curva celeste (80 bloques).

Figura 34: Sensibilidad del tamaiio de bloque basado en la producciéon acumulada de petroleo
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Tal como se puede observar de la Figura anterior, inicialmente todos los casos proyectan el
mismo resultado (zona en la que la curva presenta una pendiente ascendente pronunciada), de
igual manera, en la zona plana de la curva se observa una minima diferencia entre todos los

casos proyectados, a excepcion de la zona del quiebre inicial de la curva.

En el tramo final se observa mayor dispersion entre todos los tamafos de bloques, donde se
evidencia que a menor cantidad de bloques, los resultados se alejan del “caso verdadero”; tal es
el caso de la curva roja (10 bloques), cuyos resultados son significativamente diferentes con

respecto al caso “verdadero”

Por otro lado, la curva morada (50 bloques) presenta una buena aproximacion al “caso
verdadero” e incluso presenta practicamente el mismo resultado que la curva marrén (60
bloques); por lo tanto, la cantidad de 50 bloques se utilizé en el modelo cilindrico para la

definicion y ajuste de propiedades de la roca reservorio y de la interaccion con los fluidos.

Otro caso de andlisis de sensibilidad se dio en la etapa de definicion de las propiedades de la
roca reservorio (item 3.2.2), especificamente cuando se ajustd los pardmetros iniciales del
modelo de nucleo cilindrico para ajustar los resultados de la simulacion con la data

experimental.

En dicho analisis se determiné la sensibilidad de los parametros con respecto a su interaccion
con el modelo de simulacion, el objetivo es determinar qué parametro o parametros deben ser
analizados mas a fondo para obtener una coincidencia historica entre el modelo de simulacion

y los resultados de los ensayos en laboratorio.

Para realizar el analisis de sensibilidad previamente descrito se utiliz la herramienta CMOST
de CMQG, dicha herramienta ejecuta una cantidad 6ptima de simulaciones para determinar la
interaccion entre los pardmetros, automatizando el proceso al crear y simular conjuntos de datos

basados en los valores de parametros ingresados inicialmente.

En primer lugar, se eligi6 la funcion objetivo, en este caso correspondid a la produccion
acumulada de petroleo y se hizo una simulacion preliminar con los pardmetros inicialmente
definidos para la roca reservorio y los fluidos presentes en €l. En la Figura 28 se muestra el

resultado de la simulacion inicial superpuesto con los datos de laboratorio.
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Con base en lo anterior, se precisa que los parametros inicialmente definidos puedan ser
alterados dentro de un determinado rango para obtener una coincidencia adecuada con la

funcion objetivo (produccion acumulada de petroleo).

En la Figura 35 se puede observar la variedad de casos que el programa simula realizando
variaciones en los parametros iniciales. Se observa que con las variaciones se obtienen
resultados que caen por encima y por debajo de la data experimental; esto implica que deberia

existir una solucion dentro de los rangos de datos establecidos.

De acuerdo al analisis realizado, se obtuvo que el pardmetro de permeabilidad relativa es el que

tiene mayor influencia sobre la funcién objetivo.

Figura 35: Simulacién de multiples casos variando parametros iniciales

Finalmente, se realiza un analisis de ajuste historico, considerando principalmente variaciones
en la permeabilidad relativa, obteniéndose una curva que presente un ajuste optimo con los
datos experimentales (curva roja en la Figura 29). En la Figura 36 se muestra la variacion de
las permeabilidades relativas del agua y petrdleo, las curva verde continua corresponde a la
permeabilidad relativa inicial del agua y la curva roja continua corresponde a la permeabilidad

del agua luego del ajuste historico.
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Figura 36: Permeabilidades relativas del agua y petréleo antes y después del ajuste histérico

Como se puede observar, la permeabilidad relativa del agua no sufre mayor variacion con
respecto a la condicion inicial dada. A su vez, la curva verde discontinua corresponde a la
permeabilidad relativa inicial del petréleo mientras que la curva roja discontinua corresponde a
la permeabilidad relativa del petrdleo luego del ajuste historico. Como es notable, dicho
parametro es el que mas variacidn sufre puesto que, de acuerdo al anélisis de sensibilidad, es el

parametro que mas influye en la funcidn objetivo sobre la cual se realiza el ajuste historico.
4.3. Discusion

Se observa que las locaciones con alto potencial de almacenamiento, determinados por el
estudio de Carlotto, V. (2019), corresponden a lotes petroliferos ubicados en la zona noroeste
del Per, los cuales, a su vez, corresponden a la cuenca petrolifera de Talara. Lo anterior guarda
concordancia con la mayoria de proyectos de inyeccion y almacenamiento geologico de CO»
presentados por Hosa et al., (2010), donde se puede observar que dichos proyectos se dan en

reservorios de petréleo.

A su vez, en el caso de Brasil, de acuerdo al estudio realizado por Iglesias et al. (2014), los
reservorios de petroleo, ubicados en 12 cuencas, representan un alto potencial por la alta

concentracion de infraestructura de oleoductos y de pozos.
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Es asi que, en la determinacion del potencial de almacenamiento, se da una alta valoracion a
los reservorios que presenten infraestructura que pueda ser utilizada en la inyeccion de COg; es
por ello que los reservorios o yacimientos de petréleo constituyen, en la mayoria de casos, la

mejor alternativa para el desarrollo del almacenamiento geoldgico de CO».

Se encontré que la roca correspondiente a la formacion geoldgica Parifas presenta buenas
caracteristicas para fungir como reservorio de almacenamiento de CO2, de acuerdo a lo indicado
por Chadwick et al. (2008); lo anterior puede significar que los yacimientos de hidrocarburos
que lleguen o profundicen hasta dicha roca, podrian constituir potenciales reservorios de

almacenamiento geoldgico de COa.

La capacidad basica de almacenamiento, calculada mediante el método de Bachu et al. (2007),
indica que el reservorio del yacimiento Bellavista presenta una gran capacidad en comparacion
con otros reservorios de proyectos existentes (Tabla 1). A su vez, el andlisis de interaccion entre
el CO; y los fluidos del reservorio indica que las propiedades de dichos fluidos permiten que el
CO:> inyectado permanezca, en gran proporcion (67%), como gas libre o inmiscible, sin que sea

potencialmente extraible disuelto en los otros fluidos.

En el estudio realizado por Thian S. y Zhao G. (2008) sobre el reservorio Weyburn, se observa
que el CO; se disuelve principalmente en el petroleo (86%), 7% se disuelve en agua y el 7%
restante permanece como gas libre. En dicho proyecto, se espera dichos resultados puesto que,
bajo las propiedades del petréleo de dicho reservorio, el CO> funcionaria como solvente para

los componentes mas pesados, permitiendo una mayor extraccion de hidrocarburos.

Con base en el modelamiento numérico, se determind que la capacidad de almacenamiento del
reservorio es de 35.37 millones de toneladas de CO,. Dicha capacidad es atn alta en
comparacion con las capacidades de los proyectos de inyeccion y almacenamiento de CO»,

presentado por Hosa et al. (2010).

Lo anterior indica que, con base en los resultados del reservorio correspondiente al yacimiento
Bellavista, la zona petrolifera de la cuenca de Talara presenta un alto potencial para el
almacenamiento geologico de CO: en el Pertl, lo cual se complementa a las conclusiones del

estudio realizado por Carlotto, V. (2019).
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CAPITULO 5: CONCLUSIONES

De acuerdo a diferentes mediciones del aumento de la temperatura global (Figura 4) y del
registro del aumento de emisiones antropogénicas de CO: (principalmente quema de
combustibles fosiles a nivel industrial), se evidencia una relacion entre ambos sucesos, lo cual
ha llevado a poner una especial atencion en alternativas para la mitigacién de emisiones de CO»,

entre ellas, el almacenamiento geolodgico subsuperficial.

Anualmente se emiten 36 mil millones de toneladas de CO» por quema de combustibles fosiles
a nivel mundial; en el Peru se emiten 44.64 millones de toneladas anuales de CO» por quema
de combustibles fosiles, de los cuales 24.10 millones de toneladas corresponden a los sectores
de generacion de energia, mineria y procesos industriales; dichos sectores constituyen las

potenciales fuentes para la captacion de CO: y su posterior almacenamiento geologico.

Se realiz6 la revision de proyectos existentes de inyeccion y almacenamiento de CO; y se
encontré que, a nivel mundial, se viene desarrollando diversos proyectos de almacenamiento
geologico subsuperficial de CO2, muchos de ellos con tasas de inyeccion superiores a las 1000
toneladas por dia y con capacidades de almacenamiento que va entre 1 y 30 millones de
toneladas (solo un proyecto en particular presenta una capacidad de 129 millones de toneladas),

los principales proyectos presentan vidas utiles superiores a los 10 afos.

En la revision de las ecuaciones de flujo en medios porosos, se encontrd que los modelos
matematicos deben considerar, ademas del flujo de CO», el flujo en simultaneo de otros fluidos,
tales como el petréleo y agua. A su vez, los modelos matematicos deben simular las fases
liquida y gaseosa puesto que, entre dichas fases, se da la interaccion entre el CO> y los demas

fluidos del reservorio.

La ecuacion basica de flujo en medios porosos corresponde a la Ley de Darcy, la cual relaciona,
linealmente proporcional, el caudal de agua con el area de la seccion transversal y el gradiente
hidraulico. Por otro lado, las ecuaciones de estado son muy importantes puesto que describen
la relacion de presion, volumen y temperatura de los fluidos, encontrandose que la ecuacion de
estado de Peng-Robinson es, hasta el momento, la mas utilizada por los programas de

modelamiento de reservorios de hidrocarburos.

El método de ecuaciones de balance de materia propuesto por Thian S. y Zhao G., es un modelo

analitico que permite analizar el comportamiento de los fluidos del reservorio, en este caso
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particular, permite analizar la interaccion del COz con los demas fluidos (petroleo y agua),
determinando, a través de una simulacion de inyeccion de CO», la distribucion, en porcentajes,
de CO2 que se disuelve en petroleo, agua y el porcentaje que permanece como gas libre o

inmiscible.

Dentro de las alternativas de almacenamiento geoldgico de CO», se encuentran las vetas de
carbon, los acuiferos o formaciones salinas y los reservorios de petroleo y gas, éstos ultimos
presentan el mayor potencial para el almacenamiento puesto que se tiene mas seguridad con
respecto a la integridad de la estructura estratigrafica de los reservorios, dicha estructura
geologica es extensamente estudiada y caracterizada en las fases de exploracion y extraccion
de hidrocarburos; a su vez, es ventajoso en el aspecto econdmico puesto que parte de la

infraestructura (pozos y oleoductos) pueden ser reutilizados para el proceso de almacenamiento.

La zona correspondiente a la cuenca petrolifera de Talara ubicada en la region Piura agrupa
buena parte de las locaciones con alto potencial para el almacenamiento geoldgico de CO»
(Figura 18), dichas locaciones presentan una alta valoracién en los pardmetros socio-
econdmicos y técnicos de acuerdo a la investigacion realizada por Carlotto, V. (2019). Entre
dichas locaciones se encuentra el Lote I, dentro del cual se localiza el yacimiento Bellavista, el
cual presenta una buena cantidad de pozos de extraccion de petréleo que profundizan hasta la

roca de la formacion geologica de Parifias.

En la Tabla 2 se definié los pardmetros ideales que definen un potencial reservorio de
almacenamiento de CO; con base en ello, la roca correspondiente a la formacion geoldgica de
Parifias es apta para el almacenamiento geoldgico de CO», puesto que presenta una profundidad
de aproximadamente 1000 metros, una alta porosidad y permeabilidad (18% y 640mD
respectivamente). A su vez, por encima de dicha roca subyace una roca que presenta una
permeabilidad nula, lo cual la convierte en una capa impermeable imposibilitando la fuga

ascendente del CO; inyectado hacia la superficie y atmosfera.

El reservorio del yacimiento Bellavista presenta una capacidad basica de almacenamiento de
CO» igual a 60.34 millones de toneladas. Al realizar el analisis de interaccion entre el CO» y
demas fluidos del reservorio se determin6 que 40.43 millones de toneladas seria efectivamente
almacenable, lo cual es una gran capacidad si se compara con otros proyectos a nivel mundial

(segun se indica en la Tabla 1).
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A través del software IMEX de CMG, se desarrolld el modelo numérico de la roca reservorio,
se caracterizo los fluidos y se realizd una simulacién de inyeccion de CO»>, dando como
resultado que la capacidad de almacenamiento es de 35.37 millones de toneladas en un plazo
de 21.85 afios, el calculo se realiz6 considerando que el aumento de presion por inyeccion de

COz en el reservorio no debe superar la presion de fractura de la roca.

En la siguiente Tabla se presenta, de manera comparativa, el listado de proyectos presentado en

la Tabla 1 incluyendo el caso correspondiente al presente estudio.

Tabla 18: Comparacion del yacimiento Bellavista con otros proyectos de almacenamiento geoldgico de

CO:
Proyecto Ubicacion Capac1daq de .Tasa de

almacenamiento inyeccion
MGSC Decatur USA 1 Mt 1000 t/dia
SECARB USA 2.1 Mt 4109 t/dia
K12-B Paises Bajos 8 Mt 1000 t/dia
In Salah Algeria 17 Mt 4000 t/dia
Weyburn Canada 20 Mt 2.7 Mt/afio
Snohvit Noruega 23 Mt 2000 t/dia
Sleipner Noruega 25 Mt 2800 t/dia
Rangely USA 26 Mt 4.5 Mm®/dia
Gorgon Australia 129 Mt 4.9 Mt/afio
Bellavista Peru 35.37 Mt 1.6 Mt/aiio

Tal como se puede observar, el reservorio correspondiente al yacimiento Bellavista presenta
una alta capacidad de almacenamiento en comparacion con otros proyectos, siendo el segundo
de mayor capacidad en el listado. Por lo tanto, a este nivel de estudio, se puede decir que el

reservorio analizado presenta un alto potencial de almacenamiento de COx.

La capacidad de almacenamiento calculada es con base en las caracteristicas de la roca
reservorio, asi como de sus fluidos y de la interaccion de éstos con el CO», es decir, con base
en criterios estrictamente técnicos - cientificos. De acuerdo a la literatura revisada, la capacidad
de almacenamiento también puede ser afectada por las limitaciones técnicas - operativas de la
infraestructura que operaria dicho proyecto; sin embargo, el presente estudio demuestra el alto

potencial, como reservorio de almacenamiento, que constituye la region noroeste del Peru.

En la definicion del fluido de hidrocarburo del reservorio, se determind que, de entre los
componentes mas pesados (Ce a C30+), €l componente C3o+ presenta mayor sensibilidad en sus
propiedades (temperatura y presion critica) respecto al ajuste de las propiedades del fluido con

la data experimental (presion de saturacion, viscosidad y presion minima de miscibilidad).
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Es importante realizar un modelamiento numérico y su respectiva simulacion de inyeccion de
CO> puesto que permite establecer un parametro que limita la capacidad de almacenamiento
del reservorio (presion limite de fractura de la roca reservorio). En este caso de estudio
particular, la presion establecida en el modelamiento numérico limita una capacidad de

almacenamiento menor que la establecida en el célculo bésico.

Considerando que en el Pert se emiten 24.10 millones de toneladas anuales por fuentes en las
que potencialmente se puede captar el CO antes de su emision, el reservorio del yacimiento
Bellavista contribuiria con la mitigacion de 1.6 millones de toneladas anuales (6.6%) durante
el tiempo de duracion del proyecto, lo cual se daria bajo las condiciones con la que se determind

la capacidad de almacenamiento.
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