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CAPITULO 1 INTRODUCCION

1.1 ¢Qué es el almacenamiento geolégico de CO,?

El almacenamiento geolégico de CO, consiste en inyectar el CO, en estado
supercritico en formaciones geoldgicas profundas (que contengan cierta porosidad
y permeabilidad) para servir como almacén, estas formaciones deben estar
acotadas superiormente por capas de roca impermeable que actuen como sello.
La captura y almacenamiento geoldgico de didxido de carbono (CO3) proporciona
una forma de evitar su emisién hacia la atmdsfera, esta constituido por un proceso
de separacion del CO, emitido por la industria y fuentes relacionadas con la
energia (centrales eléctricas y otros procesos industriales a gran escala), su
transporte desde el punto de captacion hasta un lugar de almacenamiento
(transportado en forma liquida por buques, camiones o vagones cisterna y
gasoductos) y su aislamiento de la atmodsfera a largo plazo en formaciones a
profundidades adecuadas o por medio de su uso en la Recuperacion Mejorada de
aceite; esta tesis explora la naturaleza del almacenamiento geoldgico y considera
su potencial como opcion de mitigacién al problema que causa.

La inyeccion de CO, en formaciones geolégicas fue utilizada por primera vez en
Texas, Estados Unidos a inicios de 1970 como parte de proyectos de
Recuperacién Mejorada de aceite’ (RM o EOR por sus siglas en inglés) y ha sido
utilizado en muchos otros lugares. Desde entonces, el almacenamiento geoldgico
del CO, producido por actividades humanas es parte de la mitigacion de los gases
de efecto invernadero propuesto por primera vez en 1970; sin embargo, la
investigacion efectiva se llevd a cabo hasta principios de 1990, cuando la idea
ganaba credibilidad gracias a trabajos cientificos individuales e investigaciones de
equipos de trabajo (Marchetti, 1977; Baes y col., 1980; Kaarstad, 1992; Koide y
col., 1992; van der Meer, 1992; Gunter y col., 1993; Holloway y Savage, 1993;
Bachu y col., 1994; Korbol y Kaddour, 1994).

El almacenamiento subterraneo de gases acidos (subproductos del petréleo
producido con contenido de hasta el 98% de CO;) en la Cuenca Alberta en
Canada y Estados Unidos proporcionaron una experiencia adicional; y en 1996 el
primer trabajo a gran escala se realiz6 por Statoil y sus socios en el Mar del Norte,
en el Campo de gas Sleipner. A finales de 1990 en Estados Unidos, Japdn,
Canada, Europa y Australia se realizaron programas de investigacion financiados
por instituciones publicas y privadas, a lo largo de este tiempo y sin mucha
publicidad, cierto numero de compafias petroleras se interesaron en el
almacenamiento geologico como opcidbn a la solucion del problema,

'Recuperacién Mejorada (RM).- Es la recuperacion de aceite de un yacimiento, utilizando otros medios aparte
de la presion natural del yacimiento, mediante la inyeccion de fluidos u otros recursos, excepto la inyeccion de
agua o la inyeccion convencional de gas, procesos a los que se le llama de Recuperaciéon Secundaria.

1
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particularmente para campos de gas con alto contenido de CO,, como es el caso
de Natura en Indonesia, de Salah en Argelia y de Gorgon en Australia.
Recientemente las empresas de extraccion de carbdn y compafias generadoras
de electricidad han comenzado a investigar sobre el almacenamiento geoldgico
como posible solucion para su industria. En poco mas de una década, el
almacenamiento geoldgico de CO, ha pasado de un concepto de interés limitado
a uno ampliamente considerable como opcion de mitigacibn a un problema
potencialmente importante (Figura 1.1).

Existen varias razones para esto; en primer lugar la investigacién ha avanzado y
junto a ello los resultados comerciales han sido de caracter positivo. Por lo tanto,
la confianza en la tecnologia ha aumentado; en segundo lugar se requiere un
amplio abanico de opciones de mitigacion al problema ambiental y en tercer lugar
el almacenamiento geolégico (junto con la captura del CO,) podria ayudar a
reducir las emisiones enviadas a la atmosfera. Sin embargo, si es necesario
aplicar esta técnica, debe ser de manera segura, ambientalmente sostenible,
rentable y capaz de aplicarse a varias escalas.
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Figura 1.1 Ubicacion de lugares con actividades relevantes de CO. en desarrollo o programadas.

Para su almacenamiento geoldgico, generalmente el CO, primero debe ser
comprimido en un fluido denso conocido como supercritico’;, dependiendo del
aumento de la temperatura respecto a la profundidad (gradiente geotérmico®) la

2Compuestos o mezclas a condiciones de presion y temperatura mayores que las de su punto critico, donde el
punto critico representa las condiciones de presion y temperatura en las cuales pueden coexistir las fases
vapor-liquido en equilibrio.

3Es la variacién de temperatura; es decir, gradiente térmico que se produce en el material cuando se avanza
desde la superficie hacia el centro.
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densidad del CO; se incrementa con la profundidad; alrededor de los 800 metros o
mas, el CO, puede ser inyectado en estado supercritico (Figura 1.2). El
almacenamiento geoldgico de CO, puede tomar una gran variedad de escenarios
geoldgicos, dentro de las posibles opciones de almacenamiento se encuentran las
cuencas sedimentarias, campos petroliferos, yacimientos agotados de gas y/o
petréleo, capas de carbon y formaciones salinas a grandes profundidades (Figura
1.3).

Es posible tanto en tierra firme como en mar, con las condiciones requeridas para
esto, como tuberias en altamar desde la costa o de plataformas costa afuera. La
plataforma continental y algunas cuencas sedimentarias profundas son
potenciales sitios de almacenamiento; sin embargo la mayoria de los sedimentos
de los fondos oceanicos son demasiado delgados e impermeables para el
almacenamiento geoldgico (Cook y Carleton, 2000). Ademas del almacenamiento
en formaciones sedimentarias, algunos han considerado como opcién el
almacenamiento en cavernas, basaltos y lutitas ricas en materia organica.
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Figura 1.2 Variacion de densidad del CO; respecto a la profundidad
(basado en datos de densidad de Angus y col.,, 1973); la densidad
aumenta rapidamente entre los 600 y 800 m de profundidad, cuando el
CO; alcanza un estado supercritico. Los cubos representan la relacion
del volumen ocupado por el CO; hasta los 800 m, este volumen puede
disminuir drasticamente con la profundidad. A profundidades por debajo
de los 1500 m la densidad y el volumen especifico son casi constantes.

Los fluidos deben ser inyectados de manera masiva en el subsuelo por muchos
anos para poder almacenar los productos quimicos no deseados, contaminantes o
subproductos de la produccién de petréleo, para la Recuperacion Mejorada de
aceite y/o gas o represionar formaciones con presiones bajas (Wilson y col.,
2003).
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Los principios involucrados en estas actividades estan reglamentados en la
mayoria de los paises que realizan esta actividad; el gas natural también ha sido
inyectado y almacenado a gran escala en el subsuelo en muchas partes del
mundo desde hace varios afos (incluyendo el almacenamiento estratégico).

La inyeccion de CO; por el momento ha sido en menor escala, no obstante si
fuera utilizado de manera significativa, ayudaria a disminuir las emisiones
contaminantes de fuentes fijas, y por tal motivo los gastos de inyeccidon deberian
ser similares a otras operaciones de inyeccion ya existentes.

Wision general de las epciones de almacenamiento geclégico £ Petréleo o gee producidos
1. Yacimientos de petrdleo y gas agotados I Tt rreresreres €O, inyectads
2. Litilzacién de CO, parala recuperacidn mejorada de petrdles y gas
3. Formaciones salinas profundas — a) maritimas bj temeatras G0y almacenado
4. Litizacion de O, para la recuperacian mejorada de metano
=n capaa de cartdn

Figura 1.3 Opciones de almacenamiento de CO-, en formaciones geolégicas profundas. _

Sin embargo, es necesario plantearse preguntas como ¢Cual es la capacidad
mundial de almacenamiento geoldgico? ¢Puede ocurrir cada vez que lo
necesitemos?; por lo cual debemos tomar en cuenta que no todas las cuencas
sedimentarias son candidatas para el almacenamiento geoldgico de CO», algunas
son demasiado superficiales, otras son rocas de baja permeabilidad o de
confinamiento pobre; las cuencas aptas para el almacenamiento deben tener
caracteristicas como un espesor minimo en sus sedimentos, formaciones
permeables con agua salina (formaciones salinas), grandes extensiones con
porosidad pequena (que actuen como sellos) y con simplicidad estructural; si bien
muchas cuencas presentan estas caracteristicas, muchas otras no lo hacen.
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¢ Es probable que exista suficiente capacidad de almacenamiento para satisfacer
las necesidades mundiales en los proximos afos? Para examinar esta cuestion es
necesario hacer una relacién entre los términos “recursos” y “reservas” para
depdsitos minerales (McKelvey, 1972). Los depdsitos minerales o de combustibles
fésiles son a menudo referencia de recursos con grandes cifras; sin embargo, las
reservas probadas son solo una fraccion de estos recursos; las cifras de recursos
se basan en el precio de venta de dicha mercancia, su costo de explotacién,
disponibilidad de las tecnologias apropiadas y si el impacto ambiental y/o social de
la explotacion es aceptable dentro de la comunidad en que se desarrolla dicha
actividad.

Del mismo modo, para hacer que la técnica de almacenamiento geoldgico resulte
viable, el proyecto debe ser econdmicamente factible, técnicamente viable,
seguro, ecoldgico, socialmente sostenible y aceptado por la comunidad, dadas
estas limitaciones es inevitable que el uso del almacenamiento geoldgico sea
significativamente menor que su técnica potencial; es probable que este tipo de
almacenamiento pueda utilizarse en areas urbanas y donde el CO, es generado
de manera considerable por fuentes fijas.

Esta congruencia geografica de almacenamiento-necesidad y almacenamiento-
capacidad no es sorpresa, debido a que gran parte de la poblaciéon mundial se
concentra en cuencas sedimentarias y en regiones donde el CO; es un problema
de caracter urgente (Gunter y col., 2004).

Es importante saber si el almacenamiento se realiza de manera segura y es
necesario saber por cuanto tiempo permanecera almacenado (décadas, siglos,
milenios o por tiempos geoldgicos), de tal manera que se garantice la seguridad
publica y de los centros de almacenamiento, estos deben ser disenados vy
operados con una politica de minima posibilidad de fugas; en consecuencia, las
posibles vias de fuga deben ser identificadas, sus procesos deben ser
establecidos para implantar un disefo adecuado y congruente a las normas
operativas, asi como un seguimiento, una medicion adecuada a las respectivas
normas de verificacion.

Esta tesis considera primordialmente el almacenamiento de CO, puro; sin
embargo, podria sugerirse para mayor beneficio econdmico el almacenamiento de
CO; junto con acido sulfhidrico (H2S), 6xido de azufre (SO,) o didxido de nitrégeno
(NO2).

Desafortunadamente, sélo pocos estudios cientificos han evaluado el impacto al
rendimiento del almacenamiento o los riesgos que provocarian estos componentes
al ser anadidos. Por otra parte la informaciéon obtenida de la experiencia con la
inyeccion de gases acidos en Canada resulta insuficiente para evaluar los
impactos de los componentes afadidos respecto a la seguridad del
almacenamiento.
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1.2 Proyectos existentes de almacenamiento de CO,

Una serie de proyectos de almacenamiento de CO tipo piloto y tipo comercial se
encuentran en curso o en propuesta (Figura 1.1), hasta la fecha los proyectos
comerciales en curso o previstos estan asociadas con instalaciones productoras
de gas que contienen aproximadamente del 10-15% de CO, en su volumen de
emisiones, tales como lo son los casos de Sleipner en el Mar del Norte, Snohvit en
el Mar de Barents, Salah en Argelia y Gorgon en Australia, asi como los proyectos
de inyeccion de gas acido en Canada y Estados Unidos (Figura 1.1), en el
proyecto Sleipner operado por Statoil se inyecta en suelo marino profundo en
formaciones salinas mas de 1.22388x10'"' pies cubicos de CO,* desde 1996,
algunos proyectos de almacenamiento previstos y existentes pueden ser
observados en la Tabla 1.1

En el yacimiento de gas In Salah ubicado en Argelia las empresas Sonatrack, BP y
Statoil inyectan CO, separado del gas natural en una reserva de gas ubicada fuera
de los limites del yacimiento; Statoil tiene previsto otro proyecto en el Mar de
Barents en el Campo Snohvit donde el CO; es separado del gas e inyectado a
una formacioén geoldgica subyacente a la explotada actualmente; Chevron propone
producir gas del Campo Gorgonen Australia Occidental, que contiene
aproximadamente 14% de CO, e inyectarlo a la formacion Dupuy en la lIsla
Barrow (Oen, 2003); en lo Paises Bajos en una prueba piloto se esta inyectando
CO; en el campo de gas K12-B que se encuentra en condiciones no optimas de
explotacion (van der Meer y col., 2005). Al menos 44 proyectos de inyeccion de
CO; rico en gas acido se encuentran en operacion en el Oeste de Canada desde
principios de 1990 (Bachu y Haug, 2005), y aunque la mayoria son en pequefia
escala proporcionan grandes aportes en la inyeccion eficaz de CO, y gases
peligrosos como el H,S.

Las oportunidades para la Recuperacion Mejorada de aceite han sido de mayor
interés y obtienen mayor beneficio con el almacenamiento de didxido de carbono
(Stevens y col., 2001b; Moberg y col., 2003; Moritis, 2003; Riddiford y col., 2003;
Torp y Gale, 2003) y aunque los proyectos no estan disefiados para el
almacenamiento de CO, puede observarse que la Recuperacion Mejorada es
factible con la inyeccion de CO,, desafortunadamente falta un seguimiento
exhaustivo de los proyectos de EOR asistido con CO, (excepto en la Agencia
Internacional de Energia Gases de Efecto Invernadero (IEA-GEI) del proyecto
Weyburn en Canada) lo cual hace que sea dificil de cuantificar el almacenamiento
total.

“Los valores de conversion para este estudio son los siguientes:
1 ton de CO, = 907.18 kg de CO, = 17,484 pie’ de CO, = 459.4 m*de CO,.
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Tabla 1.1 Lugares en donde se ha llevado a cabo, esta en curso o se ha planeado el almacenamiento
de CO2; desde pequeiias aplicaciones experimentales hasta aplicaciones a gran escala.
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En los Estados Unidos aproximadamente 73 operaciones de EOR asistidos con
CO, (EOR-CO,) inyectan alrededor de 5.2452x10"" pies cubicos de CO, al afio,
muchas de ellas provienen de acumulaciones naturales de CO, y de proyectos de
EOR en el mundo aunque aproximadamente de 5.2452x10'° pies ctibicos de CO;
son provocados por actividades humanas (Stevens y col., 2001); el proyecto
original de Texas SACROC fue el primer proyecto comercial de CO; a gran escala,
la emanacién de dioxido de carbono debido a actividades humanas puede ser
procesado en una planta en primera instancia para posteriormente ser inyectado
como en el proyecto Rangely Weber en Wyoming (Figura 1.4).

En Canada un proyecto de EOR-CO; ha sido establecido por EnCana en el
Campo Weyburnal Sur de Saskatchewan, el cual espera inyectar de 4.02132x10""
pies cubicos de CO, y asi extender la vida util del yacimiento por al menos 25
afos (Moberg y col., 2003; Law, 2005), cabe sefalar que el futuro de la inyeccién
de CO, es supervisado de manera rigurosa a través de la AIE GEI Weyburn
Project (Wilson y Monea, 2005).

proceso e separacién

e e = =

3 pozos inyectorgs:
e CO2

Lutitas y Aeniscas
espesor de 90C[m)]
acuifero regional

Lutitas
espesor de 950[m]

Aranistas

espesor de 20|m]
M Cas L e

Figura 1.4 Esquema del proyecto de gas en Salat, Argelia donde1.7484x10"
pies cubicos de CO, almacena anualmente. Los pozos horizontales son de
largo alcance con intervalos de hasta 1.5 km los cuales se utilizan para
inyectar el CO,.

El EOR-CO; se encuentra bajo consideracion en Mar del Norte aun cuando existe
poca experiencia operacional en altamar; sin embargo, muchos proyectos de
EOR-CO, se encuentran actualmente en curso en varios paises incluyendo a
Trinidad, Turquia y Brasil (Moritis). Asi mismo el mayor productor y exportador
mundial de crudo (Saudi Aramco), se encuentra evaluando la viabilidad técnica
para implementar el EOR-CO; en algunos de los yacimientos de Arabia Saudita.

El proyecto Brine Frio en Texas EU incorpora la inyeccion y almacenamiento de
33,219,600 pies cubicos de CO, en una formacion de alta permeabilidad con un
sello regional extenso de lutitas bituminosas (Hovorka y col., 2005) y resulta ser un
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excelente ejemplo de tecnologia, planeacion y seguridad; algunos proyectos piloto
han sido propuestos para localidades como Ketzin al Oeste de Berlin Alemania, en
la cuenca de Otway al Sudeste de Australia y en Teapot Dome Wyoming EU
(Figura 1.1); el proyecto American Future Gen propuso para finales de la década
anterior proyectos de almacenamiento geoldgico para industrias generadoras de
electricidad. De manera similar un proyecto a pequena escala se esta llevando a
cabo por RITE en Nagoaka al Noreste de Honshu, Japoén, asi como una prueba de
almacenamiento por inyeccion de CO, en formaciones de carbdn ubicadas en
Europa (RECOPOL) y Japén (Yamaguchi y col., 2005).

La suma de estos proyectos demuestra que la inyeccién de CO;, no es opcion en
un futuro distante (Figura 1.1), adicionalmente al almacenamiento comercial y los
proyectos de Recuperacion Mejorada, estan en curso o en proyeccion una serie
de proyectos piloto de almacenamiento alrededor del planeta; sin embargo, cabe
sefalar que su implementacion es por razones comerciales y/o ambientales.

En este capitulo se trata de dar un panorama amplio de los lugares en donde
existen programas de inyeccion de CO, de manera activa o planeada; sin
embargo, si ésta herramienta es considerada como una solucion real para mitigar
el problema de las emisiones enviadas a la atmdsfera, es necesario emprender
proyectos a gran escala, dicho de otra manera, junto a otras alternativas debe
haber cientos e inclusive miles de proyectos de almacenamiento geoldgico
alrededor del mundo para que se reduzca el volumen de CO, enviado a la
atmosfera.

Este proceso resulta factible en medida que se realicen las preguntas adecuadas,
es decir, antes de iniciar cualquier proyecto se deben plantear los problemas a
resolver y las posibles problematicas con las que nos podriamos encontrar, las
cuales se abordaran a lo largo de este trabajo. Algunas preguntas son:

e ;CoOmo se almacena el CO; bajo la tierra? ¢ Qué sucede con el CO2 cuando
se inyecta?

e /Cudles son las propiedades fisico-quimicas y procesos quimicos
implicados? ¢, Cuales son las formas de control geoldgico?

e ; Cuanto tiempo puede permanecer almacenado el CO; bajo tierra?

e ;Cuanto y en donde se puede almacenar CO; en el subsuelo, a nivel local,
regional, o mundial?

e /Es una oportunidad modesta o es suficiente su capacidad total de
almacenamiento como para contener una gran parte del CO, que
actualmente se emite hacia la atmosfera?
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o /Existen importantes oportunidades para la Recuperacion Mejorada de
aceite y/o gas con la inyeccién de CO,?
e ;Cual es el posible costo de almacenamiento geoldgico del CO,?

e ;COmo es un sitio de almacenamiento geoldgico adecuado, de que manera
es identificado y cuales son sus caracteristicas geologicas?

e ;Qué tecnologias estan disponibles actualmente para el almacenamiento
geolodgico de CO,?

e ;Se puede controlar de manera eficaz y segura el CO, una vez que se
encuentra almacenado geoldgicamente?

10



Almacenamiento Geoldgico de CO, JR& UL (]

CAPITULO 2 MECANISMOS DE ALMACENAMIENTO

Las formaciones geoldgicas inferiores estan compuestas de distintos minerales de
roca y materia organica, los cuales fueron transportados y depositados en lugares
distintos a los de su origen, dando con ello diferente granulometria en un mismo
sitio de depdsito. El espacio poroso que queda entre los granos minerales,
fracturas y cavidades es ocupado por fluidos (normalmente agua en su inicio, ya
que posteriormente estos espacios pueden ser ocupados por gas o aceite). La
inyecciéon de CO; dentro de este espacio poroso y fracturas de una formacién
permeable puede desplazar el liquido almacenado inicialmente, o si es el caso el
CO; disolverse con el fluido local, reaccionar con los minerales de la formacion
contenedora o también puede presentarse la combinacién de los procesos
mencionados. Este capitulo examina estos procesos y la influencia que ejercen
sobre el almacenamiento geolégico de diéxido de carbono.

2.1 Procesos de transporte y flujo de CO,

La inyeccion de fluidos dentro de formaciones geoldgicas es posible mediante el
bombeo del fluido por medio de pozos, llamados pozos inyectores, estos pozos
son perforados dentro de la formacion almacenadora en puntos estratégicos
(zonas con mayor permeabilidad) para que el CO, inyectado comience a
distribuirse en la formacion.

El intervalo perforado para el almacenamiento por lo general suele tener de 10 a
100 m de espesor, esto depende de la permeabilidad y tamafio de la formacién. La
inyeccion eleva la presion en la vecindad del pozo permitiendo al CO, entrar en el
espacio poroso y empezar a desplazarse dentro de la formacién, la cual en un
inicio contenian fluidos de formacion.

En términos de acumulacion en la formacién almacenadora, la cantidad y
distribucién de la presion dependera del gasto de inyeccion, permeabilidad y
espesor de la formacion inyectada, la presencia y/o ausencia de barreras
permeables (fracturas sello o conductoras) y la geometria de los acuiferos
regionales dentro del sistema.

Una vez que el CO, es inyectado en la formacién el flujo primario y los
mecanismos de trasporte que controlan la difusién del CO; incluyen:

e El flujo del fluido (migracién) responde a los gradientes de presién creados
por el proceso de inyeccion.

11
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e Elflujo de fluido responde a gradientes hidraulicos naturales.

e Los empujes causados por la diferencia de densidad entre el CO, y los
fluidos de formacion.

e La difusividad.

e La dispersion y digitacion de los fluidos dentro de la formacion son
causados por las heterogeneidades mismas del sistema, lo cual da como
resultado relaciones de movilidad de distinta forma entre el CO; y el fluido
de la formacion.

e La disolucion del CO; en el fluido de la formacion.

e La mineralizacion.

e El espacio poroso de captura (permeabilidad relativa).
e La adsorcion' de CO, en materia organica.

El gasto de inyeccion depende de las propiedades del fluido y la cantidad de fases
que se presenten en la formacion, cuando 2 fluidos o0 mas se mezclan en cualquier
proporcion se refiere a esta mezcla como fluidos miscibles, en caso de no ser
miscibles se denominan inmiscibles.

La presencia de distintas fases puede disminuir la permeabilidad y reducir la tasa
de migracion del fluido, si el CO; es inyectado en un yacimiento de gas se
presentara una sola fase miscible compuesta por gas natural y CO,, cuando el
CO; es inyectado en formaciones salinas profundas en forma liquida (conocida
como fase densa o supercritica) este es inmiscible con el agua, si el CO;, es
inyectado dentro de un yacimiento de aceite este puede ser de manera miscible o
inmiscible dependiendo del tipo de aceite, presion, temperatura y profundidad de
inyeccion. Cuando el CO; se inyecta en estratos de carbon adicionalmente a los
procesos mencionados, la adsorcion y desadsorcion® de gases (particularmente
metano) previamente adsorbidos en el carbon pueden provocar el inchamiento o
encogimiento del propio estrato de carbén.

Debido a que el CO; en estado supercritico es mucho menos viscoso que el agua
y el aceite, las migraciones son controladas por su gran contraste de movilidad
que existe entre los fluidos de formacién y el CO, (Celia y col., 2005; Nordbotten y
col., 2005); dada la gran movilidad del CO, solo parte del agua y del aceite son

' Proceso fisico de atraccion qgue produce la concentracion, retencién o adhesion en la superficie de un sélido
(adsorbente), de los atomos, iones o moléculas de un gas o liquido, asi como de las sustancias disueltas o
dispersas en un fluido.

2 Lo contrario a la adsorcion; la eliminacion de fluido o materia desde un medio adsorbente, usualmente para
recuperar algun fluido o material.

12
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desplazados, obteniendo con esto una saturacion media del CO2 en un rango de
30-40%. La digitaciéon obtenida puede causar que el CO; no llegue a muchos
lugares del yacimiento, lo cual dependera de la homogeneidad y la anisotropia en
la permeabilidad de la roca (van der Meer, 1995; Ennis-King y Paterson, 2001;
Flett y col., 2005). En los yacimientos de gas natural el CO, es mas viscoso que el
propio gas natural por lo que el frente sera estable y la digitacion se dara de
manera limitada.

La magnitud de las fuerzas de empuje vertical depende del tipo de fluido en la
formacion, por ejemplo en formaciones salinas la diferencia de densidad es
relativamente grande (30-50%) por lo tanto entre el CO, y el agua de formacién se
crean fuertes fuerzas de empuje provocando que el CO, vaya hacia arriba. En
yacimientos de petroleo la diferencia de densidades y fuerza de empuje no son tan
grandes, particularmente cuando existe miscibilidad entre el aceite y el CO;
(Kovscek, 2002).

En yacimientos de gas ocurre un efecto totalmente contrario cuando las
migraciones de CO, se producen por bajas fuerzas de empuje ya que el CO; es
mas denso que el gas natural (Oldenburg y col., 2001); cabe mencionar que en
formaciones salinas y yacimientos de petroleo el CO, migra a la parte superior al
ser inyecto de manera irregular debido a una menor permeabilidad en la capa
inyectada, lo cual actua como barrera y hace que el CO, migre lateralmente
llenando cualquier estrato y/o trampa estructural que encuentre a su paso.

La forma del CO, dentro de la formacion (Figura 2.1) es fuertemente afectada por
la heterogeneidad como es el caso de las lentes lutiticas de baja permeabilidad
(Flett y col., 2005). Dada la variacion de permeabilidad en las capas de la
formacién almacenadora (en especial en una de baja permeabilidad) se obtiene
como efecto la reduccién de migracion del CO; hacia la parte superior y una mala
distribucién en toda la formacion, en especial en las partes inferiores donde se
tendrian las partes mas afectadas (Doughty y col., 2001).

Como el CO, migra a través de la formacion parte de él se disuelve en el agua de
formacién, en sistemas con bajo flujo de agua las simulaciones numéricas han
mostrado que en decenas de afos una cantidad significativa de hasta el 30% del
CO; inyectado es capaz de disolverse en agua de formacién (Doughty y col,
2001). En la simulacién de cuencas se supone que durante siglos todo el CO; se
disuelve en el agua de formacion (McPherson y Cole, 2000; Ennis-King y col,,
2003). Si la inyeccién de CO; se lleva a cabo en una estructura aislada (sin flujo
entrante de agua) le toma mucho mas tiempo al CO, disolverse por completo por
la disminucién del contacto con agua de formacion insaturada, una vez que el CO,
se disuelve en el fluido de formacion, éste migra a lo largo de la formacion con el
flujo subterraneo de agua en el sistema.

13
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Figura 2.1 Simulacion de la distribucion del CO, que se inyecta en una formacion
heterogénea con capas de baja permeabilidad las cuales bloquean la migracion del
CO: hacia la parte superior. La figura (a) muestra una malla heterogénea, la
localizacion del pozo inyector es indicado por la linea negra vertical en la parte
inferior. La figura (b) muestra la distribucion del CO; después de 2 afios de inyeccion.
Nota: la distribuciéon simulada de CO; esta muy influenciada por las capas de baja
permeabilidad que bloquean y retrasan el movimiento ascendente del CO; (Doughty y
Pruess, 2004).

Para cuencas sedimentarias profundas con baja permeabilidad y alta salinidad, las
velocidades de flujo de agua subterranea resultan tipicamente bajas del orden de
milimetros o centimetros por afio (Bachu y col., 1994), por lo tanto las tasas de
migracion de CO; disuelto son sustancialmente mas bajas que las respectivas del
CO; en fase separada. El agua saturada con CO,; es ligeramente mas densa que
el agua de formacion original (aproximadamente en 1%) dependiendo de la
salinidad (Enick y Klara, 1990; Bachu y Adams, 2003).

Si existe una alta permeabilidad vertical se puede traducir en conveccion libre,
remplazando al agua saturada de CO; de los alrededores de la vecindad del pozo
con agua insaturada produciendo un ritmo mas rapido de disoluciéon del CO,
(Lindeberg Wessel y Berg, 1997; Ennis-King y Paterson, 2003), la Figura 2.2
muestra la conveccion en las celdas y la disolucién del CO, durante miles de afios

La solubilidad del CO, disminuye en salmuera cuando se presenta un incremento
de presidn, disminucion de la temperatura y un incremento de la salinidad, los
calculos indican que dependiendo de la salinidad y la profundidad entre 385.44 -
1156.32 pies clbicos de CO, pueden disolverse en 1 m*® de fluido de formacién ya
que con el uso de modelos homogéneos (mas que los modelos heterogéneos) el
tiempo requerido para una completa disolucion del CO, puede ser estimado (Holt y
col., 1995; Koide y col., 1995).

Como el CO, migra a través de la formacién, parte del fluido almacenado es
retenido en el espacio poroso por las fuerzas capilares (Figura 2.2) comunmente
conocido como captura residual de CO,, lo cual puede inmovilizar cantidades
significativas de CO, (Obdam y col., 2003; Kumar y col., 2005).
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Figura 2.2 Simulacién de inyeccion radial de CO2; en una formacion homogénea
de 100 m de espesor a 1km de profundidad, donde la presiéon es de 10.1968
kg/cm2 y la temperatura es de 40°C. El gasto de inyeccién es de 367,164x10"" pies
cubicos de CO; al aio durante 20 afos, la permeabilidad horizontal es de 107" m?
(aproximadamente 100 Md) y permeabilidad vertical de una décima parte de eso,
la saturacion residual de CO; es del 20%. La primera parte de la figura (2, 20, 200
afos) muestra la saturacion de gas en el medio poroso y la segunda (200, 2000,
4000 afios) muestra la fracciéon de masa de CO: disuelto en la fase acuosa.
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Figura 2.3 Simulacion de 50 afios de inyeccion de CO; en la base de una
formacion salina, las fuerzas capilares atrapan al CO; en el espacio poroso
de rocas sedimentarias. (a) después de un periodo de inyeccion de 50 afios
la mayoria del CO2 permanece inmévil, (b) después de 1000 afios la
movilidad ha ampliado el volumen afectado por el CO, y mucho es
atrapado y denominado como saturacion residual de CO2, poco CO: es
movil y todo el CO; esta contenido en el acuifero.

La Figura 2.3 muestra que cuando el grado de captura de CO;, es alto y se
inyecta en la parte inferior de la formacién todo el CO, puede ser atrapado por
este mecanismo, incluso antes de llegar a la roca sello en la parte superior de la
formacion; aunque este efecto es especifico en la formacion Holtz (2002) ha
demostrado que las saturaciones residuales de CO, pueden ser hasta del 15-25%
para muchas formaciones tipicas de almacenamiento.
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Con el tiempo gran parte del CO, atrapado se disuelve en el agua de formacién
(Ennis-King y Paterson, 2003) aunque una Ingenieria de Yacimientos adecuada
puede acelerar o modificar la solubilidad de captura (Keith y col., 2005).

2.2 Mecanismos de almacenamiento de CO; en formaciones geolégicas

La efectividad del almacenamiento geoldgico de CO, depende de la combinacion
fisica y geoquimica de los mecanismos de captura (Figura 2.4), los sitios de
almacenamiento mas eficaces son aquellos en donde el CO, queda inmdvil debido
a su almacenamiento bajo una gruesa capa sello, cuando se convierte en
minerales soélidos, cuando es adsorbida en la superficie micro porosa del carbén o
mediante la combinacidén de mecanismos de captura fisicos y quimicos.

2.2.1 Captura fisica: trampas estratigraficas, estructurales e hidrodinamicas

Inicialmente el almacenamiento fisico de CO, en rocas de poca o casi nula
permeabilidad resulta ser el medio principal para almacenar CO, en formaciones
geoldgicas (Figura 2.3). En algunas zonas con grandes altitudes los hidratos de
gas pueden actuar como sello; las cuencas sedimentarias pueden tener ciertas
estructuras o trampas que pueden estar ocupadas por agua de formacion, petroleo
y gas donde las trampas estructurales incluyen plegamientos y rocas fracturadas
que pueden actuar como barreras permeables en algunas circunstancias o como
canales preferentes de flujo (Salvi y col., 2000).

Las trampas estratigraficas se forman por cambios en la roca causados por el
cambio subito de sedimentos (que son debidos por la variacién en los escenarios
de depdsito). Estos tipos de trampas son adecuadas para el almacenamiento de
CO,, aunque se debe tener cuidado de no exceder la presion admisible por la
formacion para evitar un fracturamiento en la roca sello o inclusive la reactivacion
de fallas existentes (Streit y Cols., 2005).

El almacenamiento hidrodinamico se origina cuando el CO,, en fase miscible o
inmiscible; es atrapado por el flujo hidrogeolégico natural en acuiferos salinos
regionales, con tiempos de residencia o transito significativos de miles a millones
de afios. El flujo de CO, atrapado por el flujo de agua depende del buzamiento de
la roca sello y de la velocidad y direccion del flujo del agua de formacion ya que
cuanta mayor longitud tenga la via de migracién y mas lenta sea la velocidad de
transporte, mayor cantidad de CO, se ira disolviendo o ira siendo atrapado
residualmente hasta desaparecer como fase libre del sistema.
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Figura 2.4 La seguridad del almacenamiento depende de
la combinacién de la captura fisica y geoquimica. La
captura de CO: mediante los procesos fisicos,
geoquimicos, residuales, de solubilidad y minerales

aumenta con el tiempo.

A diferencia del almacenamiento estratigrafico/estructural, este mecanismo no
requiere la existencia de trampas geoldgicas ya que puede ocurrir en formaciones
salinas que no tengan rocas sello impermeables pero donde los fluidos migren
muy lentamente en largas distancias, cuando el CO, es inyectado en una
formacién en donde se desplaza junto con agua de formacién y migra hacia la
parte superior porque éste es menos denso que el agua de formacién, una vez
alcanzada la parte superior de la formacion en trampas locales o estructurales y/o
estratigraficas dentro de la formacion, el CO, continua migrando por separado en
una fase hasta que queda atrapado, lo que se conoce como la saturacion residual
de CO,. A largo plazo cantidades importantes de CO- se disuelven en el agua de
formacion y migran a aguas subterraneas, cuando la distancia del punto mas
profundo de inyeccion y el final de la capa sello se encuentra a cientos de
kilometros el tiempo para que el liquido alcance la superficie de la cuenca puede
ser de millones de anos (Bachu y col., 1994).

2.2.2 Captura geoquimica

El didoxido de carbono en el subsuelo puede someterse a secuencias de
interacciones geoquimicas con la roca que la contiene y el agua de formacion con
la que tiene contacto, lo cual ayuda a aumentar la capacidad de almacenamiento y
su eficiencia; primero, cuando el CO, se disuelve en agua de formacion, sucede
un proceso llamado comunmente como solubilidad de captura, donde el principal
beneficio es que una vez disueltos los fluidos, ya no existen fases separadas y asi
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eliminar las fuerzas de empuje que las impulsan hacia arriba. Después se forman
iones que se disuelven en la roca acompafados por un aumento de pH, por ultimo
una fraccidén se puede convertir en minerales de carbono estables (captura
mineral) que es la forma permanente de almacenamiento geolégico (Gunter y col.,
1993).

La captura mineral es relativamente lenta (del orden de miles de anos o mas); sin
embargo, la duracion del almacenamiento mineral combinado con su gran
potencial de capacidad para almacenar presente en entornos geoldgicos hace que
esta caracteristica de almacenamiento a largo plazo sea la mas deseable y por
tanto, que se busquen estas caracteristicas. La disolucién de CO; en las aguas de
formacion puede ser representada por la reaccion quimica:

CO; (g) + H20 « H,CO3 — HCO3 + HY  CO3% + 2H*

La solubilidad del CO, en el agua de formacion decrece a medida que la
temperatura del yacimiento lo hace junto con el aumento de la salinidad. La
disolucion es rapida cuando el agua de formacion y el CO, comparten el mismo
espacio poroso; sin embargo, una vez que la formacion esta saturada con el
liquido y el COg, la tasa disminuye y es controlada por las tasas de conveccion y
difusion. EI CO, disuelto en agua produce un acido débil que reacciona con el
sodio, el silicato de potasio o calcio basico, magnesio y minerales de carbonato o
silicato de hierro en el yacimiento para formar iones de bicarbonato por productos
quimicos, la reaccién se puede mostrar como:

3 K-feldespato + 2H,0 + 2CO, < Moscovita + 6 Cuarzo + 2K*+ 2HCO;

La reaccion del CO, con minerales disueltos puede ser rapida en el caso de
carbonatos (en dias) y lento en caso de silicatos (cientos o miles de afos). La
formacién de minerales carbonatados puede ocurrir a partir de la reaccion de
iones de bicarbonato con calcio, magnesio y el hierro de los minerales de silicatos
tales como arcillas, micas, cloritas y feldespatos presentes en la matriz de la roca
(Gunter y col., 1993, 1997). Perkins y col. (2005) estiman que aproximadamente
en 5,000 anos todo el CO; inyectado dentro del campo petrolero Weyburn se
disolvera o se convertirda en minerales carbonatados dentro de la formacién
almacenadora, de igual forma muestran que las rocas sello tienen una mayor
capacidad para la mineralizacion.

Esto resulta importante para la evaluacion de riesgos (particularmente con las
posibles fugas) ya que una vez disuelto el CO; no se tienen problemas de fuga
como en fases separadas. El modelado de Holtz (2002) sugiere que mas del 60%
de CO, queda atrapado por el CO; residual para el final de la etapa de inyeccion
(100% después de 1000 afnos) si bien los experimentos de laboratorio indican
porcentajes inferiores.
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Cuando el CO; es atrapado con la saturacion residual se vuelve totalmente
inmévil, entonces la salmuera saturada puede desgasificarse cuando ya no esta
bajo presion sin embargo no debe haber fugas a través de la roca sello aunque la
tendencia del agua saturada es disminuir en lugar de elevar (Figura 2.2). La
reaccion del CO; con el agua de formacion y las rocas puede dar como resultado
una reaccion que afecte la porosidad y el flujo del fluido en el sistema lo cual se ha
observado experimentalmente; sin embargo, sus efectos no han podido ser
cuantificables.

No obstante otro tipo de reaccion ocurre cuando el CO, es absorbido
preferentemente en carbdn o lutitas ricas en materia organica lo cual se ha
analizado en superficie como en el Campo Fenn Big Valley, Canada y en la
Cuenca del San Juan, Estados Unidos (EU) y en experimentos de laboratorio. Una
forma diferente de reaccion se puede producir cuando se forman hidratos de CO,
en el lecho marino del océano profundo (Koide y col., 1997).

2.3 Acumulaciones geolégicas naturales de CO,

Las fuentes naturales de CO, se producen como acumulaciones de gas CO,,
mezcla de CO;, con gas natural y CO, disuelto en agua de formacion (Figura 2.5),
las cuales han sido estudiadas en Australia, EU y Europa (Pearce y col., 1996;
Allis y col., 2001; Stevens y col., 2003; Watson y col., 2004) como parte del
proceso de almacenamiento de CO, y la ingenieria que ello requiere, la
produccién de CO, por EOR y otros procesos nos proporciona experiencia
operacional para la captura y almacenamiento de CO..

Existen diferencias entre acumulaciones naturales de CO, y la ingenieria de
almacenamiento de COy: las primeras se producen después de largos periodos de
tiempo y en diferentes sitios de manera aleatoria (algunos podrian provenir de
fugas naturales), mientras que en los ejecutados por el hombre se puede variar el
gasto de inyeccion de CO; y los sitios elegidos para el almacenamiento deben ser
perforados y tener pozos de inyeccion para su funcionamiento (Celia y Bachu,
2003; Johnson y col., 2005). Por lo tanto, se debe poner especial atencioén en la
presion de inyeccidn (que no sobrepase la presion permitida por la formacion) para
evitar danos en el sistema y verificar asi de manera continua que el sistema se
encuentre hermético.

Acumulaciones naturales de CO; relativamente puro se encuentran alrededor del
mundo en ambientes geoldgicos especialmente en cuencas sedimentarias dentro
de regiones volcanicas y en zonas volcanicas con fallas (Figura 2.5), estas
acumulaciones pueden ocurrir en diferentes tipos de roca y en cantidades
indefinidas, principalmente en calizas, dolomias y areniscas con una variedad de
roca sello (lodo, pizarra, sal y anhidrita) y en una variedad de tipos de trampas,
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profundidad del depdsito y diferentes fases de CO,. Los campos con diéxido de
carbono en la meseta de Colorado y las montafas Rocky, en EU son comparables
con un yacimiento de gas natural (Alliset y col., 2001), los estudios de los campos
el domo de McElmo, el Campo San Juan y el domo de Jackson han demostrado
que cada uno contiene 2.79744x10™ pies cubicos de CO, con fugas (Stevens y
col., 2001), 3.4968x10'? pies clbicos de CO; se encuentran atrapados en el monte
Anticlinal Pisga, al Noreste del domo Jackson, se cree que se generaron en 65
millones de anos aprox. (Studlick y col., 1990) sin alguna evidencia de fugas,
proporcionando evidencia adicional de la captura de CO, a largo plazo.
Numerosos estudios se han llevado a cabo sobre la acumulacién a baja escala de
CO; en la cuenca de Otway en Australia (Watson y col., 2004), en Francia,
Alemania, Hungria y Grecia (Pearce y col., 2003).

Por el contrario algunos sistemas como los volcanicos tienen fugas y no funcionan
como almacenadores geoldgicos, tal es el caso del volcan Kileaua el cual emite un
promedio de 6.9936x10'° pies cubicos de CO, al afio; cabe sefalar que mas de
20,980,800 pies cubicos de CO; al dia (765,799,200 pies cubicos de CO; al aio)
fueron filtrados en el area de Mammoth Mountain, California entre1990 y 1995,
con variaciones de flujo ocasionados por sismicidad (USGS, 2001).

La densidad media de flujo de 1,398,720 - 2,797,440 pies clbicos de CO, por m?
al afo es observada cerca de Matraderecske, Hungria; sin embargo, a lo largo de
las fallas puede aproximarse a los 115,394,400 pies clbicos por m? al afio (Pearce
y col., 2003), estas tasas de filtracion son resultado de la liberacién de CO, por
fallas en sistemas volcanicos mientras que un flujo de CO, considerado como
normal es del orden de 0.19272 — 1.9272 pies cubicos de CO, por m? al dia en
temperatura ambiente (Pizzino y col., 2002).

La filtracién de CO; en el lago Nyos (Camerun) da como resultado una saturacion
del agua en el fondo del lago. Por ejemplo, en el afio de 1987 se produjo a gran
escala una emision de CO; que ascendio subitamente a la superficie desplazando
agua con resultados fatales para mas de 1,700 personas (Kling y col., 1987); sin
embargo, este hecho aislado no representa la filtracidn que puede ocurrir a través
de pozos inyectores o fracturas en sitios de almacenamiento geoldgico.

Los centros de almacenamiento geologico de CO, disefiados deben ser elegidos
con tal de minimizar la posibilidad de fugas. El almacenamiento natural y la
relacion de los eventos como el del lago Nyos no son representativos para
predecir la filtracibn en los almacenamientos planeados (centros de
almacenamiento disefiados). Mas sin embargo, pueden ser utiles en aspectos de
seguridad, salud y efectos ambientales producidos por fugas.

El diéxido de carbono puede encontrarse en algunos yacimientos de aceite y/o gas
en fase gaseosa o liquida (disuelta en el aceite), en diferentes sitios. Este tipo de
almacenamiento es relativamente comun como en el Sudeste Asiatico, China y
Australia, y menos frecuente en otras regiones y provincias con aceite y gas como
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en Argelia, Rusia, la cuenca Paradox (EU) y la cuenca Alberta (al Occidente de
Canada), en el Mar del Norte y en el Mar de Barents. Algunos campos contienen
hasta el 10% de COsy, incluyendo Sleipner y Snohvit (Flgura 2.5) en el campo de
gas natural La Barge en Wyoming, EU tiene 5.76972x10" pies cubicos de reserva
de gas con un promedio de 65% de CO; en volumen.
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Figura 2.5 Ejemplos de acumulacién natural de CO; en el mundo, las regiones que
contienen multiples acumulaciones estan encerradas, estas areas pueden ser utilizadas
como almacenamiento o para evaluaciones de impacto ambiental. La calidad de estos
datos es variable y la aparente ausencia de almacenamiento en América del Sur, Africa
Meridional y Central asi como en el Norte de Asia, es probablemente mas un reflejo de la
falta de datos que de la falta de almacenamiento de CO..

En la regién de los Apeninos de lItalia muchos pozos profundos (de 1 a 3 km de
profundidad) contienen gases atrapados que tienen mas del 90% de CO,, asi
mismo las grandes reservas de CO; en el Mar del Sur de China son una de las
acumulaciones mas grandes en todo el mundo y en el campo de Natuna D Alfa en
Indonesia que contiene mas de 1.59104x10™ pies cubicos de CO; (1.25885x10"
pies cubicos de gas natural).

Las concentraciones de CO, pueden variar de un campo a otro en una misma
zona o en distintos yacimientos ubicados dentro del mismo campo lo que refleja lo
complejo que puede ser el proceso de generacion, migracion y mezcla de los
fluidos; como ejemplo se puede mencionar cuenca de Otway, Australia donde el
tiempo de inyeccién y de captura de CO, se encuentra en el rango de 5,000 afios
a un millén de afios (Watson y col., 2004).
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2.4 Almacenamiento industrial de CO,

2.4.1 Almacenamiento de gas natural

Los proyectos de almacenamiento subterraneo de gas natural que han operado
exitosamente durante aproximadamente 100 afios en casi todo el mundo, (Figura
2.6) ofrecen una experiencia relevante para el almacenamiento geolégico de CO,
(Lippmann y Benson, 2003; Perry, 2005) ya que estos proyectos ayudan a prever
los picos de demanda y a equilibrar las fluctuaciones de oferta y demanda del gas
en forma estacional. El proyecto de almacenamiento de gas natural en Berlin es
un ejemplo de esto ya que la mayoria de los proyectos de almacenamiento de gas
se encuentran en yacimientos agotados de gas y/o aceite asi como en
formaciones salinas (no obstante las cavernas de sal han sido utilizadas
ampliamente).
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Figura 2.6 Localizacion de algunos proyectos de
almacenamiento de gas natural

En necesario mencionar que los pozos inyectores deben ser apropiadamente
disefados, instalados, monitoreados y revisados (mantenimiento periddico) asi
como la supervisibn de pozos abandonados en proyectos vecinos los cuales
deben ser localizados y asegurados. Finalmente se debe tomar en cuenta los
rangos de solubilidad, densidad y las condiciones de captura, asi como la presion
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maxima de inyeccion aceptada por la formacion almacenadora (la cual se debe
evitar para que la formacién se dafe). Mientras que el almacenamiento
subterraneo de gas natural resulta ser eficaz y seguro en casi todos los proyectos,
algunas zonas han presentado fugas, la mayoria causadas por malas
terminaciones, taponamientos o malos procesos de abandono (Gurevich y col.,
1993; Lippmann y Benson, 2003; Perry, 2005). Campos abandonados de gas y/o
aceite resultan mas faciles de evaluar debido a las estructuras geoldgicas y la roca
sello (como los campos almacenadores de gas natural en formaciones salinas) ya
que generalmente los pozos existentes estan muy bien caracterizados.

Los medios de monitoreo deben enfocarse en garantizar la ausencia de fugas de
algun tipo en los pozos de inyeccion (mediante el uso de sensores de presion en
superficie y por medio de sensores de fondo “in situ” de temperatura, presion,
ruido/sonicos, condiciones de la tuberia, etc.), el uso de pozos de observacion son
a veces utilizados para verificar que el gas no se filtre por estratos superiores al
del alojamiento (zonas ladronas).

2.4.2 Inyeccion de gas acido y residuos liquidos

La operacidn e inyeccion de gases acidos representa un proceso similar
comercialmente hablando en algunos aspectos al almacenamiento de CO,. El gas
acido es una mezcla de H,S, CO, y pequenas cantidades de gas hidrocarburo
resultante de los procesos de produccion del petréleo. En el Oeste de Canada los
operadores se interesan cada vez mas por la eliminacién de gases acidos por
medio de su inyeccion en formaciones geoldgicas profundas, aunque el propésito
de las operaciones de inyeccion es predisponer del H,S mientras que cantidades
significativas de CO, son inyectadas al mismo tiempo debido a que resulta mas
rentable (economicamente) inyectar los fluidos juntos que separarlos.

En la actualidad las agencias reguladoras en el Oeste de Canada son las
encargadas de regular la maxima fraccion de H,S permitida, la maxima presién a
boca de pozo y el gasto de inyeccién, ya que el gas acido es inyectado
actualmente en 51 formaciones distintas en 44 localizaciones a través de la
Cuenca Alberta en las provincias de Alberta y Columbia Britanica (Figura 2.7); el
diéxido de carbono a menudo representa al principal componente del gas acido
inyectado en concentraciones que van de 14-98% del volumen total, un total de
43.71x10"° pies cubicos de CO, y 34.968x10'° pies cubicos de H,S son inyectados
en el Oeste de Canada a finales de 2003 en tasas de 840-500, 720 m® cada dia
por sitio con tasa de inyeccion en el 2003 de 7.867x10° pies cubicos de CO, por
afio y 9.616x10° pies cubicos de H,S por afio, sin alguna fuga detectada.

La inyeccion de gas acido en Canada se produce en una amplia gama de
formaciones y tipos de yacimientos, asi como variacién en la composicion del gas
acido y condiciones de operacion.
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La inyeccion se lleva a cabo en 27 formaciones salinas, 19 yacimientos agotados
de gas y/o aceite y 4 yacimientos agotados de aceite y/o gas por debajo del
acuifero local, los carbonatos constituyen 29 sitios y 21 de areniscas ricas en
cuarzo (Figura 2.7), en la mayoria de los casos los esquistos constituyen la roca
sello y el resto de las zonas de inyeccidon son limitados por calizas, evaporitas y
anhidritas.

Desde la primera operacion de inyeccidon de gas acido en 1990 se han probado 51
inyecciones en diferentes sitios de los cuales 44 se encuentran activos, una
operacion sin llevarse a cabo, 3 fueron abandonadas después de su periodo de
funcionamiento (ya sea por volimenes de inyeccién alcanzados o porque la planta
de gas distribuidora fuera dada de baja en su funcionamiento) y 3 fueron
suspendidas por la agencia reguladora debido a un represionamiento.
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Figura 2.7 Ubicacion de los sitios de inyeccion de gas acido en la Cuenca Alberta,
Canada: figura (a) clasificacion por unidad de inyeccion; figura (b) los mismos
lugares clasificados por tipo de roca (de Bachu y Haug, 2005).

En muchas partes del mundo grandes volumenes de residuos liquidos son
inyectados en formaciones geoldgicas diariamente; por ejemplo, durante los
tltimos 60 afios aproximadamente 9 mil millones de galones (34.1 millones de m®)
de residuos peligrosos fueron inyectados en formaciones salinas en los EU en
alrededor de 500 pozos cada afio, ademas de que aproximadamente 750 millones
de galones (2834 millones de m®) de salmuera de campos petroliferos son
inyectados por 150,000 pozos al ano.
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Esta combinacion que se inyecta anualmente en EU es de 3,000 millones de m®
de volumen equivalente, correspondientes aproximadamente al volumen de
3.4968x10" pies clbicos de CO, a una profundidad de 1 km.

Por lo tanto, la experiencia obtenida con los actuales proyectos de inyeccion
subterranea de residuos es importante en términos de operacién y funcionamiento
ya que es de similar magnitud a lo que puede necesitarse para el almacenamiento
geoldgico de CO..

La evidencia derivada de los campos petroleros indica que los hidrocarburos,
gases Yy otros fluidos (incluyendo el CO,) pueden permanecer atrapados durante
millones de afios (Magoon y Dow, 1994; Bradshaw y col., 2005). El diéxido de
carbono tiene la tendencia de permanecer almacenado en el subsuelo
(relativamente como los hidrocarburos) a través de los mecanismos fisico-
quimicos de almacenamiento.

Territorios petroleros de clase mundial han estimado un tiempo de
almacenamiento del aceite y gas de aproximadamente 5-100 millones de afios y
otros de 350 millones de afios, mientras que otras zonas petroleras con menor
importancia han aproximado su almacenamiento hasta por 1400 millones de afios.

Estos lugares pueden utilizarse para el almacenamiento geoldgico, sin embargo,
algunos sitios presentan fugas, lo que obliga a la seleccidén cuidadosa de nuevos
sitios de interés, asi como su respectiva caracterizacion y las actividades de
inyeccion necesarias.
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CAPITULO 3 DISTRIBUCION GEOGRAFICA DE FORMACIONES
ALMACENADORAS

En este capitulo se tratara de abordar algunos temas referentes a los tipos de
formaciones geoldgicas en que puede ser almacenado el CO,, sus dimensiones
requeridas y su capacidad de almacenamiento.

3.1 Criterios generales de selecciéon

Existen muchas cuencas sedimentarias en todo el mundo para el almacenamiento
de CO; (Figura 3.1); sin embargo, en general los sitios de almacenamiento deben
tener: a) una capacidad adecuada y viabilidad para inyectar el fluido, b) una roca
sello que permita impermeabilizar al sistema con el medio que lo rodea y c) un
ambiente geologico lo suficientemente estable para evitar poner en peligro la
integridad del lugar de almacenamiento.

Los criterios para evaluar si la cuenca es apta para un proyecto de este tipo
incluyen: caracteristicas de la cuenca (actividad tecténica, tipo de sedimentos,
geotérmica e hidrodinamica regional), recursos presentes en la cuenca
(hidrocarburos, carbon, sal), madurez de la industria e infraestructura existente en
el lugar, y cuestiones de tipo social como el nivel de desarrollo, economia,
preocupaciones ambientales, educacion publica y actitudes de la comunidad de
esa region (Bachu, 2000, 2003; Bradshaw y col., 2002).

Las caracteristicas idoneas en cuencas sedimentarias para el almacenamiento de
CO, dependen en parte del lugar en que se encuentren localizadas sobre la placa
continental, ya que si se encuentran ubicadas en medio del continente o cerca de
los bordes estables de las placas continentales pueden ser excelentes blancos
para el almacenamiento a largo plazo, esto debido a que presentan estructuras
deseables y altamente estables.

Estas cuencas se ubican en todo el Océano Atlantico, Artico e indico, el potencial
de almacenamiento de estas cuencas se encuentra detras de las montafias
formadas por la colision de placas tectdnicas que incluye a las Montafias Rocosas,
los Apalaches y las cuencas andinas en América, al Norte de Europa estan los
Alpes y los Carpatos y el Oeste de los Urales asi como las situadas al Sur de los
Zagros y el Himalaya en Asia.

Las cuencas localizadas en zonas tectonicamente activas como las ubicadas en el
Océano Pacifico o Norte del Mediterraneo pueden ser menos adecuadas para el
almacenamiento de CO, ya que los sitios en estas regiones o en sus cercanias
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deben ser cuidadosamente seleccionados por la gran posibilidad presente de
fugas (Chiodini y col., 2001; Granieri y col., 2003), asi como las cuencas
localizadas en las fronteras de las placas de subduccion donde se produce
actividad o existe movimiento entre cadenas montafiosas, ya que existe el riesgo
de que se produzcan plegamientos o fallas, y por tal motivo, que presente menos
seguridad para el almacenamiento geoldgico. Sin embargo, las cuencas deben
evaluarse de manera individual ya que por ejemplo la cuenca de Los Angeles y del
Valle de Sacramento en California donde han sido encontradas acumulaciones
significativas de hidrocarburos ha demostrado una buena capacidad de
almacenamiento.

Las cuencas que exhiben poco potencial de almacenamiento muestran ciertas
caracteristicas, algunas son referidas a continuacion: a) son pequefas (£1000m),
b) son yacimientos con una roca sello ineficaz, c) estan altamente danadas y/o
fracturadas, d) se encuentran dentro de cinturones plegados, e) contienen
secuencias altamente discordantes, f) han sido objeto de importantes efectos de
diagénesis 0 g) son yacimientos sobrepresionados.

La eficiencia del almacenamiento de CO, en medios geoldgicos esta definida por
la cantidad de CO; que puede ser almacenada por unidad de volumen (Brennan y
Burruss, 2003) la cual se incrementa cuando aumenta la densidad del CO; y la
seguridad del almacenamiento, debido al empuje que impulsa la migracion del
fluido hacia la parte superior de la estructura. La densidad se incrementa
significativamente con la profundidad mientras que el CO, en fase gaseosa
aumenta ligeramente o se estabiliza después de pasar de la fase gaseosa a una
fase densa o incluso puede disminuir con un incremento subito de profundidad
dependiendo del gradiente de temperatura (Ennis-King y Paterson, 2001; Bachu,
2003).

Las cuencas sedimentarias “frias” se caracterizan tener mayor potencial para el
almacenamiento debido a los bajos gradientes de temperatura que presentan
(Bachu, 2003) ya que el CO; logra alcanzar una mayor densidad a una menor
profundidad (700—-1000 m) mientras que en cuencas sedimentarias “calientes” se
puede encontrar un gradiente de temperatura grande, donde un aumento de
densidad del fluido se obtiene a una mayor profundidad (1000-1500 m). La
profundidad de la formacion (que es importante para disminuir los costos de
perforacion y compresion) también influye a la seleccion de los sitios de
almacenamiento.

El espesor y la porosidad (para la capacidad de almacenamiento) asi como la
permeabilidad (para la inyeccion) son fundamentales para la seleccion de la zona
ya que por lo general la porosidad disminuye con la profundidad debido a la
compresion y cementacion que experimentan los estratos inferiores, lo cual reduce
su capacidad de almacenamiento y su eficiencia. La formacion almacenadora
debe estar cubierta por extensas unidades de confinamiento (como lutitas, domos
salinos o anhidriticos) para garantizar que el CO, no escape a capas superiores 0
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inclusive hasta la superficie. Los sitios con fallas, fracturadas o actividad sismica
(en cualquier escala) requieren una caracterizacién cuidadosa y eficiente a menos
que las fallas y fracturas sean no conductoras, y no se conviertan en conductoras
con la inyeccion de CO; (Holloway, 1997; Zarlenga y col., 2004).

Los regimenes de flujo del agua y presion presentes en la formacion son factores
importantes para la seleccion de sitios almacenadores de CO, (Bachu y col.,
1994), asi como la inyeccion de CO, en formaciones con presiones anormales
(debido a la compactacion sufrida) y/o generacidon de hidrocarburos, ya que son
factores que pueden resultar inadecuados en términos de seguridad y tecnologia;
las formaciones con presiones anormales localizadas en el centro de los
continentes, cerca del borde de las placas continentales 6 detras de las zonas
montafiosas formadas por la colision de placas continentales pueden ser
adecuadas para el almacenamiento. El almacenamiento en formaciones salinas
profundas con fluidos residentes antiguos (de millones de afios), favorecen la
hidrodinamica y el almacenamiento mineral.

La posible presencia de combustibles fosiles junto con su explotacidon y produccion
son consideraciones adicionales para la seleccion, los yacimientos con poca
explotaciéon de hidrocarburos pueden ser sitios poco propicios, debido a una
limitada caracterizacién (por la poca disponibilidad de informacion geoldgica) o la
posibilidad de contaminar los hidrocarburos que no se han sido analizados o
descubiertos.

Provincias

= Cue.ncas )
sedimentarias
Cinwrones
plegados
Fallas
Domos

Figura 3.1 Distribucion de las cuencas sedimentarias en el mundo (Bradshaw y Danza,
2005; y el USGS, 2001), en general es probable que las cuencas sedimentarias sean los
sitios de almacenamiento mas favorables, sin embargo, los sitios de almacenamiento
también se pueden encontrar en zonas como cinturones plegados, las zonas con domos
constituyen las regiones con menor perspectiva de almacenamiento; las dimensiones
aparentes de las cuencas sedimentarias, sobre todo en el hemisferio Norte, no deben
tomarse como indicador de su capacidad de almacenamiento.
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Las cuencas maduras pueden ser los candidatos primarios de almacenamiento
debido a las siguientes causas: a) estan completamente caracterizados, b) las
posibles capas almacenadoras de hidrocarburos han sido descubiertas y
explotadas, c) algunos yacimientos petroliferos pueden estar agotados, a punto
de agotarse o abandonados por no ser rentables econdmicamente, d) la
infraestructura requerida para la inyeccion y transporte del CO, puede encontrarse
ya instalada.

La presencia de pozos en cuencas sedimentarias maduras pueden crear
potenciales vias de fuga y comprometer asi la seguridad del sitio de
almacenamiento (Celia y Bachu, 2003); sin embargo, puede no presentarse una
fuga como lo es el caso de Weyburn donde a pesar de la presencia de cientos de
pozos perforados, después de cuatro afos de inyeccidon de CO; no se ha
producido ninguna fuga considerable (Strutt y col., 2003).

3.2 Campos de aceite y gas
3.2.1 Yacimientos abandonados de aceite y gas

Los yacimientos depresionados son los primeros candidatos para el
almacenamiento geoldgico de CO, por muchas razones, la primera es que el gas y
el aceite tienden a acumularse en trampas (estructurales y estratigraficas) y no
fugarse o filtrarse hacia la superficie (en algunos casos por millones de afios)
demostrando asi su seguridad e integridad, en segundo lugar las estructuras
geoldgicas y las propiedades fisicas de los fluidos almacenados (gas y aceite) en
muchos campos han sido excesivamente estudiados y caracterizados, en tercer
lugar observamos que los modelos computacionales que han sido desarrollados
en la industria petrolera predicen eficientemente el comportamiento de los fluidos
dentro del yacimiento, y por ultimo los pozos inyectores y parte de la
infraestructura pueden estar listos para su uso en el manejo de operaciones.

Ademas que los campos maduros no se ven afectados por la inyeccion de CO; (ya
que contenian hidrocarburos) y si se presentara el caso de que el campo este aun
en produccién, el almacenamiento de CO, puede optimizar la recuperacion de
aceite o gas (Recuperacién Mejorada) y mejorar la produccion; no obstante,
cuando los pozos abandonados en campos maduros han sido taponados mucho
tiempo atras cuando los pozos son invadidos por agua (produccion de agua en un
alto porcentaje y por tanto reduccion de su rentabilidad econdmica), algunos pozos
son taponados con cemento en zonas estratégicas dentro del intervalo perforado
sin considerar que tal vez algun dia seran utilizados para estar en contacto con
fluidos de potencial elevado ajenos a la formacion y producir reacciones como lo
es el CO..
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Por lo tanto, la condiciéon de los pozos inyectores en la roca sello deben ser
asegurados (Winter y Bergman, 1993), en algunos casos de pozos localizados es
necesario confirmar la integridad de la roca sello mediante pruebas de presion y
monitoreo con trazadores. La capacidad del yacimiento esta limitada por la
necesidad de evitar que se sobrepase la presion maxima aceptada por la
formacion y dafar con esto la roca sello, el yacimiento debe ser sensible a la
reduccion de permeabilidad causada por la restriccion de flujo cerca del pozo
inyector (Kovscek, 2002; Bossie-Codreanu y col., 2003). El almacenamiento en
yacimientos someros (profundidades inferiores a los 800 m) puede ser técnica y
economicamente viable, no obstante la baja capacidad de almacenamiento de
algunos yacimientos donde el CO, se presenta en fase gaseosa puede ser un
problema bastante considerable.

3.2.2 Recuperacion Mejorada de aceite y gas

La Recuperacion Mejorada de aceite con ayuda de la inyeccion de CO; ofrece un
gran potencial econémico ya que aumenta la produccién de aceite debido al
incremento del factor de recobro; inicialmente del hidrocarburo original
almacenado se recupera del 5% al 40% por medio de la Recuperaciéon Primaria
(Holt y col., 1995), se logra recuperar del 10% al 20% extra de aceite con la
implementacién de la Recuperacion Secundaria la cual utiliza agua (Bondor, 1992)
y por ultimo se tiene la Recuperacion Mejorada con la que se incrementa la
produccién del 7% al 23% (un promedio del 13.2%) del aceite producido
originalmente con el uso de varios agentes miscibles como el CO; (Figura 3.2).

Varios regimenes de inyeccion de CO;, han sido sugeridos a lo largo del tiempo
incluyendo la inyeccidén continua o la inyeccion alternada de agua y CO, (Klins
Faroug y Ali, 1982; Klins, 1984), el desplazamiento del aceite mediante la
inyeccion de CO, se basa en el comportamiento de la las fases de la mezcla
(hidrocarburo-CO;) que se ve fuertemente afectada por la temperatura, presion y
composicion del aceite. Los mecanismos van desde el aumento y reduccién de la
viscosidad del aceite para lograr una inyeccién inmiscible (a bajas presiones) a
desplazamientos miscibles en inyecciones a alta presion, en estas aplicaciones se
recupera del 50% y hasta un 67% del CO, inyectado junto al aceite producido
(Bondor, 1992) para después separarlo y reinyectarlo en el yacimiento para
minimizar los costos de operacion. El resto del CO, es almacenado en el
yacimiento a causa de diversos medios como lo es el caso de la disolucidon del
CO; en los fluidos de formacion que no pueden ser llevados a superficie, el
entrampamiento en espacios porosos no comunicados en la trayectoria de flujo de
los fluidos hacia los pozos productores y una saturacién irreducible.

Para mejorar el almacenamiento de CO;, en operaciones de EOR los yacimientos
de aceite pueden necesitar criterios adicionales (Klins, 1984; Taber y col., 1997,
Kovscek, 2002; Shaw y Bachu, 2002), generalmente la profundidad del yacimiento
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debe superar los 600 m; la inyeccion de fluidos inmiscibles con frecuencia debe
ser suficiente para aceites pesados a medianos (aceites de una gravedad entre
12-25 °API) asi como los desplazamientos miscibles mas buscados son aplicados
a aceites de una baja a ligera viscosidad (aceites de una gravedad entre 25-48
°API).

Para los desplazamientos miscibles la presion del yacimiento debe ser superior a
la presion minima requerida para la miscibilidad entre el hidrocarburo y el CO, (10-
15 MPa) dependiendo de la composicion y °API del hidrocarburo, temperatura del
yacimiento y pureza del CO,, (Metcalfe, 1982) asi como el espesor del estrato y su
permeabilidad. Para lograr un barrido efectivo de aceite se debe tomar en cuenta
diversos criterios como estratos relativamente delgados (menores a los 20 m)
formaciones homogéneas entre otras; para yacimientos horizontales se prefiere la
ausencia de flujos naturales de agua, capas de gas formadas (por abatimiento de
presién u otros mecanismos) y grandes fracturas naturales.

aceite producido y
Pozo inyectar transportado a venta

de CO2
co zona recuperacion

e
(L I
z miscible adicional

‘ * aceite* de aceite’

Pozo productor

A ()2 reeciclado

P
#
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* banc? ’

Figura 3.2 Inyeccion de CO; para Recuperacion Mejorada de aceite junto
con un poco de almacenamiento de CO; (después del programa de gases
de efecto invernadero AIE). El CO; producido con el aceite es separado y
reinyectado a la formacion, El reciclaje del CO; producido disminuye la
cantidad de CO; adquirido y evita emisiones hacia la atmésfera.

La heterogeneidad de los yacimientos también puede afectar la eficiencia de
almacenamiento de CO, asi como la diferencia de densidades entre el CO, y el
fluido de formacion (agua y aceite) la cual produce una migracion del CO; hacia la
parte superior del yacimiento, particularmente si existe homogeneidad vy
permeabilidad que afecta negativamente al almacenamiento de COa,.
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Consecuentemente la heterogeneidad del yacimiento puede tener un efecto
positivo, esto se logra al aumentar la acumulacién en la parte superior del estrato y
obligando a que se extienda lateralmente, ayudando a una invasién en la
formacion mas efectiva aumentando el potencial de almacenamiento (Bondor,
1992; Kovscek, 2002; Flett y col., 2005). En yacimientos de gas se puede extraer
hasta el 95% del gas almacenado originalmente, la inyecciéon de CO, en
yacimientos depresionados de gas representa una oportunidad potencial para una
Recuperacién Mejorada de gas (EGR por sus siglas en ingles) aumentando la
presion del yacimiento y aumentando el factor de recobro (van der Burgt y col.,
1992; Koide y Yamazaki, 2001; Oldenburg y col., 2001).

La EGR también puede ser implementada a nivel de pruebas piloto (proyecto
K12B de Gas de Francia y en los Paises Bajos) ya que algunos autores han
sugerido que la inyeccién de CO, puede ayudar en factores de recuperacion de
gas relativamente bajos particularmente en yacimientos heterogéneos (Clemens y
Wit, 2002).

3.3 Formaciones salinas

Las formaciones salinas profundas son rocas sedimentarias saturadas de
salmueras o aguas de formacion que contienen grandes concentraciones de sales
disueltas, estas formaciones se encuentran muy extendidas y contienen enormes
cantidades de agua que no es apta para la agricultura o consumo humano.

Las salmueras son usadas localmente para la industria quimica, aguas de
salinidad variable pueden ser utilizadas en spas relacionados con la salud y para
la produccion de energia geotérmica de baja entalpia; debido a que el uso de
energia geotérmica va en aumento, el almacenamiento de CO, en este tipo de
areas resulta poco apropiado. Se ha sugerido que la combinacion del
almacenamiento geoldgico y la energia geotérmica puede ser factible, pero en
regiones con un excelente perfil energético de este tipo resulta menos probable el
almacenamiento de CO, debido al alto grado de fallamiento y fracturamiento que
presentan este tipo de sistemas, asi como por las altas temperaturas y
profundidades; en regiones muy aridas en un futuro no muy lejano, las
formaciones salinas pueden ser consideradas para desalacion del agua que
contienen.

El proyecto Sleipner en el Mar del Norte es el ejemplo mas claro de
almacenamiento en formaciones salinas ya que es primer proyecto a escala
comercial de este tipo, donde aproximadamente 1.748x10'° pies cubicos de CO,
son separado del gas natural producido e introducido a la formacion Sleipner por
medio de pozos inyectores. La operacién inicio en Octubre de 1996 y se espera
que durante su vida productiva sean almacenados 3.5x10"" pies ctbicos de CO,.
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El CO; es inyectado en intervalos de arenas cerca de los 800—1000 m por debajo
del lecho marino, las areniscas contienen capas secundarias de lutitas o arcillas
que influyen en el desplazamiento del CO; inyectado dentro del sistema, la roca
sello esta constituida por una extensa capa de arcilla. La distribucién del CO;
dentro de la formacion Sleipner es un éxito (Figura 3.3) segun los resultados
obtenidos por los estudios sismicos en un determinado lapso de tiempo, estos
estudios han ayudado a mejorar el modelo geoldgico para las migraciones que
presenta el CO, inyectado.

%82 ima de la arena Utsira k2 : s =S

5 base de la arena Utsira 1994 1999 2001 I 2002

Seccion de
sismica
horizontal
no
disponible
para el afio
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Figura 3.3 a) Las secciones de sismica vertical a través del desplazamiento del
CO; en la arena Utsira del campo de gas de Sleipner en el Mar del Norte se
muestran con la evoluciéon del tiempo. Observe la concentracion de CO:
altamente saturada (punto c) por encima del punto de inyeccién (punto negro) y
las capas brillantes que corresponden a la alta respuesta acustica, debido a una
forma del CO; y el gas residentes en estratos de areniscas pequefios de baja
permeabilidad dentro del yacimiento. b) Se presentan el crecimiento respecto al
tiempo de secciones horizontales de sismica a través del desplazamiento del CO;
en Sleipner, el monitoreo del desplazamiento de CO; se completo en 2001, por lo
tanto los datos del 2002 no estaban disponibles (cortesia de Andy Chadwick y el
proyecto almacenamiento de COy).

El corte vertical del desplazamiento de los fluidos mostrado en la Figura 3.3 indica
la migracion hacia la parte superior (debido a las fuerzas de empuje) y el papel de
los estratos de baja permeabilidad dentro de la formacién, desviando asi parte del
CO. de forma lateral con lo que el desplazamiento se produce en un area mayor,
el estudio muestra a su vez como la roca sello previene migraciones fuera del
yacimiento almacenador.
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Los datos sismicos mostrados en la Figura 3.3 ilustran el crecimiento gradual del
desplazamiento dentro de la formacién Sleipner que hoy en dia se calcula en una
extension de aproximadamente 5 km?; los estudios del yacimiento asi como sus
simulaciones han mostrado que el agua de formacién saturada con CO;
eventualmente se convierte en un fluido mas denso y tiende a irse al fondo de la
formacién eliminado el posible riesgo de alguna fuga a largo plazo (Lindeberg y
Bergmo, 2003).

3.4 Vetas de carbon

El carbdon contiene fracturas (macroporos) que aportan cierta permeabilidad al
sistema, con los macroporos el carbon solido tiene un gran numero de poros en
donde las moléculas de gas pueden difundirse y ser fuertemente adsorbidas, asi
mismo puede adsorber fisicamente muchos gases y contener normalmente hasta
25 m® de metano (1m® a condiciones de 1atm y 0°C) por tonelada de carbdn
presente a la misma presion. Tiene una mayor afinidad para adsorber los gases de
COz que del metano (Figura 3.4); la proporcion volumétrica de adsorcién de CO;
esta definido por: rangos contenidos de metano (CH,4) a partir del valor mas bajo
(1) para carbones maduros como la antracita a valores altos (10 o mas) para los
carbones mas pequefios e inmaduros como la lignita. EI CO, inyectado en fase
gaseosa por medio de pozos fluira en el sistema a través de los macroporos del
carbon, difundiéndose en la matriz del carbon y adsorbido en la superficie de los
microporos del carbén liberando gases con una menor afinidad con el carbén
(como ejemplo el CHy).

El proceso de almacenamiento de CO, con presiones y temperaturas cercanas a
las criticas no es comprendido con eficiencia en la actualidad (Larsen, 2003) ya
que parece que la adsorcion es gradualmente reemplazada por la absorcion vy el
CO; se disuelve en el carbon, el didxido de carbono es “plastificado” en el carbén
ya que al bajar la temperatura necesaria se provoca una transicion a vidrio,
después a una estructura fragil como una goma para provocar una estructura
plastica (debilitamiento del carbén). En el caso en que el cambio de la temperatura
sea de manera transicional se tomara en las condiciones de 400°C a 3 MPa a
menores de 30°C a 5.5 MPa presion del CO; (Larsen, 2003).

La transicion de la temperatura depende de la madurez del carbon, el contenido
maceral’, el contenido de cenizas, las fuerzas de confinamiento lo cual no es facil
de extrapolar a nivel de campo, la plastificacién o debilitamiento del carbén puede
afectar negativamente la permeabilidad que permite el flujo del CO, inyectado, por
otra parte el carbon tiende a hincharse si el CO, es adsorbido y/o absorbido, lo

'Maceral.- cualquiera de las unidades organicas que integran el carbén es equivalente a cualquiera de los
componentes minerales de una roca
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que reduce la permeabilidad y la capacidad de inyectividad (Shi y Durucan, 2005)
y puede ser contrarestada con el incremento en la presion de la tasa de inyeccion
(Clarkson y Bustin, 1997; Palmer y Mansoori, 1998; Cross y col., 2002; Larsen,
2003). Algunos estudios sugieren que la inyeccién de CO, puede reaccionar con el
carbén (Zhang y col., 1993) destacando la dificultad en la inyeccion de CO; en
carbones de baja permeabilidad.

Si el CO; es inyectado dentro de capas de carbon también puede desplazar al
metano aumentando asi la eficiencia de la recuperacién del metano de los
yacimientos de carbdn, el dioxido de carbono ha sido inyectado con gran éxito en
el proyecto Allison en la Cuenca de Alberta, Canada (Gunter y col., 2005) a una
profundidad mayor a la correspondiente al punto critico del CO,. La Recuperacion
Mejorada en la explotacion de los yacimientos de carbén con ayuda del CO,, tiene
el gran potencial de aumentar la cantidad de gas metano producido hasta en casi
un 90% comparado con la recuperacion convencional por depresionamiento del
yacimiento con la cual se obtiene solo cerca del 50% (Stevens y col., 1996).

La permeabilidad del carbon es uno de los factores determinantes en la seleccion
del lugar de almacenamiento ya que su permeabilidad puede variar ampliamente y
generalmente disminuye con la profundidad como resultado de la disminucion de
los macroporos debido a la compactacién producida por los estratos superiores, la
mayoria de los pozos con produccion por medio de yacimientos de carbon en el
mundo tienen menos de 1000 m de profundidad.
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Figura 3.4 Adsorcion de gas puro en pies cubicos por tonelada (SCF
por tonelada) en Carbones de la era Titoniana a 55°C (GASEM y col.,
2002).

Los criterios de seleccidon propuestos originalmente para la seleccion de areas
factibles para el almacenamiento de CO; en yacimientos de carbon que producen
o produjeron metano (IEA-GHG, 1998) incluyen:
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e Permeabilidad adecuada (los valores minimos no han sido determinados
aun).

e Arreglo adecuado del estrato de carbdén (pocos estratos de no mucho
grosor).

e Estructuras geoldgicas simples (pocas fallas y fracturas).

e Yacimientos de carbon delgados y homogéneas lateralmente continuos y
aislados verticalmente.

e Profundidad adecuada hasta los 1500 m de profundidad ya que
profundidades mayores no han sido estudiadas aun).

e Apropiadas condiciones de saturacion de gas (saturaciones de gas
elevadas para este tipo de yacimientos).

e Capacidad para deshidratar la formacion.

Sin embargo, los estudios mas recientes han demostrado que el tipo del carbon
puede desempefiar un papel mas importante de lo que se pensaba debido a la
dependencia que existe entre el carbon y la capacidad de adsorcion de metano y
del CO; (Reeves y col., 2004). Si el carbon no es factible para la mineria o se
encuentra despresurizado, es muy probable que el CO, pueda almacenarse
durante mucho tiempo; no obstante, como ocurre con cualquier opcion de
almacenamiento geoldgico, este puede sufrir alteraciones o deformaciones en la
formacion y anular cualquier tipo de almacenamiento, es por esta razéon que el
destino de un yacimiento de carbén es determinante para la sustentabilidad de la
seleccion del proyecto almacenador y los posibles problemas entre la ingenieria
de yacimientos y la ingenieria de almacenamiento, en especial para estratos de
carbén poco profundos.

3.5 Otros medios geolégicos (basaltos, lutitas productoras de aceite y gas,
cavernas de sal y minas abandonadas)

Otros medios geoldgicos de almacenamiento incluyen a los basaltos, lutitas
productoras de aceite y/o gas, cavernas de sal y minas abandonadas, estas
diferentes alternativas pueden proporcionar mas variedad de opciones para el
almacenamiento geologico de COs.

Basaltos.- Los flujos e intrusiones en capas de basalto se presentan a nivel
mundial con grandes volumenes (McGrail y col., 2003), debido a que el basalto
comunmente presenta una baja porosidad, baja permeabilidad y poca continuidad
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en las capas, cualquier tipo de permeabilidad en los basaltos esta asociada
generalmente con fracturas por donde el CO, puede migrar hacia otras zonas si
no existe una buena roca sello. Sin embargo, el basalto pude presentar un gran
potencial para la captura de CO, por mineral ya que el CO; inyectado puede
reaccionar con los silicatos presentes en el basalto para formar carbones
minerales (McGrail y col., 2003). Es necesario realizar una investigacion mas a
fondo, sin embargo, los basaltos parecen ser poco adecuados para el
almacenamiento de CO..

Lutitas productoras de aceite y gas.- Los cuerpos lutiticos de gas o aceite o ricos
en materia organica se encuentran en muchas partes del mundo, el mecanismo de
captura en este medio es similar a la que se presenta en los yacimientos de
carbén (la adsorcion del CO, en materia organica), la produccion mejorada en
lutitas con ayuda del dioxido de carbono (como en el ECBM™) tiene el potencial
de reducir los costos de almacenamiento y aunque su potencial de
almacenamiento es desconocido, actualmente, los grandes volumenes existentes
de lutitas sugieren que su capacidad de almacenamiento puede ser significativa.
Si los criterios de seleccion del sitio (como la profundidad minima) se desarrollan y
aplican en los cuerpos lutiticos, los volumenes podrian ser limitados; sin embargo,
la baja permeabilidad podria ser un obstaculo en la inyeccion de grandes
volumenes de COa,.

Cavernas de sal.- El almacenamiento de CO, en cavernas de sal creadas por
disolucion mineral pueden ser usadas junto con tecnologia desarrollada para el
almacenamiento de gas natural liquido y productos petroliferos en los domos y
lechos salinos como en el Oeste de Canada y el Golfo de México (Dusseault y
col., 2004), una sola caverna de sal puede alcanzar hasta los 500,000m® y el
almacenamiento de CO; en estas cavernas difiere del almacenamiento de gas
natural y del aire comprimido ya que en este Ultimo caso, las cavernas son
presurizadas y despresurizadas ciclicamente de manera anual o diaria, mientras
que el almacenamiento de CO; puede ser efectivo por siglos o milenios.

Debido a las propiedades de flujo de la sal, una caverna con CO, supercritico
puede disminuir su volumen hasta que la presion dentro de la caverna iguale la
presion externa del lecho de sal (Bachu y Dusseault, 2005), a pesar de la
existencia de caverna unica de 100 m de diametro puede llegar a contener
alrededor de 8,742x10° pies cubicos de CO, de alta densidad, otro ejemplo es que
las matrices de las cavernas pueden constituir centros de almacenamiento a gran
escala.

sk

En este trabajo se hace mencién esta definicidn, el cual para su mejor entendimiento se hace referencia a
continuacion:

CBM.- Explotacion de metano en capas de carbon.

ECBM.- Recuperacion Mejorada de metano en capas de carbén (explotacion de metano en capas de carbdn
asistida por la inyeccion de CO»).
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Es importante prevenir el sello de las cavernas para prevenir posibles fugas o
desgajamientos del techo de la caverna, los cuales podrian liberar grandes
cantidades de gas (Katzung y col., 1996). Algunas ventajas de almacenamiento en
este medio incluyen una alta capacidad por unidad de volumen (kg de CO; por
cada m®), la eficiencia y el gasto de inyeccion. Las desventajas consisten en el
potencial de fugas que se presentan en el caso de que el sistema falle, la baja
capacidad de las cavernas individuales y los problemas ambientales presentes en
la eliminacion de la salmuera. Las cavernas de sal también pueden ser usadas
para el almacenamiento temporal de CO, como paso intermedio entre la coleccion
y distribucion para el uso de COa.

Minas abandonadas.- La sustentabilidad de las minas abandonadas para el
almacenamiento de CO, depende de su naturaleza y capacidad de la
impermeabilidad de la roca en la que se lleva a cabo la mineria, ya que rocas muy
fracturadas (tipicamente rocas igneas y metamorficas) pueden no presentar un
sello ideal para el almacenamiento, las minas en rocas sedimentarias pueden
ofrecer algunas oportunidades de almacenamiento (por ejemplo minas de potasio
y sal o dep0dsitos confinados de plomo y zinc).

Las minas abandonadas de carbdn ofrecen la posibilidad del almacenamiento de
COz con un beneficio extra, que es la adsorcion del CO, en el yacimiento
carbonifero restante después de su explotacion comercial (Piessens y Dusar,
2004); sin embargo, los estratos superiores al estrato de carbon suelen
encontrarse en un estado fracturado lo que aumenta el riesgo de fugas de gas,
ademas de que no se han desarrollado pozos seguros para el manejo de alta
presion en estos medios, y esto podria ser causante de liberar grandes cantidades
de CO,, a pesar de estas contrariedades existe en Colorado, EU una instalacion
de almacenamiento de gas natural en una mina abandonada.

3.6 Efectos de las impurezas en la capacidad de almacenamiento

La presencia de impurezas en las corrientes de gas de CO, afecta los procesos de
disefio en la ingenieria como la captura, transporte e inyeccion asi como los
mecanismos de captura y la capacidad de almacenamiento en los medios
geoldgicos, algunos contaminantes en la corriente de flujo de CO, pueden requerir
ser catalogados como peligrosos (por ejemplo SOx, NOx™, H,S) y obligados a

"™ Los oxidos de azufre (SOx) y de nitrégeno (NOx) son emitidos por fuentes fijas mayores que usan
combustibles fésiles y se asocian principalmente a actividades humanas. Los SOx son producido
principalmente durante la combustion del carbdn y de algunos derivados del petréleo. Se asocia al transporte
y a las actividades industriales. Mientras que los NOx son emitidos en gran escala por las fuentes méviles que
utilizan derivados del petréleo (por ejemplo emanaciones de NOx de aviones).
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tener diferentes tipos de requisitos para la inyeccibn a comparacion de si la
inyeccion se tratara de un CO; considerado como puro (Bergman y col., 1997).

Las impurezas presentes en el flujo de gas afectan el factor de compresibilidad del
CO; inyectado y por tanto el volumen necesario para almacenar una determinada
cantidad y reducen su capacidad de almacenamiento en una fase libre debido al
espacio que ocupan los gases en el almacenamiento, adicionalmente que
dependiendo del tipo de almacenamiento geoldgico la presencia de impurezas
puede tener otros efectos.

En operaciones de Recuperacién Mejorada de aceite las impurezas afectan la
recuperacion debido a que modifican la solubilidad del CO, en el aceite y la
capacidad del CO; para aligerar los componentes del aceite (Metcalfe, 1982), el
metano e hidroégeno disminuyen la recuperacion de aceite mientras que el sulfuro
de hidrogeno, el propano y los componentes pesados de hidrocarburo presentan
efectos contrarios (Alston y col., 1985; Sebastian y col., 1985). La presencia de
SOx puede mejorar la eficiencia de recuperacion mientras que la presencia de
NOx puede retardar la miscibilidad y reducir el factor de recobro (Bryant y Lake,
2005) y el O, puede reaccionar exotérmicamente con el aceite dentro del
yacimiento (combustién in situ).

En el caso del almacenamiento de CO, en formaciones salinas profundas la
presencia de impurezas en el gas afecta la cantidad y tasa de almacenamiento por
disolucion y precipitacion, ademas de presenciar la filtracion de metales pesados
de la matriz de la roca por contaminantes como SO, u O,.

La experiencia obtenida hasta el momento con la inyeccién de gases acidos
sugiere que el efecto que producen las impurezas es insignificante aunque Knauss
y col. (2005) sugieren que la inyeccion de CO, con SOx produce diferencias
quimicas sustanciales, asi como movilizacién y reacciones minerales; por tal
motivo es necesario establecer un rango aceptable y seguro sobre la composicion
del gas que las industrias desean almacenar en caso de no ser un CO;, puro
(Anhelen y col., 2005) ya que podrian presentarse problemas ambientales, que de
ser considerados o prevenidos, ahorrarian la presencia de catastrofes altamente
potenciales y todo lo que ello conlleva.

Para el caso de almacenamiento de CO, en yacimientos de carbon las impurezas
también pueden presentar efectos positivos y negativos similarmente como en las
operaciones de EOR, ya que si una corriente de gas contaminado con H,S o0 SO,
es inyectada dentro del yacimiento de carbon sera adsorbido preferencialmente
debido a que tienen una mayor afinidad con el carbén que el CO, reduciendo asi
la capacidad de almacenamiento del propio CO, (Chikatamarla y Bustin, 2003), si
existe presencia de oxigeno, este reaccionara de manera irreversible con el
carbén reduciendo la superficie y capacidad de adsorcion.
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Por otra parte algunas impurezas presentes en los flujos de residuos de CO, como
los gases por combustidén de carbén (primordialmente No+CO3) pueden ser usados
en los procesos de recuperacion mejorada de gas metano en yacimientos de
carbon debido a que es eliminado el CO; por el carbdn, ya que el carbon presenta
mayor selectividad de adsorcion para el N2 y CHa.

3.7 Distribucion geografica y capacidad estimada de almacenamiento

La identificacién de posibles lugares de almacenamiento geoldgico de CO, y la
estimacion de su capacidad de almacenamiento debe resultar una tarea simple, la
diferencia entre los diversos mecanismos y medios de captura en un principio,
sugiere los métodos:

e Para el almacenamiento por adsorcién, la capacidad es producto del
volumen del carbén y su capacidad adsorbente de COa,.

e Para el almacenamiento volumétrico, su capacidad es producto del volumen
disponible (espacio poroso o la cavidad) y la densidad del CO, a la presion
y temperatura del lugar de almacenamiento.

e Para el almacenamiento por solubilidad, su capacidad es dependiente de la
cantidad de CO;, que puede ser disuelto en el fluido de formacion (aceite o
agua de formaciéon en yacimientos petroleros o salmuera en formaciones
salinas).

e Para el almacenamiento mineral, la capacidad es calculada, basada en los
minerales disponibles para la precipitacion del carbén y la cantidad de CO,
que sera utilizado en las reacciones.

Los principales obstaculos en la aplicacion de estos simples métodos,
especialmente en la estimacion de la capacidad de almacenamiento de CO; en los
medios antes mencionados, son la falta de datos, su incertidumbre, los recursos
tecnoldgicos necesarios para procesar los datos cuando se encuentran
disponibles y el hecho de que en casi todas las ocasiones se presenta mas de un
mecanismo de captura en funcionamiento, lo cual conduce a las siguientes
situaciones:

e En cuencas o regiones especificas de un pais en particular las
estimaciones pueden ser de manera mas detallada y precisa; sin embargo
las estimaciones se encuentran afectadas por las limitaciones impuestas
por la disponibilidad de datos y las metodologias usadas. Las estimaciones
de capacidad para una cuenca de un pais en especifico estan disponibles
en Norteamérica, Europa Occidental, Australia y Japon.
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e Las estimaciones de la capacidad global han sido calculadas contemplando
suposiciones simples y calculadas con métodos sencillos y por tanto los

resultados no son confiables.

En la Tabla 3.1 se muestra la distribucién geografica y las capacidades estimadas.

Tabla 3.1 Capacidad de almacenamiento para varias opciones de almacenamiento geolégico. La
capacidad de almacenamiento incluye opciones de almacenamiento no factibles econémicamente.

Campo de aceite y gas” 1.1487x10'° 1.57356x10"°
Yacimientos de carbén con
recuperacion mejorada de CH, 5.2452x10"° — 2.6226x10"* 3.4968x10"°
Formaciones salinas profundas 1.7484x10" No es seguro, posiblemente
1.7484x10"

3.7.1 Almacenamiento en yacimientos de aceite y gas

Esta opcién de almacenamiento de CO, se limita a cuencas productoras de
hidrocarburos que representan (numéricamente hablando) a menos de la mitad de
las cuencas sedimentarias en el mundo.

En general se asume que yacimientos de gas y/o aceite pueden ser utilizados para
almacenamiento después de que el yacimiento se encuentra depresionado,
aunque el almacenamiento combinado con la Recuperacién Mejorada puede
presentarse desde tiempo antes de la baja en la produccion de hidrocarburos. A
falta de un analisis detallado de cada yacimiento la capacidad de almacenamiento
de CO; puede ser calculado por medio de una base de datos de las reservas y de
producciéon (historial de produccién) (Winter y Bergman, 1993; Stevens y col.,
2001; Bachu y Shaw, 2003, 2005; Beecy y Kuuskra, 2005).

En yacimientos petroleros con existencia de empuje de agua moderada el CO,
inyectado tiende a ocupar el espacio poroso que anteriormente ocupaba el aceite
y/o el gas natural, no obstante no todo el espacio disponible sera ocupado por el
CO; ya que existirda agua residual atrapada en los poros debido al efectos de
capilaridad, de un mal frente de avance (digitacion irregular) y por los efectos
gravitacionales (Stevens y col., 2001).

* En las estimaciones baja y superior de esta opcién, estas cifras aumentarian en un 25% si los campos por
“descubrir” se incluyeran para esta evaluacion.
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En yacimientos de hidrocarburos con entrada de agua de un acuifero asociado
(donde la presion se mantiene por un flujo de agua a la formacién) ademas de la
reduccion de capacidad por cambios en la capilaridad y otros efectos locales, una
fraccion importante del espacio poroso es invadido por agua, disminuyendo el
espacio poroso disponible para el almacenamiento de CO,, si el represionamiento
del yacimiento es limitado a preservar la integridad del yacimiento.

En el Oeste de Canada ésta pérdida fue estimada en orden del 30% para
yacimientos de gas y del 50% para yacimientos de aceite si el yacimiento es
represionado con ayuda del CO, hasta la presion inicial del yacimiento (Bachu y
col., 2004), la capacidad estimada presentada en este trabajo para yacimientos de
gas y/o aceite no ha considerado ningun valor apropiado para yacimientos con
empuje de agua, debido a que es necesario un analisis especifico para evaluar los
efectos del empuje del agua en la capacidad de cada yacimiento.

Muchas capacidades de almacenamiento estimadas para campos petroleros no
distinguen la capacidad relacionada con el gas y aceite que ya se ha producido a
partir de la capacidad en relaciéon con las reservas remanentes que no se han
producido y que estaran disponibles en los proximos afios. En algunas
evaluaciones mundiales la estimacidén también incluye la capacidad de encontrar
campos petroleros en los préximos anos. Existe cierta incertidumbre acerca de
cuando los yacimientos de aceite y gas se van a agotar y se conviertan en campos
disponibles para el almacenamiento de CO..

El abandono de campos petroleros se debe mas a factores econémicos que por
aspectos técnicos, principalmente por el precio de crudo y del gas; es posible que
la produccioén de los campos proximos a ser abandonados pueda ampliarse si el
futuro econémico permite considerar que se puede recuperar mas hidrocarburo,
retrasando asi, el acceso a estos campos para el almacenamiento de CO,, ya que
en la actualidad no es tan rentable la explotacion de algunos campos; sin
embargo, la economia permite explotarlos con las bajas tasas de retorno que
presentan.

Una variedad de estimaciones locales y mundiales sobre la capacidad de
almacenamiento en yacimientos petroliferos se han realizado durante mucho
tiempo, las evaluaciones regionales y nacionales se usaron para dar un realce con
un enfoque basado en los datos de las reservas del yacimiento y aunque las
metodologias utilizadas pueden diferir en algunos aspectos, existe un mayor nivel
de confianza que en las estimaciones mundiales, debido a las razones expuestas
anteriormente. En la actualidad este tipo de evaluaciones se encuentra disponible
solo para el Noroeste de Europa, Estados Unidos, Canada y Australia.

En Europa han existido tres intentos para estimar la capacidad de almacenamiento
en yacimientos de gas y aceite de abajo hacia arriba abarcando partes de Europa,
y esta compuesto por un maximo de capacidad almacenadora de Europa ya que
incluye al Mar del Norte (Holloway, 1996; Wildenborg y col., 2005).
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La metodologia usada en los tres estudios se encontraba basada en la suposicion
de que el volumen total de hidrocarburos del yacimiento podria ser reemplazado
por CO,. Los operadores estimaron la reserva recuperable final (URR por sus
siglas en ingles) para cada campo en donde fue posible estimarlo, el volumen
subterraneo ocupado por el UUR y la cantidad de CO; que se podria almacenar
en el espacio poroso bajo condiciones de yacimiento fueron calculadas (cabe
mencionar que las reservas no descubiertas fueron excluidas).

Para Canada la suposicidon es que las reservas que no son puestas a produccion
pueden ser reemplazadas por CO, (una capacidad teodrica), para todos los
yacimientos en el Oeste de Canada sobre la presidén base, temperatura y volumen
de poro. Algunos coeficientes de reduccion fueron aplicados para tomar en cuenta
la invasion de un acuifero y todos los demas efectos (capacidad efectiva), este
valor se redujo a una profundidad (900-3500 m) y un tamafio (capacidad practica)
(Bachu y Shaw, 2005).

El potencial de almacenamiento del Noroeste europeo es estimado en mas de
6.9936x10"* pies cubicos de CO, en yacimientos de gas y 1.22388x10" pies
cubicos de CO, para campos de aceite (Wildenborg y col., 2005), las estimaciones
del viejo continente estan basadas en todas las reservas (sin campos significativos
se producen por encima de 800m); la densidad del didéxido de carbono fue
calculada a partir de la profundidad, presion y temperatura del yacimiento en la
mayoria de los casos, siempre y cuando estos datos no estuvieran disponibles, fue
utilizada una densidad de 700 kg/m?, ninguna asumpsion fue realizada sobre la
cantidad de aceite recuperado en los campos antes de que el almacenamiento
fuera iniciado, ademas de que no fue incluida la RM.

En el Oeste de Canada, la practica de almacenamiento de CO, en las cuencas
Alberta y Williston con capacidades mayores a 1.7484x10'? pies cubicos de CO,
fue estimada cerca de 1.7484x10" pies cubicos de CO, en yacimientos de aceite
y cerca de 6.9936x10" pies clbicos de CO, en campos de gas, la capacidad de
todo el petroleo y gas descubierto es aproximadamente de 1.7484x10" pies
cubicos de CO; (Bachu y col., 2004; Bachu y Shaw, 2005), en Canada la densidad
del CO; esta calculada para cada yacimiento.

La recuperacién de gas y aceite era el previsto en las estimaciones calculadas por
los yacimientos y basadas en producciones reales, para yacimientos adecuados
para la aplicacion de EOR algunos métodos analiticos fueron desarrollados para
estimar que tanta produccion se podria tener y que tanto CO; podria almacenarse
(Shaw y Bachu, 2002).

En los Estados Unidos la capacidad total de almacenamiento descubierta en
yacimientos fue estimada de aproximadamente 1.39872x10™ pies cubicos de CO,
(Winter y Bergman, 1993; Bergman y col., 1997).
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Los datos actuales de produccion y las reservas conocidas indican que Australia
tiene hasta 2.6226x10'* pies cubicos de CO, de capacidad acumulativa en
yacimientos de gas y 1.22388x10" pies clbicos de CO. en yacimientos de aceite,
estas estimaciones utilizan datos de campo para volver a calcular el volumen de
CO, que podria ocupar en condiciones de campo, la capacidad total de
almacenamiento en yacimientos descubiertos en estas regiones es de
2.97228x10" pies cubicos de CO,. Aunque todavia no se ha evaluado, es casi
seguro que potenciales sitios de almacenamiento existen en otras provincias
petroleras en todo el mundo como Oriente Medio, Rusia, Asia, Africa y América
Latina.

La capacidad global de EOR con ayuda de CO, se estima que tiene una capacidad
de almacenamiento de 1.06652x10" — 2.15053x10" de pies cubicos de CO,,
aunque como se lleva a la practica hoy en dia el EOR con CO; no esta disefiado
para maximizar el almacenamiento geolégico de CO,, de hecho esta disefiado
para optimizar y maximizar los ingresos procedentes de la produccion de petréleo,
que en muchos casos requiere reducir al minimo la cantidad de CO, retenida en el
depdsito. En un futuro si el almacenamiento de CO; tiene un valor econémico se
podra optimizar el almacenamiento de CO, y la Recuperacion Mejorada y asi
incrementar las capacidades.

En Europa las capacidades estudiadas son consideradas como probables
candidatos de EOR, y con esto aumentar los campos donde el almacenamiento de
CO; puede ser implementado, debido a que se generarian ingresos adicionales,
los célculos estimados por Wildenborg y col. (2005) permite la aplicacién de
diferentes factores de recuperacion basados en la gravedad del aceite en
estandares del Instituto Americano del Petréleo (API por sus siglas en inglés).

Para Canada los 10,000 yacimientos de aceite ubicados en Oeste de este pais
son examinados para la sustentabilidad de la aplicacion de EOR basada en un
conjunto de criterios desarrollados a partir de la documentacion existente acerca
del EOR, considerando que los yacimientos petroleros son los que cuentan con
una mayor gama de informacién disponible en cuanto a calculos de
almacenamiento entre otros (Shaw y Bachu, 2002).

Las estimaciones globales de almacenamiento total en yacimientos varia desde
2.20298x10"™ a 6.9936x10" pies cubicos de CO, (Freund, 2001), estas
evaluaciones son realizadas del fondo hacia la superficie, incluyendo el potencial
en depositos que no han sido descubiertos aun. La capacidad de almacenamiento
en yacimientos de gas es calculada aproximadamente en 1.39872x10'® de pies
cubicos de CO; (Freund, 2001).

La capacidad total de almacenamiento en yacimientos descubiertos de gas y/o
aceite se estima muy probablemente en 1.18017x10® — 1.57356x10'® pies
cubicos de CO,, si se consideraran los campos que aun no han sido descubiertos
esta cifra se incrementaria a 1.57356x10'® — 2.09808x10'® pies ctibicos de COy;
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sin embargo, disminuiria su nivel de confianza o seguridad®. En comparacion, las
estimaciones mas detalladas se realizan en el Noroeste de Europa, Estados
Unidos, Australia y Canada, las cuales indican una capacidad total de unos
2.97228x10" pies cubicos de CO, aproximadamente en su aceite y gas
existentes. Junto con las reservas de aceite y gas existentes en estos paises
puede representar el 18.9% del almacenamiento mundial total (USGS, 2001).

El almacenamiento global se estima basandose en que la proporcionalidad de los
yacimientos de aceite y gas descubierto tienen la capacidad de almacenar
1.57356x10'® pies cubicos de CO,, que es comparable con las estimulaciones
mundiales realizadas por Freund (2001) de 1.39872x10'® pies cubicos de CO,
para yacimientos de gas (Stevens y col., 2000) y 2.15053x10"° pies cubicos de
CO; para yacimientos de aceite, y evaluado como un valor confiable a pesar de
que la invasién de agua no se tomo en cuenta para todos los casos.

3.7.2 Almacenamiento en formaciones salinas profundas

Las formaciones salinas se producen en cuencas sedimentarias en todo el mundo,
tanto en tierra firme como en mar y plataformas continentales y no se limitan a los
lugares con hidrocarburos o cuencas de carbdn; sin embargo, la capacidad de
almacenamiento estimada en formaciones salinas profundas presenta un reto por
las siguientes razones:

e Existen multiples mecanismos de almacenamiento, incluyendo a la captura
fisica por debajo de la roca sello de baja permeabilidad disolucion y
mineralizacion.

e La relacién e interaccion entre los diferentes mecanismos es muy compleja
y conforme evolucionan con el tiempo son altamente dependientes de las
condiciones locales.

e Estos mecanismos operan en forma simultdnea y en diferentes escalas de
tiempo de manera que el plazo del almacenamiento de CO, afecta la
capacidad estimada, el almacenamiento volumétrico es importante en un
principio, y posteriormente el CO, se disuelve y reacciona con los
minerales.

e No existe una sola metodologia consistente que presenta una amplia
disponibilidad para estimar la capacidad de almacenamiento de CO,
(diversos estudios han utilizaron métodos distintos y que por tal motivo no
permiten la comparacion).

’Las estimaciones del petréleo y gas que no han sido descubiertos se basan en la evaluacion del USGS, la
evaluacion de que el 30% mas del gas y aceite puede ser descubierto, comparado con los recursos actuales.
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e Solo la limitacion de datos sismicos y de pozo estan disponibles
normalmente (a diferencia de los datos disponibles de yacimientos
petroliferos).

Para entender las dificultades al momento de evaluar la capacidad de
almacenamiento de las formaciones salinas profundas necesitamos entender las
interacciones de los diversos mecanismos de captura durante el avance del
desplazamiento del CO,. Adicionalmente la capacidad de almacenamiento en este
tipo de formaciones solo se puede determinar caso a caso.

Hasta la fecha la mayoria de estimaciones de este tipo de almacenamiento se
concentran en la captura fisica y de disolucién, estas estimaciones parten de
simples suposiciones que no involucran a las reacciones quimicas
simultaneamente con la inyeccion del COy, el flujo y la disolucién. Algunos trabajos
recientes sugieren que puede tomar varios miles de afos para que reacciones
geoquimicas puedan tener un impacto significativo (Xu y col., 2003).

La capacidad de almacenamiento de CO, de los minerales de captura puede ser
comparable a la capacidad de solucion por unidad de volumen de roca
sedimentaria cuando la porosidad de la formacion es tomada en cuenta (Bachu y
Adams, 2003; Perkins y col., 2005), aunque los gastos y plazos de estos dos
procesos sean diferentes. Mas de 14 evaluaciones mundiales sobre la capacidad
han sido realizadas con este tipo de enfoque (IEA-GHG, 2004), el rango de las
estimaciones de estos estudios es grande (3.4968x10'"° — 9.79104x10" pies
cubicos de CO,) lo que refleja las diferentes implicaciones contempladas para las
estimaciones y la incertidumbre en los parametros, muchos de los calculos se
encuentran en el rango de varios cientos de pies cubicos de COs..

La capacidad volumétrica es valorada de manera local ya que simulaciones
numericas del yacimiento a escala de la inyeccion de CO; sugiere la ocupacion de
espacios porosos por el CO, en orden de un pequefio tanto por ciento como
resultado de la segregacion gravitacional y del avance del fluido dentro de la
formacion (van der Meer, 1992, 1995; Krom y col., 1993; Ispen y Jacobsen,
1996).Koide y col. (1992) utilizaron el método de area de la proyeccién de las
reservas de los recursos naturales y asumieron que el 1% de la superficie total de
las cuencas sedimentarias del mundo pueden ser utilizadas para el
almacenamiento de CO,. Otros estudios consideraron que del 2-6% de la
superficie de la formacion puede ser usada para almacenamiento de COy; sin
embargo, Bradshaw y Dance (2005) mostraron que no existe ninguna correlacion
entre el area geografica de una cuenca sedimentaria y su capacidad de contener
hidrocarburos (reservas de aceite o gas) o el almacenamiento de COs,.

La capacidad de almacenamiento de Europa se ha estimado en 5.2452x10™ —
1.00883x10"® pies cubicos de CO, (Holloway, 1996; Bgey col., 2002; Wildenborg y
col., 2005), las incertidumbres principales en esta regién son estimaciones de la
cantidad de almacenamiento (valuadas en 3%) y su eficiencia de almacenamiento
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calculada de 2-6% (2% en el caso de un acuifero cerrado con barreras
permeables, un 6% para un acuifero con una extension casi infinita) y 4 % si el
estado no se conoce y no se sabe si existe contacto con algun acuifero regional.
El volumen en las trampas se asume proporcionalmente con el total del volumen
poroso que no es correcto necesariamente; las primeras estimaciones de la
capacidad total de almacenamiento de EU en formaciones salinas profundas
indicaban un total de hasta 8.742x10' pies clbicos de CO, (Bergman y Winter,
1995).

Actualmente una estimacion de la capacidad de una sola formacion profunda en
los Estados Unidos, como lo es el caso del monte arenisco Simon es de
2.79744x10" — 1.39872x10'° pies cubicos de CO, (Gupta y col., 1999) lo que
sugiere que la capacidad total de almacenamiento de los EU puede ser superior a
las estimacién anterior. Suponiendo que el CO; se disolvera a la misma saturacion
de la formacion, Bachu y Adams (2003) proponen que la capacidad de
almacenamiento de la cuenca de Alberta en el Oeste de Canada es de
aproximadamente unos 6.9936x10'® pies cubicos de CO,, que resulta un maximo
tedrico supuesto suponiendo que toda el agua de formacién en la Cuenca de
Alberta se saturara con CO,. En Australia la capacidad de almacenamiento es
limitada a unos 1.22388x10"° pies cubicos de CO, y se determind mediante un
enfoque de riesgo acumulativo de capacidad para unos 65 sitios potencialmente
viables de 48 cuencas (Bradshaw y col., 2003). La capacidad total en Japon ha
sido valuada en un rango de 2.6226x10" — 1.39872x10"° pies cubicos de CO;
sobre todo en formaciones en alta mar (Tanaka y col., 1995).

Dentro de estos amplios rangos la cifra mas baja es generalmente la capacidad
calculada para el almacenamiento volumétrico en formaciones salinas profundas,
donde la fase libre del CO, se puede acumular y la cifra mayor se basa en
mecanismos adicionales de almacenamiento, principalmente en la captura por
disolucion y mineral; diversos métodos y datos utilizados en la evaluacion de estas
capacidades demuestran el alto grado de incertidumbre en la estimacién de
almacenamiento regional o globales formaciones salinas profundas. En los
ejemplos mostrados de Europa y Japdén el maximo estimado es de 15 a 50 veces
que la estimulacion mas baja, similarmente las estimaciones mundiales de la
capacidad de almacenamiento muestran un amplio rango que va de 1.7484x10" —
3.4968x10"® pies cubicos de CO., lo que refleja las diferentes metodologias
usadas, los niveles de incertidumbre y los mecanismos de captura efectiva que se
pueden presentar.

La valoracion de esta tesis respecto a la capacidad de almacenamiento es que es
muy probable que la capacidad de almacenamiento global en formaciones salinas
profundas es de al menos 1.7484x10'° pies cubicos de CO,. La confianza de esta
suposicion proviene del hecho de que los yacimientos de aceite y gas
descubiertos tienen una caé)acidad de almacenamiento de aproximadamente
1.18017x10" — 1.57356x10"® pies clbicos de CO, (Holloway, 1996; Bge y col.,
2002; Wildenborg y col., 2005, Bergman y Winter, 1995) y estos yacimientos
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ocupan tan solo una pequefia fraccion del volumen de poros de las cuencas
sedimentarias, el resto estd ocupado por agua salada. Por otra parte, los
yacimientos de gas y aceite se producen en aproximadamente la mitad de las
cuencas sedimentarias del mundo, ademas de que las estimaciones regionales
sugieren que la capacidad de almacenamiento puede aumentar, significativamente
es probable que este disponible mas capacidad de almacenamiento en
formaciones salinas profundas. Cabe mencionar que la literatura existente no es
suficiente razén para apoyar una estimacion sdélida sobre la capacidad maxima de
almacenamiento geoldgico.

Algunos estudios sugieren que podria ser poco mas de 1.7484x10'® pies cubicos
de CO; mientras que otros indican que la cifra estaria en magnitudes mayores;
evaluaciones regionales y locales mas detalladas estan obligadas a resolver este
problema.

3.7.3 Almacenamiento en carbon

Actualmente existen operaciones no comerciales de ECBM con CO, y aun no
existe una evaluacion integral realista de las posibilidades de almacenamiento de
CO, en formaciones de carbdon. Normalmente las operaciones de carbén en
yacimientos son a profundidades menores de los 1500 m, mientras que en Europa
y otros lugares, la mineria carbonera ha llegado a profundidades de hasta 1000 m
y por lo cual el CO, no debe almacenarse en vetas de carbon que pueden ser
potenciales proyectos de mineria y este factor demuestra que existe una
dependencia entre el almacenamiento de CO, en estratos de carbon a la
profundidad a la que se encuentra el estrato mencionado. Suponiendo que los
carbones bituminosos pueden absorber el doble de CO, que de metano, un
analisis preliminar del potencial teérico de almacenamiento para proyectos de
EOR sugiere que aproximadamente de 1.04904x10"° — 3.4968x10™ pies cubicos
de CO; pueden ser almacenados en yacimientos de carbon a nivel mundial (IEA-
GHG, 1998).

Las estimaciones mas recientes para Norteamérica esta en un rango de
1.04904x10" a 1.57356x10'° pies cubicos de CO, (Reeves, 2003; Dooley y col.,
2005) mediante la inclusion de carbones sub-bituminosos y lignitas. Algunas
consideraciones técnicas y econdmicas han sido sugeridas para la practica de
almacenamiento de aproximadamente 1.22388x10'* pies cubicos de CO, en
carbones bituminosos (Gale y Freund, 2001; Gale, 2004). Suponiendo que el CO,
no puede almacenarse en vetas de carbon sin recuperar el metano en estas
capas, la capacidad de almacenamiento se calcula en 5.2452x10" — 2.6226x10™
pies cubicos de CO,, para los Estados Unidos una produccion anual con la
recuperacion de metano en capas de carbon en el 2003 fue de aproximadamente
0.304 trillones de m® y proyectada en un futuro a nivel mundial de 0.20 trillones de
m°.
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Este calculo supone que 1.7484x10'® pies cubicos de CO, pueden ser
almacenadas por cada Tcf de recuperacion gas metano en capas de carbon
producido (6.17185x10"® pies cubicos de CO, por cada trillon de m?) y es bien
comparado con Gale (2004).

3.8 Cotejo de las fuentes de CO, y el almacenamiento en sitios geolégicos

El cotejo de las fuentes de CO, con sitios geoldgicos almacenadores requiere de
una evaluacion detallada de la cantidad aportada, la calidad de la fuente
proveedora, su transporte y sus factores econdmicos y ambientales, si el sitio
almacenador se encuentra lejos de la fuente almacenadora de CO, o esta
asociada con un alto nivel de incertidumbre técnica puede que el potencial
almacenador nunca sea considerado como opcion real.

3.8.1 Estudios regionales

La coincidencia de fuentes proveedoras de CO, en sitios potenciales de
almacenamiento debe tomarse en cuenta en las proyecciones futuras de
desarrollo socioeconémico ya que seran importantes para el rapido desarrollo del
lugar; la evaluacion de las fuentes y lugares de almacenamiento junto con las
simulaciones numeéricas, la cartografia y la identificacion de rutas de trasporte han
sido objeto de estudio en varias regiones de Europa (Holloway, 1996; Larsen y
col., 2005). Asi mismo en Japdén se llevan a cabo estudios de modelado y
optimizacion del vinculo que existe entre las 20 regiones terrestres de emision de
CO; y las 20 regiones de almacenamiento ubicadas en altamar, incluyendo el
almacenamiento oceanico y geoldgico (Akimoto y col., 2003), algunos estudios
preeliminares también se han realizado en la India (Garg y col., 2005) y Argentina
(Amadeo y col., 2005).

En los Estados Unidos, un estudio que utilizé un sistema de informacion
geografica (GIS por sus siglas en inglés) y un analisis econémico de base amplia
(Dooley y col., 2005) muestra que aproximadamente dos terceras partes de las
centrales eléctricas son cercanas a lugares potenciales de almacenamiento
geoldgico, no obstante un numero importante requeriria transporte de cientos de
kilbmetros. Estudios canadienses sobre cuencas sedimentarias incluyen la
descripcién del tipo de datos y diagramas de flujo de los procesos de evaluacién
que han sido llevados a cabo por Bachu (2003), los resultados obtenidos para las
cuencas sedimentarias ubicadas en el Oeste de Canada muestran que mientras la
capacidad total de yacimientos petroleros es de varios pies cubicos de CO; la
capacidad de las formaciones salinas situadas debajo de los yacimientos es de
dos a tres ordenes de mayor magnitud.
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La mayoria de los principales emisores de CO, presentan sitios con un gran
potencial de almacenamiento relativamente cerca, con la excepcion de las plantas
de arenas petroliferas al Noreste de Alberta (las emisiones actuales de CO, son
cerca de 3.4968x10"" pies cuibicos de CO, al afio). En Australia un enfoque
integral fue llevado a cabo en el continente para identificar una serie de sitios de
almacenamiento geoldgico (Rigg y col., 2001; Bradshaw y col., 2002) donde la
evaluacién inicial del proyecto esperaba como resultado cerca de 300 cuencas
sedimentarias, hasta 48 cuencas y 65 areas.

La metodologia fue desarrollada para los sitios almacenadores en un rango de
factibilidad (riesgos econdémicos y técnicos) y préximos a los grandes sitios
emanadores de CO,. Las soluciones a nivel regional fueron buscadas
incorporando un modelo econdmico para evaluar la rentabilidad econdémica de
todo el proyecto dentro de los 20 o 30 afos futuros, incluyendo el costo del
transporte, almacenamiento, monitoreo y el analisis Monte Carlo. El estudio arrojo
tres estimaciones de almacenamiento:

e Una capacidad total de 1.29382x10'° pies cubicos de CO. equivalentes a
1600 afos de emanaciones actuales, sin considerar limitaciones de tipo
econdmico.

e Una curva de costos para una capacidad de 3.4968x10"" — 3.14712x10"?
pies cubicos de CO, por afio con un aumento en la capacidad de
almacenamiento en funcién de los futuros valores del CO,.

e Una capacidad realista de 1.7484x10" — 2.01066x10"? pies cubicos de CO-
al afo o0 50% de las emisiones estacionarias anuales, determinadas por las
fuentes coincidentes de los sitios mas cercanos con los sitios proximos de
almacenamiento que sean viables y asumiendo los alicientes econdmicos
del almacenamiento.

3.8.2 Metodologia y criterios de evaluacion

A pesar de una cierta normalizacién, existen diversos enfoques para la evaluacion
de la capacidad ya que cada estudio esta influenciado por la disposicién de datos,
limitacidn de recursos, los objetivos del estudio en cuestion y si las soluciones que
se buscan a nivel local o regional; el siguiente paso o nivel de analisis se refiere a
aspectos regionales y detalles con el nivel del proyecto incluyendo la investigacién
y seleccidn de posibles sitios almacenadores de una base de datos técnicos, sin
dejar de lado criterios econdémicos y de seguridad ambiental.

Finalmente, la integracién y analisis de varios escenarios puede conducir a la
identificacion de potenciales lugares almacenadores de CO, que deben
convertirse en objetivos detallados por la ingenieria y estudios econdmicos.
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Los siguientes factores deberian tomarse en cuenta al seleccionar los lugares de
almacenamiento de CO; y las posibles fuentes generadoras de CO;, (Winter y
Bergman, 1993; Bergman y col., 1997; Kovscek, 2002): volumen, pureza y gasto
de flujo del CO,, sustentabilidad de los sitios almacenadores incluyendo la roca
sello, la existencia de un gran numero de lugares almacenadores para permitir la
diversificacion, la energia conocida o por conocer, los recursos minerales o aguas
subterraneas que puedan llegar a verse comprometidas, los pozos e
infraestructura existentes, viabilidad y seguridad del sitio almacenador, estrategias
de inyeccion y en caso de uso de EOR o la explotacion de gas metano en
yacimientos de carbon sus estrategias de produccion que en conjunto afectan
directamente al numero de pozos y su distribucion en el campo almacenador, los
terrenos y derechos de uso, la localizacion de ciudades o centros de poblacidn
mas cercanos, experiencia del terreno local, costos generales y tipo de economia
a ser implementada en el proyecto.

Aunque los criterios técnicos ideales son indicadores iniciales para identificar un
posible sitio de almacenamiento de CO,, una vez que son seleccionados los
mejores sitios, otras consideraciones seran controladas por los acontecimientos
economicos y aspectos de seguridad y medio ambiente que puedan ocurrir.

Estos criterios deben ser evaluados de manera anticipada para toda la vida util del
proyecto, con el fin de determinar si la capacidad de almacenamiento puede
igualar el volumen suministrado; otras cuestiones podrian incluirse si las fuentes
proveedoras y de almacenamiento de CO, se igualan en proporciéon uno a uno, o
si un sistema de recoleccidon y distribucion es implementado para formar un
sistema industrial integrado.

Estas deliberaciones afectan a los resultados y sus costos al igual que a las tasas
de suministro mediante economias de escala, ya que algunas oportunidades
tempranas de fuente-almacenamiento podrian involucrar sitios donde se puede
obtener un beneficio econdmico derivado de la produccion mejorada de aceite o
gas (Holtz y col., 2001; van Bergen y col., 2003).

La asignacion de riesgos técnicos es importante para la adecuacion de las fuentes
de CO; y los lugares de almacenamiento debido a los siguientes 5 factores de
riesgo: capacidad de almacenamiento, de inyectividad, de sello (contencion), del
sitio y de sus fuentes naturales (Bradshaw y col., 2002, 2003). Estos criterios de
seleccion aportan o establecen controles reales sobre la capacidad de
almacenamiento e indican en que regiones se concentra el futuro de estudios
detallados, la capacidad del uso de la “curva de costos” aporta otro nivel de
sofisticacion de apoyo para ayudar a identificar la sensibilidad de cualquier
estimacion de la capacidad de almacenamiento con los costos del COg;
combinando los criterios técnicos en una evaluacidn econdémica donde podria
revelarse que los costos son especificos de cada proyecto.
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CAPITULO 4 CARACTERIZACION Y PREDICCION DE
COMPORTAMIENTO DE SITIOS IDENTIFICADOS

Los objetivos principales para la caracterizacién del almacenamiento geolégico de
CO; son evaluar que tanto CO, puede ser almacenado en un sitio con potencial
almacenador para asegurar y comprobar que el sitio es capaz de cumplir con los
criterios de rendimiento y seguridad requeridos (Figura 4.1). La caracterizacion del
lugar requiere la recoleccidon de una gran variedad de datos geoldgicos necesarios
para alcanzar los objetivos.

Muchos de los datos seran necesariamente especificos del lugar y muchos datos
seran integrados dentro de modelos geoldgicos, los cuales seran utilizados para
simular y predecir el comportamiento del lugar de inyeccion; estas y otras
consideraciones son examinadas en este capitulo.

4.1 Caracterizacion de los sitios identificados

Los requerimientos de los sitios de almacenamiento dependen en gran medida del
mecanismo de captura y del medio de almacenamiento geoldgico que es
propuesto (por ejemplo formaciones salinas profundas, yacimientos agotados de
aceite o gas y vetas de carbdn), la disponibilidad de los datos y su calidad puede
variar en gran medida entre cada una de estas opciones (Tabla 4.1).

En muchos casos los yacimientos de gas y aceite son mejor caracterizados que
formaciones salinas debido a la cantidad y calidad de los datos recolectados
durante la vida productiva (exploracién y produccion) del yacimiento. Sin embargo,
esto no sucede siempre; ya que existen muchos ejemplos de formaciones salinas
cuyo caracter y rendimiento para el almacenamiento puede ser predicho en una
gran area de forma viable (Chadwick y col., 2003; Bradshaw y col., 2003).

4.1.1 Tipo de datos

El sitio almacenador y sus alrededores necesitan ser bien caracterizados en
cuanto a términos de geologia, hidrogeologia, geoquimica y geomecanica
(geologia estructural y la deformacion en respuesta a los cambios de tension) se
refiere. EI mayor énfasis debe ser dirigido en el sitio de almacenamiento y su
entorno aislante; sin embargo, la roca sello y los estratos superiores deben ser
evaluados de gran forma debido a que el CO, puede filtrarse y desplazarse a
través de ellos (Haidl y col., 2005), la documentacion de las caracteristicas del
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lugar de almacenamiento elegido deben ser basadas en los datos obtenidos
directamente del yacimiento, como muestras de nucleo y fluidos producidos de los
pozos productores o del lugar de almacenamiento (aforos), pruebas de presién
para verificar la eficiencia de la roca sello y canales preferentes de flujo y
mediciones indirectas con sensores de reflexion sismica y de los gradientes de
presion hidrodinamica.

La integracion de los diferentes tipos de datos es necesaria para desarrollar un
modelo confiable que pueda ser usado al evaluar el sitio de almacenamiento
elegido y verificar si es adecuado para el almacenamiento geoldgico de CO..
Durante el proceso de seleccion de un sitio que sea capaz de cumplir con las
condiciones necesarias, se pueden realizar acciones como una exploracion inicial
y una simulacion detallada del yacimiento para evaluar de manera significativa el
potencial del sitio de almacenamiento, ya que cierto tipo de datos de la geofisica,
hidrogeologia y geomecanica son requeridos para realizar el modelado del
yacimiento mediante la simulacion matematica. Esta informaciéon debe ser
incorporada en un modelo geoldgico tridimensional acorde a la informacion
obtenida del yacimiento, en la Tabla 4.1 se pueden observar algunos de los
ejemplos basicos de los datos requeridos utiles en la simulacion.

Los recursos econdémicos pueden limitar la cantidad y calidad de los datos
recolectados o en casos extremos pueden ser eliminados en el proceso de
seleccion y recoleccidn para la caracterizacidon del lugar almacenador ya que en la
actualidad no existe una metodologia estandar para caracterizar un sitio en
especifico, en cambio la seleccidon en los datos requeridos para caracterizar un
yacimiento pueden realizarse para ese lugar en especifico, la eleccion de los datos
debe ser especifica para asignar los datos mas valiosos con el fin de ayudar a
definir las particularidades geoldgicas del sistema en cuestion; sin embargo,
algunos conjuntos de datos pueden ser seleccionados para un caso en particular.
El estudio geologico por medio de afloramientos y pozos perforados es necesario
para ayudar a caracterizar el yacimiento asi como estudios sismicos para definir la
estructura geologica y determinar si existen fracturas o fallas que puedan crear
posibles vias de fuga, las mediciones de presion en la formacion son necesarias
para crear un esquema del agua de formacion asi como su patrén de flujo,
también es necesario obtener muestras del agua para analizar el aislamiento entre
mantos acuiferos someros y profundos.

4.1.2 Evaluacion de los factores estratigraficos, geomecanicos, geoquimicos
y antropogénicos que afectan la integridad del yacimiento almacenador

Las rocas sello o estratos almacenadores contienen cierta discontinuidad en su
permeabilidad (en su mayoria verticales y en ocasiones de manera lateral) que
ayudan a evitar la migracion del CO, inyectado; la calidad e integridad del sello
depende de la distribucion espacial de la granulometria y sus propiedades fisicas;
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de manera idealizada la roca sello es de caracter regional de una litologia
uniforme especialmente en la base, cuando existe variacion de manera lateral en
la roca sello la posibilidad de fugas a estratos superiores se incrementa de manera
significativa. No obstante, si la roca sello es uniforme regionalmente amplia y de
espesor grande entonces las preocupaciones seran orientadas a su resistencia
fisica de la roca 6 cualquier penetracion fisica o antropomérfica (fallas, fracturas y
pozos) y posibles reacciones de CO,-agua-roca que podrian debilitar el sello de la
roca o aumentar su porosidad y permeabilidad.

Los métodos que han sido descritos son medidas aplicables a escala de campo y
para analizar la permeabilidad de las rocas sello en programas de
almacenamiento de gas en yacimientos, basados en avances teoricos en los anos
1950 y 1960 (Hantush y Jacobs, 1955; Hantush, 1960), en estas pruebas se utilizo
la inyeccion de agua para analizar el indice de fugas a través de la roca sello
(Witherspoon y col., 1968).

Un tipo de prueba de presion llamada “control de fugas” puede ser realizada para
analizar la permeabilidad de la roca sello y las tensiones soportadas por la
formacion, la capacidad de impermeabilidad y retencién de fluidos de la roca sello
también puede ser estimada mediante analisis en muestras de nucleos por
inyeccion de mercurio (MICP por sus siglas en inglés). La prueba MICP verifica la
presion requerida para mover el mercurio a través del medio poroso de una roca
sello, los datos resultantes pueden ser utilizados para determinar la altura de la
columna de roca saturada por el fluido utilizado (por ejemplo CO,) y asi verificar si
los estratos son capaces de mantener al fluido dentro de la formacion (Gibson-
Poole y col., 2002), este método es ampliamente usado en la industria petrolera
(Vavra y col., 1992). Cuando el CO; es inyectado en un medio poroso y permeable
(yacimiento) este sera forzado a desplazarse en el medio poroso con la ayuda de
una presion de inyeccion mayor a la presion de la formacion (en la vecindad del
pozo), esta presidon puede causar deformaciones en el yacimiento o en la roca
sello dando como resultado la creacién o reactivacion de fracturas a lo largo del
plano de fallas.

El modelado geomecanico de las capas inferiores es necesario en cualquier
estudio de almacenamiento y debe enfocarse en la maxima presion permisible por
la formaciéon almacenadora. Como ejemplo se puede mencionar el caso de
Weyburn donde la presion de formacion inicial es de 14.2MPa, la presion maxima
de inyeccion (90% de presién de fractura) estd en 25-27MPa y la presion de
fractura esta en el rango de 29-31MPa, la combinacion de un modelado
geomecanico-geoquimico también puede ser necesario para documentar y
analizar las fracturas selladas por precipitacion de carbonatos en los poros o
fracturas; el modelado requiere conocimiento de la composicién del fluido
contenido en el espacio poroso, la mineralogia, los esfuerzos presentes en la
formacion, la presion de poro y la preexistencia de fallas y su orientacion (Streit y
Hillis, 2003; Johnson y col., 2005).
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Figura 4.1 Ciclo de vida de un proyecto de almacenamiento geolégico de CO,, se muestra la
importancia de integrar la caracterizacion del yacimiento junto con la regulacién, monitoreo, factor

econémico, riesgo y problemas de ingenieria.
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¢ése puede dar por concluida
la inyeccion y terminar
el proyecto?

¢Puede la dependencia
reguladora aceptar
el cierre de las
instalaciones ?

Requerimiento

Fuentes estacionarias de CO,

Oportuni@ades de
almacenamiento regional

Actividad

e
Determinar la magnitud de las
-H_emisiones presentes y futura_sp_.I

| Analizar y seleccionar
L los sitios potenciales

-

Evaluacion y caracterizacion
especifica del lugar

/ Caracterizacién de la geologia®,
Elaborar modelos numéricos
Simulacion del yacimiento
Evaluacion de riesgos

-

Desarrollar un programa de
inyeccién y almacenamiento
de CO,

-

Elaborar una solicitud de licencia
para la inyeccién y
almacenamiento de CO,

-

Inyeccion y monitoreo del CO,

Concluir la inyeccion y
comenzar el periodo
previo al cierre

»~ Desarrollar un plande -,
monitoreo, programa de pozos
de control y estrategia de
reduccion de riesgos
"Realizar un analisis econémico ./

¢/ Dialogar con autoridades
reguladoras
Elaborar un plan de
\ monitoreo

- =

/" Monitorear la distribucién del™,
CO, y su posible migracion fuera
De la zona de contencion
ctualizar el plan de mitigacion,etc
Llevar a cabo un historial de
simulacion

L y

£

Involucrar las partes interesada}

|§ontinuar el monitoreo y el
istorial de comportamiento

% Finalizar estrategia de clausura’

| |

Cierre del sitio

Verificar si el comportamiento.__l
del lugar coincide con las
normas establecidas
Taponamiento de pozos
Vigilancia periddica por las

%, autoridades correspondientes
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Estas estimaciones son llevadas a cabo con la ayuda de un pozo convencional,
datos sismicos y pruebas de control de fugas, aunque, los resultados pueden ser
mejorados mediante el acceso a mediciones fisicas de la roca almacenadora. La
aplicacion de esta metodologia a escala regional es documentada por Gibson-
Poole y col. (2002).

La eficacia de la roca sello en un campo petrolero es caracterizada mediante
pruebas de presion y el potencial de la formacion para crear un a columna de
hidrocarburos, aunque Jiménez y Chalaturnyk (2003) sugieren que los procesos
geomecanicos, durante el agotamiento y la inyeccién posterior de CO,, pueden
afectar a la integridad hidraulica de la roca sello en yacimientos de hidrocarburos.

Tabla 4.1 Tipos de datos necesarios para caracterizar y seleccionar sitios de almacenamiento
geolégico de CO,.

e Perfiles sismicos a través del area de interés, preferentemente en tres o dos dimensiones
si estan muy préximas entre si.

¢ Mapas de contorno estructural del yacimiento, sellos y acuiferos.

Mapas detallados de los limites estructurales de la trampa almacenadora del CO,,

especialmente sobre los posibles puntos de fuga.

Mapas de posibles puntos por los que el CO, puede migrar desde el punto de inyeccion.

Documentacion de mapas de fallas y fracturas.

Mapas que muestren cualquier cambio de facie lateral en el yacimiento o en la roca sello.

Nucleos, recortes de la litologia del yacimiento e intervalos sello.

Registros de pozo en intervalos no tan separados, de preferencia de tipo geoldgico,

geofisico y los comunes usados en la ingenieria petrolera.

Andlisis y pruebas de fluidos obtenidos en muestras de fondo y la pruebas de produccion.

Historial de produccién de campos de aceite y/o gas (si es yacimiento hidrocarburo).

e Pruebas de presion (incremento-decremento) para analizar la permeabilidad del
yacimiento, sus fronteras y los canales preferentes de flujo.

o Analisis petrofisicos incluyendo porosidad, permeabilidad, mineralogia (petrografia),
capacidad de la roca sello, presion, temperatura, salinidad y pruebas de laboratorio de la
resistencia de la roca.

e Presion, temperatura y salinidad del agua.

e Andlisis de esfuerzos en el yacimiento para determinar la capacidad de reactivar fallas, su
tendencia de apertura e identificacion de la presion maxima de inyeccidon para no
sobrepasar la presién de poro, rocas sello y fracturas.

e Analisis hidrodinamico para identificar la magnitud y direccién del flujo de agua, la
interconexion hidraulica de la formacién y los decrementos de presion asociados con la
produccion de hidrocarburos.

e Datos sismoldgicos, geomorfolégicos e investigaciones tectonicas para identificar
actividades geotectonicas.

El flujo de hidrocarburos a través de fallas puede inducir cambios en los
regimenes de produccion, lo cual puede ocurrir cuando se tiene poca presion
debido al agotamiento por la misma produccion (Streit y Hillis, 2003), la
determinacion de los cambios inducidos por las cargas como resultado de la
compactacion del medio poroso es critico en la evaluacion de un campo maduro
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ya que si se produce la compactacién (que es la reduccion del volumen en un
yacimiento resultado del agotamiento de la presion y la produccion de fluidos)
entonces no sera posible aumentar la presion del campo y existira el riesgo de un
fracaso inducido, al tener una reduccion de la maxima presion de poro, el volumen
total de CO, que puede ser almacenado en un campo maduro puede ser mal
estimado.

Geoquimicas.- La mezcla de CO, y agua de formacion en el espacio poroso del
yacimiento dara como resultado la disolucion del CO,, acido carbdnico e iones de
bicarbonato; la acidificacion del agua intersticial reduce la cantidad de CO, que
puede ser disuelta y como consecuencia la roca disminuye el pH del agua
intersticial en valores mas altos (lo que reduce la acidez) y facilita el
almacenamiento de CO, en una fase disuelta. El agua saturada con CO, puede
reaccionar con minerales en el yacimiento, en la matriz de la roca sello o en el
medio poroso y su fluido contenido, es importante destacar que también puede
reaccionar con el cemento y el acero utilizado durante la perforacion.

Estas reacciones pueden provocar tanto la disolucion mineral y la posible
compactacion de la roca (o cemento), precipitacion mineral en la matriz, asi como
la obstruccion del medio poroso del sistema (y por ende la reduccion de la
permeabilidad).

Si la composicidn mineraldgica de la matriz de la roca esta fuertemente constituida
por cuarzo las reacciones geoquimicas dominantes seran disoluciones simples en
salmuera y las reacciones de COj-agua-roca pueden despreciarse; sin embargo,
para mineralogias mas complejas se necesitan simulaciones mas sofisticadas
basadas en datos obtenidos en el laboratorio utilizando muestras del yacimiento y
muestras del fluido original. En sistemas mas complejos puede ser necesario
evaluar de manera analitica los posibles efectos de estas reacciones (Bachu y
col., 1994; Czernichowski-Lauriol y col., 1996; Rochelle y col., 1999, 2004, Gunter
y col., 2000).

Los estudios de las muestras recuperadas de yacimientos naturalmente
abundantes de CO; pueden proveer indicadores de las reacciones que ocurren a
largo plazo (Pearce y col., 1996) las reacciones en pozos fueron consideradas por
Crolet (1983), Rochelley col. (2004) y Schremp y Roberson (1975). Los
yacimientos naturales de CO, también permiten el muestreo de sdlidos, fluidos y
productos de sus reacciones, lo que permite la elaboracion de modelos
geoquimicos que pueden ser verificados con simulaciones numéricas, lo cual,
facilita la predicciéon del comportamiento y las posibles reacciones quimicas del
agua-roca-CO.,.

Los factores antropogénicos (derivados de actividades humanas) tales como
pozos activos o abandonados, pozos en minas y la produccion en subsuelo
pueden ser factores que impacten la seguridad del almacenamiento, los pozos
abandonados que se encuentran en el intervalo almacenador pueden ser puntos
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estratégicos de seguridad especial ya que son considerados como vias factibles
de escape del CO; y llegar hasta la superficie (Celia y Bachu, 2003; Gasda y col.,
2004). Por lo tanto, localizar y evaluar la condicion de los pozos abandonados y
productores en una tarea importante en la caracterizacion del sitio almacenador, la
localizacién de pozos abandonados es posible mediante el uso de un
magnetémetro por via aérea.

Actualmente la mayoria de los pozos abandonados contienen tuberias de
revestimiento hechas de metales pesados; sin embargo, se tendran problemas de
ubicacion si los pozos fueron perforados tiempo atras o nunca fueron
considerados para la produccién de hidrocarburos. Los paises con produccién de
gas y/o aceite tienen registros de los pozos perforados recientemente que indican
su profundidad y otro tipo de informacién de almacenamiento en una base de
datos de tipo geografico. La consistencia y calidad de los registros de pozos
perforados (de tipo exploratorio, productores de aceite y gas o de tipo de
explotacion minera o acuifera) es muy variable ya que puede ir desde excelente
en pozos recientes hasta inexistentes para cierto tipo de pozos (Stenhouse y col.,
2004).

4.2 Modelado de prediccion y optimizacion del comportamiento

La simulacion computacional juega un papel muy importante en el disefio y
operacion de un proyecto de inyeccion de CO, ya que con su ayuda las
predicciones de la capacidad de almacenamiento estimadas incrementaran la
Recuperacion Mejorada del proyecto debido a que es de esta manera como se
realiza la evaluacion inicial de cualquier proyecto y da pauta al aseguramiento
economico (viabilidad econémica del proyecto). De manera similar la simulacién
puede ser usada en conjunto con las evaluaciones econdémicas para optimizar la
localizacion, asi como el numero y profundidad de los pozos inyectores.

Para proyectos de Recuperacion Mejorada el momento de la inyeccion durante la
vida productiva del yacimiento, asi como los diferentes tipos de operaciones que
se llevaran a cabo son fundamentales para el éxito de la operacion, y esto puede
facilitarse con la ayuda de la simulacion; las corridas en la simulacién sobre la
distribucion del CO; a largo plazo (por ejemplo, la tasa de migracion, la direcciéon
y velocidad de disolucién en el agua de formacion) son importantes para el disefio
de programas de control rentables ya que los resultados obtenidos por medio del
software influiran en la ubicacion de los pozos de monitoreo y la frecuencia de las
mediciones por sismica o propiedades del aceite, gas y/o agua.

Durante el monitoreo y operacion de la inyeccién los modelos de simulacion
pueden ser ajustados de acuerdo a las observaciones y resultados de la
explotacion y luego ser utilizados para evaluar el impacto de los posibles ajustes
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operacionales como la perforacion de nuevos pozos o modificar el gasto de
inyeccién; con frecuencia con el objetivo es mejorar la inyeccion y su eficiencia de
barrido (en el contexto de la extraccion de hidrocarburos) o evitar la migracion del
CO; a zonas no deseadas y existan problemas de fugas o derrames .

La simulacion numérica actualmente es usada con frecuencia en la industria
energética (aceite, gas e hidrotermal) proveyendo resultados importantes de las
capacidades necesarias para satisfacer la demanda de energia y al cabo de
tiempo muchas personas han trabajado en el desarrollo de codigos de simulacién
los cuales han sido usados en la industria petrolera durante mucho tiempo y
adaptados ahora para este fin (White, 1995; Nitao, 1996; White y Oostrom, 1997;
Pruess y col., 1999; Lichtner, 2001; Steefel, 2001; Xu y col., 2003).

La simulacion se ha convertido en un punto de partida vital para el desarrollo de
actividades en curso, especialmente para el modelado del almacenamiento
geoldgico de CO,. Los codigos fuente de la simulacion se encuentran disefiados
para problemas en los procesos de flujo multifasico en tuberias, reacciones
quimicas y cambios geomecanicos, empero la mayoria de los cédigos solo se
enfocan en algunas problematicas en particular y en la actualidad la capacidad
para el tratamiento integral de diferentes procesos es limitado en especial para
problemas de flujo multifasico, reacciones quimicas y principalmente en procesos
geomecanicos, los cuales resultan de vital importancia para la integridad fisica de
los posibles sitios de almacenamiento geoldgico (Rutqvist y Tsang, 2002).

Una vez visto que la simulacion numérica es importante para la problematica de
los procesos fisico-quimicos dentro de la ingenieria es necesario respaldar su
importancia mediante la aplicaciéon de paquetes comerciales en proyectos reales,
recientemente un modelo desarrollado para predecir el comportamiento del CO,
inyectado en formaciones salinas, asi como los potenciales lugares de fugas como
pozos abandonados, es el software comercial llamado ECLIPSE, el cual ha
arrojado resultados favorables para la industria petrolera y de almacenamiento
(Celia et al., 2005; Nordbotten y col., 2005). No obstante en la actualidad existen
diversos programas que satisfacen las diferentes demandas de la industria y
resulta necesario evaluar a profundidad las problematicas que se nos presenta al
elegir el software mas apropiado para el proyecto en desarrollo.

Recientemente cerca de diez grupos de investigacidon en 6 paises diferentes
participaron en un estudio comparativo para evaluar la capacidad y precision de
los diferentes simuladores numéricos utilizados para el almacenamiento geoldgico
de CO, en formaciones salinas y yacimientos petroleros (Pruess y col., 2004), los
cuales en general obtuvieron resultados alentadores, aunque también hubo puntos
en los que se obtuvieron diferencias importantes y resultados poco satisfactorios.

La mayoria de las discrepancias pudieron deberse a una mala caracterizacion de
las propiedades de los fluidos como densidad, viscosidad y solubilidad del CO; en
agua de formacion, el estudio concluyd que “el trabajo de desarrollo computacional
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sin duda debe continuar...los codigos que se encuentran disponibles actualmente
en el mercado son capaces de modelar los fenbmenos complejos que acompafan
al almacenamiento geologico de CO,; de manera eficaz y con resultados
cuantitativamente similares™...”.

Otro estudio similar de comparacién se llevd a cabo para la simulacién de
almacenamiento de CO, en yacimientos de carbon, se tomo en cuanta la
inyeccion de CO, puro y gases de combustion (Lawy col., 2003) donde
nuevamente se obtuvieron coincidencias entre los resultados arrojados por la
simulacion en softwares diferentes; las comparaciones entre los diferentes
programas de computo en distintos campos resultan utiles para verificar los
métodos matematicos y aproximaciones numeéricas utilizadas y proporcionar una
idea de los fendmenos fisicos o quimicos ocurridos en el sistema mediante
diversos métodos de simulacion; no obstante, con estas pruebas se puede
establecer una precision real de los simuladores y los procesos de inyeccion, lo
cual es una tarea exigente debido a que se requiere controlar y supervisar
cuidadosamente el sitio almacenador, y es solamente después de que los modelos
de simulacién han mostrado ser capaces de representar adecuadamente los
efectos ocurridos en el yacimiento, cuando se logra una ingenieria de disefio y
produccion realmente eficaz. Existen métodos para calibrar los complejos modelos
desarrollados y su validacion requiere de pruebas de campo bastante costosas
como lo son los registros tomados en los pozos perforados y pruebas de presion
(incremento decremento).

La principal dificultad es la complejidad de los modelos geologicos que son usados
para la simulacion matematica del yacimiento, ya que al cambiar de un modelo
geoldgico a un modelo numérico se pierde fidelidad en los datos y son sujetos a
crear incertidumbre (resultado de la interpolacién de datos) y en algunos casos por
la mala interpretacion y la existencia de datos dispersos, la mediciones tomadas
de pozos proporciona informacion de la roca y las propiedades de los fluidos del
lugar; sin embargo, las técnicas usadas por la ingenieria deben estimar las
propiedades y comportamientos a grandes distancias de las muestras de pozo.

Al simular un campo en donde la produccion o inyeccion se esta llevando a cabo,
se utiliza un ajuste enfocado a la explotacion de hidrocarburos de algunos
parametros geoldgicos acordes a las observaciones en el desarrollo del campo y a
pesar de estos ajustes no logra probar que el modelo es correcto, no obstante,
proporciona informacion restrictiva para los parametros usados en el modelo.

En el caso de almacenamiento en formaciones salinas generalmente el uso de un
ajuste historico para delimitar las incertidumbres debido a la falta de datos para su
comparacion, la variacién rutinaria de parametros sistematicos y las estadisticas
deben ser incluidas en futuras simulaciones para ofrecer una mayor ventaja en las
estimaciones de resultados de la simulacion numérica del yacimiento.

* (Pruess y col., 2004)
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Las pruebas en campos con inyecciéon de CO, se encuentran en marcha o
planeadas en varios paises lo cual proporciona grandes oportunidades para
validar las simulaciones elaboradas hasta el momento. Por ejemplo en el proyecto
Sleipne de Statoil los resultados de simulaciones se han adaptado a la informacién
de la distribucion del CO; en el subsuelo con base en la interpretacién de estudios
sismicos tridimensionales (Lindeberg y col., 2001; van der Meer y col., 2001), en el
proyecto Weyburn en Canada se repitié la toma de datos sismicos asi como el
muestreo y analisis de agua de formacion, lo cual proporcioné valiosa informacion
sobre la distribucién del CO, y para ajustar los modelos de simulacion (Moberg y
col., 2003; White y col., 2004).

La prediccidén a largo plazo de la distribucién del CO; inyectado, incluidos los
efectos de reacciones geoquimicas no pueden ser validados directamente en una
escala de tiempo ya que las reacciones pueden llevarse a cabo en cientos o miles
de afos, empero la simulacién de mecanismos importantes como la disolucién de
CO; puede ser examinada con los resultados analogos del laboratorio (Ennis-King
y Paterson, 2003). Otra posible ruta para que coincidan las simulaciones es igualar
los cambios geoquimicos que han ocurrido de manera natural en la acumulacion
geolégica de CO, como lo son precipitacion de minerales de carbono, ya que
estos proporcionan evidencia de los lentos procesos que afectan la distribucion de
CO; a largo plazo (Johnson y col., 2005).

También es importante disponer de datos fiables y precisos de las propiedades
termofisicas del CO, y las posibles mezclas de CO, con metano, agua y
contaminantes potenciales como el H,S y el SO,, del mismo modo es importante
disponer de informacion de la permeabilidad relativa y presién capilar bajo
condiciones de explotacion.

Estos estudios comparativos de los simuladores muestran que la mayor
discrepancia entre los simuladores se puede traducir en las incertidumbres de
estos parametros (Pruess y col., 2004), para sitios donde se producen pocas o
nulas interacciones de agua-roca-CO,, los modelos de transporte de reaccion
quimica pueden no ser necesarios y simples simulaciones que consideren
reacciones de agua y CO; pueden ser ocupados ayudando a reducir los costos del
proyecto en cuanto a software se refiere.

4.3 Ejemplos de caracterizacion de sitios de almacenamiento y prediccion
de comportamiento

Los siguientes 2 casos de estudio han brindado lecciones de aprendizaje sobre la
caracterizacion de los lugares almacenadores de CO; de los cuales uno se
encuentra actualmente en operacion (campo de gas Sleipner en el Mar del Norte)
y el otro es un potencial sitio de almacenamiento (subcuenca Petrel en la costa
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Noroccidental de Australia). El objetivo central de estos estudios es el enfoque
multidisciplinario y la integracion para documentar adecuadamente todo lo
relacionado al comportamiento del campo y la supervision de los sitios de
inyeccién, aunque hay mucho que aprender de estos casos de estudio debido a
que se han identificado cuestiones que en retrospectiva, deben ser analizados
antes de iniciar la inyeccién de CO..

Campo Sleipner.- Los estudios de inyeccion de CO; en este proyecto muestran las
ventajas de tener un conocimiento detallado en la estratigrafia del yacimiento
(Chadwick y col., 2003), tiempo después de iniciada la inyeccién de CO, pequehnas
capas de sedimentos de baja permeabilidad dentro del intervalo de la formacion
salina y lentes de arenas cerca de la base de la roca sello presentaron los efectos
de la importancia del control de la distribucion del fluido en la formacion, el lapso
de tiempo y la sismica tridimensional usados en el movimiento de la migracion del
CO; dentro de la formacion ayudaron a identificar la necesidad de cartografiar con
precision la profundidad de la parte inferior del intervalo de la roca sello, asi como
a identificar que en Sleipner la parte superior del depdsito es casi plana a escala
real.

Subcuenca Petrel.- Este es un estudio de un caso teérico ya que Australia analizd
su potencial de almacenamiento en toda cuenca con una combinacion de estudios
hidrodinamicos, posibles mecanismos de captura, asi como una identificacion de
que tan sensitivo seria el yacimiento si se convirtiera en almacenador mediante la
ayuda de la simulacién caracterizando el sitio almacenador (Gibson-Poole y col.,
2002; Ennis-King y col., 2003). Con el estudio realizado por Petrel en el campo
Sleipner se pudo analizar la permeabilidad vertical y los estratos de esquisto en el
intervalo almacenador lo cual repercute en gran medida en la tasa de migracion
vertical del CO,, y que al utilizar un mallado menos fino en la simulacion de
yacimientos se sobreestimo la tasa de disolucion durante el periodo de inyeccion,
y lo minimizo durante el periodo de migracion a largo plazo.
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CAPITULO 5 TECNOLOGIA DE POZOS DE INYECCION Y
OPERACIONES DE CAMPO

Hasta este punto solo se han abordado consideraciones referentes a la naturaleza
misma del lugar de almacenamiento; sin embargo, una vez localizada, analizada y
seleccionada una zona para el almacenamiento geoldgico de CO, debemos
verificar si contamos con la tecnologia necesaria para inyectar grandes cantidades
de CO; al subsuelo (de 1.7484x10"° a 1.7484x10"" pies clbicos de CO, anuales) y
operar el proyecto de manera eficiente y segura. Es por esta razén que en este
capitulo se examina la disponibilidad de la tecnologia para la inyeccion y
almacenamiento de CO..

5.1 Tecnologias de inyeccién

Muchas de las tecnologias requeridas para proyectos a gran escala como lo es el
almacenamiento geoldgico de CO, actualmente se encuentran disponibles y listas
para usarse. Las tecnologias utilizadas en la industria petrolera en las areas de
perforacion, terminacion y produccion de pozos son tecnologias altamente
desarrolladas, de tal modo que hoy en dia es posible perforar y poner en
produccién pozos verticales y horizontales de gran alcance en formaciones a
profundidades considerables, asi como pozos con multiples terminaciones y
capaces de manejar fluidos altamente corrosivos.

Gracias a la extensa experiencia con la que se cuenta en el sector petrolero, las
tecnologias de perforacion, inyeccion, simulacién y terminacion, es posible operar
pozos inyectores de CO,, actualmente existen proyectos en los cuales los pozos
disponibles son reacondicionados para operar como pozos inyectores de CO,. Las
principales consideraciones de disefio de estos pozos inyectores deben incluir
presion, gastos de inyeccion y capacidad de los materiales resistentes a la
corrosion.

El disefio de pozos inyectores de CO, es muy similar a los pozos de inyeccion de
gas en un yacimiento de aceite o0 pozos inyectores en proyectos de
almacenamiento de gas natural; la mayoria del equipo de fondo utilizado en este
tipo de pozos deben ser acondicionado para soportar presiones mas altas y
resistentes a la corrosion.

Esta tecnologia para el manejo del CO, ha sido desarrollada para proyectos de
Recuperaciéon Mejorada para la eliminacion de gases amargos. Los pozos
horizontales de alcance considerable pueden ser una buena opcion para mejorar
las facilidades de inyeccion de CO; de cada pozo.
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El campo Weyburn en Canada es un claro ejemplo en el que el uso de pozos
horizontales de inyeccion son la mejor opcién de recuperacion de aceite y el
aumento de almacenamiento de CO,, ayudan a reducir el numero de pozos
perforados para el desarrollo de un campo y ayudan a crear perfiles de inyeccion
que reducen los efectos adversos de la inyeccién de gas en problemas de flujos
preferenciales a través de zonas de alta permeabilidad.

El numero preciso de pozos requeridos para un proyecto de almacenamiento
geolégico de CO, depende de una serie de factores incluyendo el volumen total de
inyeccion, la permeabilidad y el espesor de la formacion, la presion maxima de
inyeccion y la disponibilidad de espacio en la superficie donde se localizan los
pozos inyectores (dimensionamiento por si se localiza en mar o tierra). En general
una cantidad menor de pozos seran necesarios para formaciones de alta
permeabilidad y en proyectos de inyeccion por medio de pozos horizontales, por
ejemplo el proyecto Sleipner inyecta CO, en una formacion de 200 m de espesor
con alta permeabilidad usando un solo pozo para inyectar 1.7484x10"° pies
cubicos de CO; anualmente (Korbol y Kaddour, 1994), en contraste con el
proyecto In Salah en Argelia donde el CO; se inyecta en una formacion de 20 m
de espesor con una permeabilidad mucho menor (al Riddiford y col., 2003), en
este proyecto se utilizan tres largos pozos horizontales con intervalos de hasta
1km para la inyeccion de 1.7484x10'° pies ctibicos de CO- al afio.

El costo dependera en cierta medida del numero y las técnicas de terminacion
implementadas a los pozos, por lo tanto un disefio cuidadoso y la optimizacion del
numero de intervalos perforados resulta de gran importancia en la rentabilidad de
los proyectos de almacenamiento.

El disefio esquematico de un pozo, asi como su parte superficial (arbol de
valvulas) se puede observar en la Figura 5.1, comunmente los pozos inyectores
estan equipados con dos valvulas de control de pozo, una para uso regular y una
especial para un cierre de pozo por cuestiones de seguridad, en pozos de
inyeccion de gas acido se coloca una valvula de seguridad de fondo en la tuberia
de produccién, de modo que si el equipo en superficie llega a fallar el pozo se
cierra automaticamente para evitar el flujo a superficie. Jarrell y col. (2002)
recomendaron una valvula de cierre automatico en todos los pozos de CO; para
garantizar que no se produjeran fugas y prevenir que el flujo no programado de
CO;, viaje nuevamente en el sistema de inyeccion.

Una configuracion de fondo tipica en pozos inyectores incluye un empacador de
doble cufa, un activador de emergencia y una valvula de seguridad. EI monitoreo
de la presion anular es llevada a cabo para detectar fugas por los empacadores y
tuberia de produccion, los cuales son indispensables de detectar para tomar
medidas correctivas en un tiempo necesario. Para prever situaciones peligrosas
debido a presiones altas en equipos superficiales y evitar emisiones de CO, hacia
la atmdsfera, la inyeccidon debe ser detenida tan pronto como ocurra una fuga, las
valvulas de seguridad y la ruptura de discos pueden ser usadas para mitigar un
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represionamiento en las lineas de conduccion; una planeacion adecuada es
necesaria en las tuberias para el manejo de exceso de CO; si el pozo inyector
debe ser cerrado, las opciones incluyen un respaldo de pozos inyectores o
meétodos para la evacuacion segura del CO; hacia la atmosfera (venteo).

Es necesario un mantenimiento adecuado en pozos inyectores para evitar fugas y
posibles fallas en los pozos e infraestructura de inyeccion, varios procesos
practicos pueden ser usados para reducir la probabilidad de fugas de CO; (flujos
no programados) y mitigar los efectos adversos si esto llegara a ocurrir.

Esto incluye una evaluacion periddica de la integridad fisica de los pozos
inyectores, mejoramiento e instalacion de medidas preventivas para posibles
reventones (BOP por sus siglas en ingles), instalaciéon de adicionales BOP en
pozos identificados con problemas, implementacién de métodos preventivos y de
seguridad en el personal que labora este tipo de complejos (capacidad de
respuesta ante la emergencia) y la creacién de planes de contingencia.

Para la inyeccién de CO, por medio de pozos ya existentes y en ocasiones no tan
recientes en el proyecto de almacenamiento (viejos), algunos factores claves a
considerar en el estado de estos pozos son las condiciones mecanicas en las que
se encuentra(n) y la calidad de la cementacion que presenta(n) el(los) pozo(s), ya
que se puede presentar una fuga de CO, a través del espacio anular. Por estas
razones es necesario llevar un programa detallado de los problemas presentados
y actividades realizadas para comprobar la integridad de los pozos. Esta tarea
puede ser llevaba a cabo por el operador para proteger a la formacion y prevenir
un flujo no deseado del yacimiento.

Todo el equipo usado en pozos inyectores debe ser disefiado para soportar
excesos de volumen, presidon y temperatura, en el caso de gas humedo (que
contiene agua libre), es esencial el uso de materiales resistentes a la corrosion; un
pozo que es usado para la inyeccion (Figura 5.1) debe contar con un empacador
para aislar la presion del intervalo inyectado.

5.2 Procedimientos de abandono de pozo

El proceso de abandono de pozos inyectores, de gas y/o aceite esta disefado
para proteger acuiferos de agua potable de la contaminacion, si un pozo
permanece abierto después de que no esta en uso, el agua de formacion, los
hidrocarburos o el CO, pueden migrar por el pozo hacia acuiferos de agua
potable poco profundos.
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Para evitar esta problematica, muchas naciones han desarrollado normas que
regulan los procedimientos de abandono o cierre de pozos, estas normas y
procedimientos usualmente obligan a la colocacion de tapones de cemento o
herramientas mecanicas de taponamiento en algunos intervalos del pozo o en su
totalidad (es necesario un cuidado especial para aislar el pozo con los mantos
acuiferos potables), por ejemplo Estados Unidos creo el Codigo de Regulaciones
Federales 40 parte 144 y la Junta de Servicios de Energia de Alberta.

Valvula compuerta
Vélvyla
/_Va'lvula de cierre
“Tuberia de Revestimiento Inyeccion de _{ — Linea ciega
~—Tuberia de Produccién €0 Linea cie
Vélvula de cierre
rNippIe de perfil bajo Valvula maestra

I Valvula de seguridad

T Activador de la vélvula de seguridad

“Obturador de doble cufia
I~ Nipple de asiento

Inyeccién de
agua
Figura 5.1 Tipico pozo inyector de CO- y su configuracion en la superficie.

Algunos ejemplos de los procedimientos de abandono o terminaciones de pozos
inyectores son mostrados en la Figura 5.2, a menudo se requiere del uso de
pruebas para localizar la profundidad de las conexiones y probar su resistencia
mecanica bajo condiciones de presion requeridas por las autoridades pertinentes.

Estd contemplado que los procedimientos de abandono de pozos de CO,, en
términos generales podrian seguir la metodologia utilizada para el abandono de
pozos petroleros y de eliminacion de gas &cido; sin embargo, se debe tener
especial cuidado para aislar ciertos intervalos y las cementaciones ya que deben
ser resistentes a la corrosién producida por las reacciones con el COa,.

En la actualidad han sido desarrollados cementos resistentes al CO, para la
industria petrolera y en aplicaciones geotérmicas, hoy en dia se ha sugerido la
eliminacion de la tuberia de revestimiento (TR) y el liner, ya que mediante esta
técnica se puede prevenir la corrosion del acero (lo cual con el tiempo puede crear
canales de fuga del CO,). La TR puede ser removida por medio de la perforacién
(molienda) y una vez removida la TR se puede colocar un tapén de cemento para
sellar el agujero descubierto tal como se ilustra en la Figura 5.2.
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El tapdén de cemento actia como una barrera contenedora (aislante) para la
migracion del CO; hacia estratos superiores o la superficie a través del tiempo, lo
cual depende mucho de la relacion existente entre la calidad del aislamiento
logrado con el tapon de cemento y la calidad de la adhesion con la roca sello del
intervalo contenedor; lo que implica que los microcanales creados en la vecindad
del pozo durante la perforacion o las operaciones de molienda deben ser selladas
con cemento.

El fluido utilizado en la operacion también puede ser canalizado en la formacion
almacenadora y favorecer el desplazamiento del CO,, asi como a favorecer la
calidad de la cementacion y adhesién a la roca sello. Los protectores de la TR y
otros tipos de materiales también deben ser evaluados para posibles alternativas y
procedimientos de abandono. Cabe mencionar que es necesario evaluar y
supervisar la calidad de la operacién de aislamiento durante algun tiempo después
de que las operaciones de almacenamiento se den por finalizadas.

{EI) Pozo abandoenado con tuberia (b} Pozo abandonado sin tuberia

Nivel de superficie

r F Nivel de superficie
~1m I ~1m ;
T Palcas de Palcas de
Acero acero
~4-6 m soldadas soldadas
: AT o T rrewrrn ey R T Base
Base Hasta ~15 m protectora de
protectora de debajo de la acuiferos
acuiferos base de la zona ubterraneos
subterraneos protectora I——
de acuiferos
1500 = subterraneo et :
~ m i =
Fluido de J— ~1000 m
control =
~ Cemento
] : ~40-60mole
i suficiente para
cubrir la
formacioén
~8m (por arriba y*
por debajo)
" ~40-60mo 1$
1 suficiente para
~1m cubrir la Yacimiento 2
formacioén 4
—is (por arriba y
por debajo)

~0.09-0.15m

cemento Dﬂui{lo de control

~0.09-0.15m

cemento Dﬂlli{lﬂ de control

Figura 5.2 Ejemplos de pozos abandonados con TR y sin TR, requerimientos especiales pueden
ser desarrollados para el abandono de pozos en el almacenamiento de CO. incluyendo el uso
de tapones de cementos resistentes a la corrosion y la eliminacién de toda la TR en el intervalo
de inyeccion y la roca sello.
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5.3 Presion de inyeccion y limitaciones del yacimiento

La capacidad de inyeccidn se caracteriza por la facilidad con la cual el fluido
puede ser inyectado a una formacién geologica y se define como el gasto de
inyeccién dividida por la diferencia de presion existente entre el punto de inyeccion
dentro del pozo y la formacion. A pesar de que la capacidad de inyeccién del CO,
es significativamente mas grande que la capacidad de inyeccion de salmueras (ya
que el CO; tiene una viscosidad mucho mas baja que la de la salmuera), esto no
se presenta en todas las ocasiones.

En el Oeste de Texas se analizé el comportamiento de los avances de CO, y se
concluyé que en mas de la mitad de los proyectos, la capacidad de inyeccion fue
menor de lo esperado o disminuy6 con el tiempo, asi mismo Christman y Gorell
(1990) demostraron que el comportamiento inesperado del CO, inyectado en
operaciones de EOR es causada principalmente por las diferencias en la
geometria de flujo y las propiedades del fluido del aceite, los cambios en la
capacidad de inyeccidon pueden ser relacionados a efectos no tomados en cuenta
en la permeabilidad relativa.

Para inyectar el CO, dentro de formaciones almacenadoras debe cumplirse que la
presion de inyeccion de fondo debe ser mayor que la presion del yacimiento, esto
para lograr vencer la contrapresion ejercida por la formacion y poder lograr que el
fluido comience a invadir la formacién; sin embargo si se incrementa la presion de
inyeccion se puede lograr la formacidon de canales de flujo conocidas como
fracturas inducidas dentro de la formacion. Por lo tanto, es necesario regular este
tipo de procedimientos para no crear dafios a la formacion y suelen limitar la
presion maxima del fondo de pozo para evitar estas contrariedades.

Las mediciones continuas del fondo del pozo de esfuerzos y presiones de
yacimiento son necesarias para establecer las condiciones seguras de inyeccion,
ya que el depresionamiento del yacimiento causado por la produccién de fluido
durante la vida productiva, puede afectar los esfuerzos del yacimiento; el analisis
de algunos yacimientos depresionados indicaron que si la presién de poro
decrece, el esfuerzo horizontal decrecera entre un 50-80%, lo cual incrementa la
posibilidad de un fracturamiento en el yacimiento (Streit y Hillis, 2003).

Las presiones de inyeccion seguras pueden variar ampliamente dependiendo de
los esfuerzos presentes y de la historia tectonica de una cuenca, es necesario
sefalar que los organismos reguladores han determinado las presiones de
inyeccion consideradas como seguras, basandose en la experiencia obtenida de
campos petroleros. Van der Meer (1996) ha establecido una relacion para la
maxima presion segura de inyeccién en base a datos obtenidos, ésta relacion
indica que para una profundidad de hasta 1,000 m la presién maxima de inyeccion
es de aproximadamente 1.35 veces la presion hidrostatica y esto incrementa a 2.4
para profundidades cercanas de hasta 1-5 km.
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El gradiente de presion maxima permitida para almacenamiento de gas natural en
un acuifero ubicado en Alemania es de 16.8 kPa por metro (Sedlacek, 1999), éste
valor supera los gradientes de presion del agua de formacion en el Noreste de
Alemania, los cuales son del orden de 10.5-13.1 kPa por metro, en paises como
Dinamarca o Gran Bretafia los gradientes de presion maximos de almacenamiento
de gas natural en acuiferos no superan los gradientes hidrostaticos, en los
Estados Unidos para uso industrial de pozos de inyeccion de aguas residuales, su
presion de inyeccién no debe exceder la presion de fractura o las presiones de
propagacion de la formacién inyectada (USEPA, 1994). En campos de aceite y/o
gas la presion para pozos inyectores no debe superar la presion de formacién para
evitar el inicio o propagacion de fracturas en el sistema.

EU ha concedido la autoridad de establecer la presion maxima de inyeccion por
Estados, hasta la década de 1990 muchos Estados establecian normas de ambito
local para regular las presiones maximas de inyeccion permitidas en un rango de
13-18 kPa por metro, en cambio actualmente la regulacion ha sido modificada de
tal modo que se deben realizar pruebas especificas del lugar para establecer los
gradientes maximos de presidon de inyeccién. La experiencia adquirida en la
practica por la USEPA’s del Programa de Control de Inyeccion ha mostrado que
las presiones de fractura se encuentran en un rango de 11 a 21 kPa por metro.

5.4 Operaciones de campo e instalaciones en superficie

La seleccion del gasto de inyecciéon en proyectos de almacenamiento de CO, y
gases acidos mediante operaciones de EOR son mostradas en la Figura 5.3, se
puede observar una comparacién de gastos de inyeccion para los cuales los
actuales proyectos de almacenamiento geoldgico de CO, seleccionados en
procesos de RM y en proyectos de inyeccion de gas acido, como se indica, la
cantidad de CO; de una planta SOMW caeria dentro del rango de la experiencia
en las operaciones de inyecciéon con CO; para procesos de RM. Estos ejemplos
ofrecen una amplia gama de informacion de como un almacenamiento geologico
podria ser operado, conducido y dirigido de manera segura y eficiente. Las
operaciones de EOR con CO; pueden estar en uno de los tres siguientes grupos
(Jarrell y col., 2002):

e Administracién del yacimiento.- el fluido que se planea inyectar, que tan
rapido se prevé la inyeccidon, la cantidad a inyectar, como se planea la
intercalacién de baches de agua y de CO, (WAG por sus siglas en ingles),
como logara maximizar la eficiencia de barrido, etc.

e Administracién del pozo.- métodos de produccion e intervenciones de
reparacién incluyendo la seleccion de trabajos de reacondicionamiento,
tratamiento quimico y avance de CO..
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e Administracion de instalaciones.- plantas de reinyeccion, separacion,
medicion, control de corrosion y organizacion de instalaciones.

Normalmente el trasporte del CO, desde su fuente de emision a un sitio con EOR
por medio de una linea conductora es transportada al yacimiento mediante un
pozo inyector, usualmente después de haber sido comprimido, cabe mencionar
que antes de que el CO; ingrese al compresor, pasa por un filtro de succién para
eliminar cualquier liquido residual presente en el flujo de CO;; en operaciones de
EOR el CO; recuperado junto con la produccidon de aceite y agua es separado y
enviado a una linea para ser inyectado nuevamente a través del pozo de
inyeccion.

Las aplicaciones tecnoldgicas en yacimientos de carbdén con recuperacion
mejorada (explotacion de gas natural) usando CO; son muy similares que en las
operaciones de EOR. El diéxido de carbono es transportado al campo e inyectado
en la capa de carbdn a través de pozos de inyeccion especiales. La produccion de
gas y agua es enviada a la superficie por medio de bombas eléctricas.

Jarrell y col. (2002) clasifican las instalaciones de superficie para los proyectos de
EOR con CO; de la siguiente manera:

e Sistemas de produccion.- separaciéon de fluidos, recoleccidon de gas,
unidades satelitales de produccion, recoleccién de aceite, bateria central,
centro de compresion y sistemas de paros por emergencia.

e Sistemas de inyeccidn.- represurizacion del gas, inyeccidon de agua y
sistemas de distribucioén de COa,.

e Sistemas de procesamiento de gas.- plantas procesadoras de gas,
sistemas de eliminacion del H,S y recuperacion de azufre y sistemas de
eliminacion.

Jarrell y col. (2002) sefialan que las instalaciones de CO, son similares en las
instalaciones convencionales, como las utilizadas en la inyecciéon de agua, las
diferencias resultantes de los efectos de flujo multifasico, seleccién de diferentes
materiales y las altas presiones deben tomarse en cuenta y manejarse acordes a
las necesidades requeridas. La configuracion del campo Weyburn con
operaciones de CO; se muestra en la Figura 5.4.

Resulta comun el uso de instalaciones ya existentes para proyectos de
almacenamiento de CO, para ayudar a reducir costos a pesar de que en la
mayoria de las ocasiones se puede presentar el caso de restricciones fisicas.
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A partir de un aumento de CO, en un campo petrolero maduro se puede afectar a
casi todos los procesos e instalaciones (Jarrell y col., 2002), por ejemplo: a) la
presencia de CO, hace que el agua producida sea mucho mas corrosiva, b) la
composicion del agua de nuevas fuentes puede interactuar con el agua de
formacion para crear nuevos problemas con las incrustaciones o la corrosion; c)
un aumento de CO, puede causar parafinas y asfaltenos que pueden ocasionar
problemas de taponamiento y emulsiones, y d) el incremento alto en la produccion,
como consecuencia podria causarla formacién de finos, que son arrastrados en el
aceite y causan taponamientos, erosion y problemas en el

aceite.
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Figura 5.3 Comparacion de las magnitudes de actividades de inyeccion
de CO,, se puede observar que una operacion tipica de almacenamiento
de una planta de carbén 500-MV puede ser del mismo orden que las
actuales en operacion que las de inyeccion de CO2 (Heinrich y col.,
2003).
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Figura 5.4 Instalaciones superficiales tipicas de un
de COy; instalaciones superficiales en Weyburn.
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CAPITULO 6 TECNOLOGIA DE MONITOREO Y VERIFICACION

Desde hace algun tiempo en cualquier operacién en donde se inyecten fluidos en
el subsuelo se ha visto la necesidad de monitorear, verificar y controlar los fluidos
inyectados, en este tipo de operaciones la industria petrolera ha sido la mas
estudiada con resultados de todo tipo, arrojando un sin fin de datos que ayudan a
entender mejor el proceso de inyeccion en el subsuelo, ya que la inyeccion en la
industria petrolera se lleva a cabo dia a dia en muchos paises.

En la inyeccion de CO, también es necesario monitorear el fluido inyectado al
subsuelo para tomar las decisiones adecuadas y verificar que lo planeado se esta
llevando a cabo de manera satisfactoria, es por ello que es vital analizar que
técnica de monitoreo resulta la mas eficiente y viable para el proyecto asi como el
tiempo necesario que debe llevarse a cabo.

6.1 Propdsito del monitoreo

El monitoreo es necesario para una gran variedad de propésitos; sin embargo en
el almacenamiento geoldgico de CO; puede ser utilizado para:

e Asegurar y documentar el control de pozos de inyeccidn, en especial para
verificar el estado de pozos de inyeccion y medir los gastos de inyeccion,
asi como las presiones en la formacién y en boca de pozo. La experiencia
obtenida en la industria petrolera indican que las fugas son resultado de
malos procedimientos en las terminaciones de pozo, mal estado de los
empacadores, de la tuberia (corrosion, ruptura, etc.) o de la cementacion; lo
cual representa un potencial real de fugas en los proyectos de inyeccion
(Apps, 2005; Perry, 2005).

e \Verificar la cantidad de CO; inyectado y almacenado por diversos
mecanismos.

e Optimizar la eficiencia del proyecto de almacenamiento incluyendo la
capacidad de almacenamiento, la presion de inyeccién y la perforacién de
nuevos pozos inyectores.

e Detectar fugas y proporcionar alertas tempranas por posibles filtraciones o
fugas que podrian requerir medidas de mitigacion.
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En conjunto con los elementos esenciales para el monitoreo, algunos otros
parametros pueden ser utilizados para optimizar proyectos de almacenamiento
geoldgico, abarcando desde flujos de fluido no programados hasta cuestiones de
tipo reglamentario, juridico y social. Otro punto importante del monitoreo es la
evaluacién de la integridad de pozos taponados y/o abandonados, la calibracién y
confirmacion de los modelos de comportamiento (incluyendo el historial de
comportamiento y de intervenciones al pozo), establecer parametros de referencia
del lugar almacenador para confirmar que los cambios producidos por el CO, son
detectados con certeza (Wilson y Monea, 2005).

Antes del monitoreo del almacenamiento subsuperficial puede llevarse a cabo con
eficiencia un estudio de referencia, el cual proporciona un punto de comparacion
para estudios posteriores. Lo cual es cierto de manera particular para tecnologias
sismicas o de deteccion por sensores, donde se basa la identificacion de la
saturacion de fluidos con el CO; en analisis comparativos. EI monitoreo base es
también un pre-requisito del monitoreo geoquimico donde las anomalias son
identificadas en relacién con las concentraciones de fondo; las cuales son utiles
para distinguir los flujos naturales de las posibles emisiones relacionadas con el
almacenamiento.

Gran parte de la tecnologia de monitoreo y de control fueron desarrolladas para
ser aplicadas en la industria petrolera, las cuales, en su mayoria, pueden ser
aplicadas en el monitoreo de proyectos de almacenamiento de CO; en todo tipo
de formaciones geoldgicas (sin embargo queda mucho por aprender y desarrollar
para yacimiento carboniferos); asi mismo, la experiencia obtenida del
almacenamiento de gas natural en formaciones salinas puede proporcionar una
comparacion industrial.

6.2 Tecnologias para el monitoreo de presion, gastos de inyeccion y
distribucion del CO;

Las mediciones en los gastos de inyeccidn son una practica comun en la industria
petrolera y los instrumentos para este proposito se encuentran disponibles
comercialmente, las mediciones son realizadas mediante indicadores, ya sea en
boca de pozo o cerca de los colectores de distribucion (manifolds). Los sistemas
tipicos de uso son de orificio u otros dispositivos que se relacionan con la caida de
presion en el dispositivo de la velocidad del flujo, la precisién de las mediciones
dependen de una serie de factores que se han descrito (en general) por Morrow y
col. (2003), y especificamente para el CO, por Wright y Majek (1998); para el CO,
la estimacion precisa de la densidad es lo mas importante para mejorar la
exactitud de la medicidon, pequefios cambios en la temperatura, presion y
composicion pueden tener grandes efectos en la densidad.
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Wright y Majek (1998) desarrollaron en un campo de aceite un sistema de
mediciéon de gastos de flujo de CO, que combinaba diferentes mediciones de
presion, temperatura y las diferentes mediciones de presion diferencial con
cromatografia de gases, el sistema mejorado mostré una precisién del 0.6% frente
al 8% en un sistema convencional.

Las normas reguladoras para la precision de las mediciones varian de un sitio a
otro y generalmente son establecidas por los gobiernos o asociaciones
industriales, por ejemplo en los Estados Unidos las practicas actuales de auditoria
para proyectos de Recuperacion Mejorada de aceite con CO, aceptan la precision
en los medidores de flujo del +4%.

Las mediciones de la presién de inyeccion en la superficie y en el fondo del pozo
son consideradas de rutina, los manémetros se instalan en la mayoria de los
pozos inyectores a través de orificios en la superficie de la tuberia cerca de la
boca del pozo, de la misma manera la toma de presién en el fondo del pozo es
una practica frecuente; sin embargo, en los pozos inyectores se utiliza para probar
la integridad del pozo en condiciones criticas, condiciones en que las mediciones
tomadas en superficie a condiciones “estables” no proporcionan informacion fiable
sobre la presion de fondo de pozo.

En la actualidad existe en el mercado una amplia variedad de sensores de presion
adecuados para el control de la presion (ya sea en el fondo del pozo o en la
cabeza del mismo), estos dispositivos toman una gran variedad de datos
continuamente y son capaces de transmitir la informacion obtenida a una central
de monitoreo para ser analizados desde oficinas remotas.

Los medidores de presidn en la cabeza del pozo estan conectados a las valvulas
de cierre o reguladoras, esto para que en caso de un descontrol o problema con la
inyeccion (si la presion de inyeccion supera el limite predeterminado de seguridad
0 si existe una caida en la presion como consecuencia de una fuga) y se pueda
reducir o cortar el flujo del fluido inyectado. De esta manera se puede decir que la
presion en la superficie puede ser usada para corroborar que la presion de fondo
del pozo no supera el factor de seguridad establecida para la presion de fractura
del yacimiento.

Una innovacion relativamente reciente son los sensores de temperatura y presion
con fibra oOptica, la fibra 6ptica reduce el espaciamiento para cables dentro de los
pozos y son conectados a sensores para ofrecer informacion de las condiciones
en el fondo del pozo en tiempo real; con estos nuevos sistemas se espera obtener
mediciones mas confiables y por ende un mayor control sobre el pozo y hoy en dia
se encuentran disponibles comercialmente. Actualmente la tecnologia se puede
considerar como mas que suficiente para satisfacer las necesidades de monitoreo
sobre los gastos de inyeccion en boca de pozo y la presion de la formacion.
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En combinacién con las mediciones de temperatura, los datos recolectados por los
sensores proporcionan informacion sobre las condiciones de fase del CO;
inyectado (liquido, gas o supercritico) y la medicion exacta de la cantidad de CO3
inyectado para inventarios, informes y verificacion, asi como para aportar al
modelado, por ejemplo en el caso del proyecto Weyburn, el flujo del gas es
analizado para determinar las impurezas del CO,, lo cual permite realizar un
calculo del volumen del CO; inyectado.

Cierto numero de técnicas pueden ser utilizadas para monitorear la distribucion y
migracion del CO; en el subsuelo, la Tabla 6.1 resume estas técnicas e indica
como pueden ser utilizadas en los proyectos de almacenamiento geoldgico de
CO,, la aplicabilidad y la sensibilidad de estas técnicas son especificas del sitio
donde seran usadas.

6.3 Tecnologias para el monitoreo en pozos de inyeccion

Una serie de tecnologias se encuentran disponibles para verificar la integridad de
los pozos inyectores, los registros del intervalo cementado son utilizados para
evaluar la calidad de la cementacion alrededor de la tuberia de revestimiento, los
cuales si se realizan periédicamente ayudan a la deteccién de deterioros en la
zona cementada, asi como para evaluar la existencia de interacciones quimicas
de los fluidos acidos de la formacion con el tapon de cemento. Inicialmente el uso
de los registros en la cementacion fue para constatar la calidad de la cementacion,
verificar la integridad del pozo y obtener indicadores reales de problemas con la
cementacion y la tuberia e inclusive en casos especiales verificar si se habia
logrado una cementacion exitosa (ausencia de cemento en la zona requerida).

Antes de convertir un pozo cualquiera a un pozo inyector de CO,, usualmente
debe someterse a pruebas de presion para verificar la integridad fisica y mecanica
del pozo, las cuales son relativamente sencillas con cierre de fondo y cabeza de
pozo o inclusive sellando solo la zona que requiere ser probada, midiendo la
presion durante la prueba y verificando si la presion se mantiene constante en el
rango establecido como seguro. En general (particularmente en tierra), el pozo
debe ser abandonado para el proyecto si las pruebas de presién no cumplen con
los estandares establecidos, por lo que se requerira perforar un nuevo pozo en
lugar de intentar reparar el pozo dafado.

La inyeccion se lleva a cabo a través de la tuberia desde la superficie hasta el
intervalo programado (normalmente por encima del intervalo abierto al flujo “zona
de disparos”) para asegurar que el volumen inyectado alcance un nivel adecuado,
la presion en el espacio anular (espacio entre la tuberia de revestimiento y la
tuberia inyectora) puede ser monitoreada para verificar la integridad de los
empacadores, la tuberia de revestimiento y la tuberia de inyeccion, si existen
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variaciones no programadas en la presion o composicién del gas el operador
debera suponer que existe un problema en la inyeccidon. Como se sefald
anteriormente, estas técnicas de vigilancia han sido adaptadas a partir de otras
aplicaciones, y deberan someterse a pruebas y evaluaciones con respecto a la
fiabilidad, la resolucién y la sensibilidad en el contexto del almacenamiento
geoldgico.

Todos los proyectos a escala industrial y proyectos experimentales existentes
tienen programas para desarrollar y probar estas y otras técnicas de vigilancia y
donde la presion de inyeccion es vigilada cuidadosamente para asegurarse de que
no existan problemas, en caso de existir un rapido aumento de la presion podria
indicar problemas con el pozo, aunque las interpretaciones de la industria sugieren
que es mas probable que sean por pérdida de inyeccion en el lugar de depdsito.

Los registros de temperatura y de sonido también son ejecutados de forma
rutinaria para detectar fallas de pozos en proyectos de almacenamiento de gas
natural, cambios repentinos en la temperatura a lo largo del pozo pueden
diagnosticarse como fugas en la tuberia de revestimiento, de igual manera el ruido
asociado a fugas en la tuberia de inyeccion puede ser usado para localizar las
fugas en la tuberia de inyeccion mediante los registros de sonido (Lippmann vy
Benson, 2003).

6.4 Verificaciéon del CO; inyectado y registro de almacenamiento

La verificacion es un tema que a menudo se combina con el monitoreo, como en el
almacenamiento, monitoreo y verificacion (SMV por sus siglas en ingles),
proyectos de captura de carbon (CCP por sus siglas en inglés), en el monitoreo,
mitigacion y verificacion (MMV por sus siglas en inglés), entre otros; en vista del
uso frecuente de estos términos la verificacion la definiremos como el conjunto de
actividades utilizadas para evaluar la cantidad de CO, que se almacena bajo tierra
y para evaluar la cantidad (si es el caso) que se vuelve a ingresar en la atmdsfera.

Actualmente no existen protocolos especificos desarrollados para el monitoreo y
verificacion en el almacenamiento geoldgico de CO,; sin embargo, la experiencia
adquirida en los proyectos Weyburn y Sleipner han demostrado la utilidad de las
diversas técnicas en casi todos los aspectos de verificacién y monitoreo (Wilson y
Monea, 2005; Manual de Mejores Practicas Sleipner, 2004), cabe sefialar que por
requerimiento minimo de verificacién, se requiere la cantidad de CO, que es
inyectado. Los requerimientos son en relacién especifica del sitio, dependen de las
normas reguladoras establecidas en esa zona, los requerimientos econémicos, el
grado de riesgo ante una posible fuga, la supervision del monitoreo y la
verificacion puede ser vigilado directamente por las autoridades reguladoras o por
terceros (contratados por las autoridades reguladoras a nivel nacional).
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Tabla 6.1 Resumen de las técnicas directas e indirectas que se pueden utilizar para supervisar los
proyectos de almacenamiento de CO..

Técnica de medicion

Parametros de medicion

Ejemplos de aplicacion

Trazadores naturales

Tiempos de viaje.
Identificacion de fuentes de CO..

Trazadores de movimiento del CO2 en
la formacién almacenadora.

Medicion de la solubilidad de captura.
Trazadores de fuga.

Composicion del agua

CO,, HCO3, COs.
lones principales.
Elementos trazadores.
Salinidad.

Cuantificacion de solubilidad y
minerales de captura.
Cuantificacién de la interaccion
agua-CO»-roca.

Deteccion de fugas en acuiferos
SOMEros.

Presion de fondo

Presion de formacion.
Presion anular.
Presién del acuifero asociado.

Control de presién de formacion por
debajo del gradiente de fractura.
Condiciones de tuberia en pozo abierto
y del pozo inyector.

Fugas de la formacién almacenadora.

Registros de pozo

Salinidad del agua.
Velocidad sonica.
Saturacién de CO..

Seguimiento del movimiento del CO> en
la formacion almacenadora.
Seguimiento de la migracion de la
salmuera en acuiferos someros.
Callibracion de velocidades sismicas
para sismica 3D.

Sismica 3D tiempo-lapso

Velocidad de ondas P y S.
Reflexion de horizontes.
Sismica de atenuacion de amplitud.

Seguimiento del movimiento del CO> en
la formacién almacenadora.

Perfiles sismicos
verticales

Velocidad de ondas P y S.
Reflexion de horizontes.
Sismica de atenuacion de amplitud.

Deteccion detallada de la distribucion
del CO> en la formacion almacenadora.
Deteccion de fugas a través de fallas y
fracturas.

Monitoreo sismico

Localizacién, magnitud y caracteristicas
de origen de los eventos sismicos.

Desarrollo de microfracturas en la
formacioén o roca sello.
Vias de migracion del CO,.

Técnicas eléctricas y
electromagnéticas

Conductividad de la formacion.
Induccion electromagnética.

Seguir el movimiento del COz en la
formacién almacenadora.

Detectar migraciones de salmuera en
los acuiferos someros.

Mediciones gravimétricas
tiempo-lapso

Cambios en la densidad causados por
el desplazamiento de fluidos.

Detectar el movimiento del CO; en la
formacién almacenadora.

Balance de materia del CO; en el
subsuelo.

Deformacion de la
superficie

Inclinacion.
Desplazamiento vertical y horizontal.
Usando interferometria y GPS.

Determinar los efectos geomecanicos
en la formacion almacenadora y la roca
sello.

Localizar las rutas de migracion del
COs.

Imagenes visibles e
infrarrojas aéreas

Imagenes hiperespectrales de la
superficie terrestre.

Detectar el cambio de la vegetacion.

Vigilancia en superficie
mediante camaras de
flujo y medidas directas
de flujo

Flujos de CO3 entre la superficie y la
atmosfera.

Detectar, localizar y cuantificar las
emisiones de COs».

Muestreo de suelo

Composicién en superficie del gas.
Anadlisis isotdpico del COa.

Detectar niveles elevados de CO..
Identificar la fuente de los niveles
elevados de CO; en superficie.
Evaluar el impacto sobre los
ecosistemas.
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CAPITULO 7 COSTO DEL ALMACENAMIENTO GEOLOGICO

En este capitulo se analizan problematicas como las que se presentan en los
proyectos de ingenieria petrolera, ya que es necesario plantear cual sera la
inversion total del almacenamiento geoldgico, asi como los factores que
contribuyen a aumentar los costos del proyecto o inclusive analizar si la inversién
es viable por la Recuperacion Mejorada en yacimientos petroleros. Estas
problematicas inician su planteamiento con los costos y los posibles factores que
afecten el proyecto (aumento de la inversion), presentando varios escenarios en
las condiciones en las que se pudiera desarrollar el proyecto; el limite econémico
del proyecto de almacenamiento es el costo de inversion que existe entre el punto
de entrega, el sistema de transporte y las instalaciones del sitio almacenador.

De manera general se espera que el CO, sea entregado en forma de un fluido
denso (liquido o supercritico); los costos de captura, compresién y transporte son
excluidos de los costos de almacenamiento aqui presentados. Las cifras
presentadas son cifras estandarizadas que incorporan supuestos econdmicos
tales como la vida del proyecto, las tasas de descuento y la inflacion; de la misma
manera incorporan el capital y los costos de operacion.

7.1 Costos de los elementos del almacenamiento geolégico

El costo mas importante del almacenamiento geoldégico de CO; es la perforacion
de pozos, la infraestructura y administracion del proyecto; para algunos sitios
almacenadores pueden existir equipo e instalaciones para el trasporte e inyeccion
del COy; para la Recuperacion Mejorada de petréleo y metano en betas de carbdn
pueden ser necesarios servicios adicionales para el manejo del aceite y gas
producido. La reutilizacion de instalaciones para la inyeccion ayuda a reducir el
costo del proyecto para algunos sitios, ya que en algunos otros puede aumentar el
costo del proyecto debido al mantenimiento y acondicionamiento del equipo
existente (mantenimiento de pozos activos y abandonados); los costos de
operacion incluyen el recurso humano, el mantenimiento y combustible.

Los costos de los estudios geoldgicos, geofisicos, de factibilidad para la seleccion
del sitio, asi como los estudios de caracterizacién y evaluacion de yacimientos
requerida antes del inicio del proyecto son incluidos en la estimacion de gastos en
este trabajo. Los elementos econdmicos pueden variar ampliamente de un lugar a
otro, dependiendo de la existencia de un historial de comportamiento, la
complejidad geoldgica de las formaciones almacenadoras y la roca sello, asi como
los posibles riesgos de fuga.
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El monitoreo del sitio almacenador aumenta los costos y generalmente es una
actividad que se presenta por separado de las estimaciones del costo del
almacenamiento; este costo debe ser sensible a los requerimientos reguladores y
su duracion ya que a lo largo del proyecto pueden existir costos adicionales.

El tipo de formacion geoldgica para el almacenamiento de CO; es el que brinda la
variacion del costo del proyecto, ya que bajo esta condicién se manejara el grado
de variabilidad del proyecto, debido a que el costo dependera del tipo de opcion de
almacenamiento (por ejemplo si es un yacimiento de gas o aceite, si es una
formacion salina, etc.), la localizacion profundidad y caracteristicas de la formacion
almacenadora asi como los precios de los productos que requiera el proyecto.

Si el proyecto se encuentra en tierra, los costos dependen de factores geograficos;
especificamente, mientras que en proyectos costa fuera los costos son mas altos
por las instalaciones requeridas para este tipo de proyectos, como se muestra en
los estudios realizados en Europa (Hendriks y col., 2002) y Australia (Allinson y
col., 2003). El equipo y la tecnologia requerida para el almacenamiento son
ampliamente utilizadas en la industria energética, por lo cual los costos pueden
generar confianza en el proyecto; es necesario mencionar que aun no se han
realizado estimaciones sobre los costos de la rehabilitacion por las fugas de este
tipo de proyectos, lo que crea una incertidumbre en los costos de prevencion y
rehabilitacion de desastres.

7.2 Estimacion de costos

Existen evaluaciones completas sobre gastos para el almacenamiento geoldgico
de CO; en Estados Unidos, Australia y Europa (Hendriks y col., 2002.;Allinson y
col, 2003; Bock y col, 2003) los cuales se basan en caracteristicas geoldgicas
representativas de las regiones; en algunos casos el costo original estimado
incluye la compresion del fluido y el costo de las lineas de flujo, mientras que la
correccion de este estimado se realiza con los costos derivados del proyecto de
almacenamiento (Tabla 7.1).

Estas estimaciones incluyen el capital, operacion y costos de la caracterizacion del
sitio; sin embargo, excluyen los costos por monitoreo, reparacién y cualquier otro
gasto necesario presente en la vida del proyecto. La opcion del tipo de
almacenamiento, la profundidad y las caracteristicas geoldgicas afectan el
numero, espaciamiento y costo de las instalaciones y de los pozos inyectores. De
la misma manera es necesario mencionar que el costo de la compresion y del
pozo inyector aumenta conforme aumenta la profundidad; no obstante, el costo del
pozo depende de las especificaciones tecnoldgicas que requiera, la localizacién, la
magnitud de la operacion y las leyes reguladoras que existan en el sitio del
proyecto.
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Tabla 7.1 Recopilacion de las estimaciones de costo de almacenamiento de CO; para diferentes
opciones.

Formacion salina Tierra Australia 0.2 0.5 5.1 Estadisticas de 20 sitios”
Formacion salina Tierra Europa 1.9 2.8 6.2 Rango representativo™
Formacion salina Tierra Estados 0.4 0.5 4.5 Casos bajo/base/alto para
Unidos EU™
Formacién salina Mar Australia 0.5 3.4 30.2 Estadisticas de 34 sitios*
Formacion salina Mar Mar del 4.7 7.7 12.0 Rango representativo**
Norte
Campo de aceite Tierra Estados 0.5 1.3 4.0 Casos bajo/base/alto para
depresionado Unidos EU***
Campo de gas Tierra Estados 0.5 24 12.2 Casos bajo/base/alto para
depresionado Unidos EU***
Campo de aceite Tierra Europa 1.2 1.7 3.8 Rango representativo**
depresionado
Campo de aceite Mar Mar del 3.8 6.0 8.1 Casos bajo/base/alto para
depresionado Norte EU**

Nota: Los rangos bajo, medio, y alto reportados en diferentes estudios se calculan de distintas maneras. Las
estimaciones no incluyen los gastos de monitoreo.

El costo de los pozos en un componente importante; sin embargo, la diversidad
del costo en pozos individuales se encuentra cerca de los $200,000 de ddlares
estadounidenses para algunos sitios en tierra firme (Bock y col., 2003) y entre $25
millones de dolares EU para pozos horizontales en alta mar (Tabla 7.2; Kaarstad,
2002).

Las caracteristicas geoldgicas de la formacién a inyectar es otro factor importante
en el costo; es decir, es necesario analizar el espesor del yacimiento, la
permeabilidad, el radio efectivo de drene que afecta la cantidad y la velocidad de
inyeccion del CO; y el numero necesario de pozos. Asi mismo en necesario
analizar que la inyeccion y almacenamiento de CO; junto con otros gases (NOy,
SOy, H2S) resulta mas costoso debido a su naturaleza corrosiva y peligrosos,
aunque el costo de captura con estos gases puede reducirse (Allinson y col.,
2003).

* Las cifras de Allinson y col., (2003) son las estadisticas de casos multiples de diferentes sitios en Australia.
Los principales factores determinantes de los costos de almacenamiento son la tasa de inyeccion y las
caracteristicas del yacimiento, tales como la permeabilidad, espesor, profundidad del yacimiento (acuiferos
salinos, etc.) El tipo de depésito puede ser de alto o bajo costo dependiendo de estas caracteristicas. Las
cifras se han ajustado para excluir los costos de compresion y transporte.

** Las cifras de Hendriks y col., (2002) se describen como una gama representativa de los valores de opciones
de almacenamiento a 1000-3000 m de profundidad. Se reconoce que el rango completo del costo es mas
grande lo que se muestra. Las cifras se convierten de euros a ddlares de EU.

*** Bock y col., (2003) definen un caso base, los casos de alto costo y baja a partir del analisis de los depdsitos
tipicos de sitios en EU. Cada caso tiene una profundidad diferente, parametros de yacimiento y costo de
aceite y gas. Las cifras se han ajustado para excluir los costos de compresién y transporte.
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7.3 Estimaciones de costos para el almacenamiento geolégico de CO,

En esta seccidn se analizaran los gastos de almacenamiento sin tomar en cuenta
los beneficios de la Recuperacion Mejorada de petrdleo o gas, y se consideraran
las estimaciones detalladas de costos para las diversas opciones de
almacenamiento.

7.3.1 Formaciones salinas

La investigacion de Allinson y col., (2003) hace referencia a mas de 50 sitios
alrededor de Australia y de los gastos de almacenamiento requeridos en ese
sector, los cuales ilustran la variabilidad que puede existir en una misma zona, ya
que los costos en tierra para unos 20 sitios presentan un costo promedio de 0.5
ddlares EU por 17484 pies cubicos de CO, almacenado™, con un rango de 0.2-5.1
$EU/17484ft> de CO, almacenado. Mientras que los 37 sitios ubicados en alta mar
presentan un costo promedio de 3.4$EU/17484ft> CO, almacenado con un rango
de 0.5-30.2$EU/17484ft*> de CO, almacenado.

Este reporte incluye estudios de sensibilidad que utilizan analisis Monte Carlo®
para estimar los cambios en los parametros de entrada; los principales factores
determinantes del costo del almacenamiento son las caracteristicas del yacimiento
y las relacionadas con la inyeccion como lo es la permeabilidad, espesor y
profundidad de la capa almacenadora, los cuales afectan la velocidad de la
inyeccion y el costo por pozo perforado (ya que es distinto en una formacion salina
0 un campo depresionado).

Bock y col. (2003) han hecho estimaciones detalladas sobre costos en una serie
de casos en los Estados Unidos para formaciones salinas ubicadas en tierra; su
hipbtesis sobre las caracteristicas geoldgicas se basan en un analisis estadistico
de mas de 20 formaciones diferentes, estas formaciones representan amplios
rangos de profundidad (700-1800 m), el espesor, la permeabilidad, el gasto de
inyeccién y numero de pozos.

La estimacién del caso base es basado mediante caracteristicas promedio y
presentan un costo de almacenamiento de 0.5 $EU/17484ft> CO, almacenado, los
casos de bajo y alto costo representan un rango de formaciones y el costo de
entrada es de 0.4-4.53EU/17484ft> CO, almacenado, lo que ilustra la variabilidad
resultante de los parametros de entrada.

**A partir de este punto el término: dolares EU por 17484 pies clbicos de CO; almacenado, se reducira a:
$EU/17484ft° CO, almacenado, por cuestiones de practicidad.

*La simulacién de Monte Carlo es una técnica que combina conceptos estadisticos (muestreo
aleatorio) con la capacidad que tienen los ordenadores para generar nimeros pseudo-aleatorios y
automatizar célculos.
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En Europa los costos para formaciones salinas ubicadas en tierra perforadas a
profundidades de 1000-3000 m son de 1.9 a 6.2 $EU/17484ft> CO, con un valor
mas certero de 2.8 $EU/17484ft> CO, almacenado (Hendriks y col., 2002); el
estudio también presenta los costos estimados para el almacenamiento costa
afuera a las mismas profundidades y estan elaboradas con el uso de equipo
existente en el lugar (plataformas petroleras) (Hendriks y col., 2002). Los rangos
son de 4.7 hasta 12.0 $EU/17484ft* CO, almacenado, mostrando con esto que los
costos en alta mar son mucho mas superiores a los costos estimados en tierra.

7.3.2 Yacimientos abandonados de aceite y gas

Se ha analizado en campos petroliferos abandonados en Ameérica del Norte y
Europa que el costo de almacenamiento de CO, es similar al costo en formaciones
salinas (Hendriks y col, 2002, Bock y col, 2003); en su trabajo Bock y col.
presentan los costos representativos actuales para el yacimiento de aceite y gas
ubicado en la cuenca Pérmico (al Oeste de Texas, EU). Para campos
abandonados de gas el caso base presenta un costo de 2.4 $EU/17484ft> CO,
almacenado, con casos de costo bajo y alto de 0.5 y 12.2 $EU/17484ft> CO;
almacenado respectivamente; mientras que para campos depresionados de aceite
el costo del caso base es de 1.3 $EU/17484ft> CO, almacenado, con costos bajo y
alto costo de 0.5 y 4.0 $EU/17484ft> CO, almacenado. Algunas reducciones en
costos pueden ser posibles mediante la reutilizacién de los pozos existentes en
estos campos; sin embargo, en algunos casos la rehabilitacibn de pozos
abandonados aumentaria el costo.

En Europa el costo de almacenamiento en campos de aceite y/o gas ubicados
costa adentro a profundidades de 1000-3000 m son 1.2-3.8 $EU/17484ft> CO,
almacenado; el valor calculado mas probable 1.7 $EU/17484ft> CO, almacenado.

Mientras que en campos ubicados costa afuera a las mismas profundidades, los
gastos se encuentran entre 3.8-8.1 $EU/17484ft> CO, almacenado (el valor mas
probable es de 6.0 $EU/17484ft> CO, almacenado), el costo depende de la
profundidad de inyeccion y la capacidad de reutilizacion de las plataformas
existentes; cabe mencionar que un parametro importante de este tipo de opcién
(tanto en mar como en tierra) es que el campo se tiene perfectamente
caracterizado y estudiado a este tiempo de vida productiva, y por lo tanto, su
conocimiento del comportamiento se ve reflejado en la disminucion de los costos
del proyecto.

82



100 UN A M . 0
Almacenamiento Geoldgico de CO, JR& ot [y)

7.3.3 Costos representativos del almacenamiento y gastos de inversion

Los diferentes estudios realizados en formaciones salinas y yacimientos de aceite
y/o gas depresionados muestran una gama muy amplia de costos, que se
encuentran entre 0.2-30.0 $EU/17484ft> CO, almacenado, esto debido a la
naturaleza especifica del sitio almacenador, lo que demuestra la amplia variedad
de parametros geolégicos presentes dentro de una misma localidad o region y que
se deben ser tomados en cuenta. Debido a estas circunstancias habra varios sitios
dentro de un area geografica con una curva de costos especificos, proporcionando
con esto, una mayor capacidad de almacenamiento y un aumento de costos
respectivamente.

En Australia la base de datos tan extensa con la que se cuenta, indica que el costo
del almacenamiento se ubica a menos de 511 $EU/17484ft> CO, almacenado,
para todos los sitios en tierra firme y mas de la mitad de los sitios costa afuera;
algunos estudios realizados en Estados Unidos y Europa también muestran que el
costo de almacenamiento normalmente se encuentra por debajo de los 8
$EU/17484ft> CO,, excepto en los proyectos costa afuera, que implican un alto
costo en Europa y yacimientos de gas agotados en EU.

Un estudio reciente sugiere que el 90% de capacidad del almacenamiento
europeo puede ser usado por un costo menor a 2 $EU/17484ft> CO, almacenado
(Wildenborg y col., 2005), la evaluacion de estas estimaciones de gastos indica
que existe un potencial significativo para el almacenamiento a un costo de entre
0.5 a 8 $EU/17484ft> CO, almacenado, las estimaciones estan basadas en la
mediana del caso base o los valores mas representativos presentados en
diferentes estudios (Tabla 7.1), los cuales no incluyen los costos de monitoreo y
de reparacion de pozos a largo plazo.

Cierto tipo de informacidon se encuentra disponible en cuestiones financieras de
tipo operacional, captura industrial y proyectos de almacenamiento (Tabla 7.2), en
Sleipner el costo de capital adicional para un pozo inyector horizontal de
17,484x10'° pies cubicos de CO, al afio fue de 15 millones de ddlares EU (Torp y
Brown, 2005); se debe tomar en cuenta que en el proyecto Sleipner el CO; tuvo
que ser extraido del gas natural listo para la venta en el mercado. La decisién de
almacenar CO; capturado de fuentes emisoras fijas resulté en parte impulsada por
los impuestos cobrados a plataformas costa afuera (40 ddlares EU por 17484ft° de
CO, emitido); sin embargo, los detalles de las multas de tipo energético no se
encuentran disponibles. En el proyecto Snohvit el capital estimado de costos de
almacenamiento fue de 48 millones de ddélares EU para la inyeccion de 12,238.8
millones de pies cubicos de CO, al afio (Kaarstad, 2002); sin embargo, este
conjunto de datos es limitado y son necesarios algunos datos adicionales sobre
costos reales de proyectos de la industria.
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Tabla 7.2Gastos de inversién en proyectos de almacenamiento de CO..

Proyecto Sleipner Snghvit
Pais Noruega Noruega

Inicio 1996 2006
Tipo de almacenamiento Acuifero Acuifero

Tasa anual de inyeccion de CO2 (MtCO> por ano) 1 0.7
Costa afuera/ Costa adentro Costa afuera Costa afuera
Numero de pozos 1 1
Longitud del gasoducto [km] 0 160

Costos de capital de inversion millones de délares EU

Captura y transporte

Compresion y deshidratacion 79 143

Tuberia 79 70

Almacenamiento Ninguno 73

Perforacion y terminacion de pozos 15 48

Instalaciones

Otros 15 25

Aeskeokok 12

*kkk 1 1

Costo total de inversion (millones de dolares EU)
94 191
Costo de operacion (millones de délares EU)
Impuestos del combustible y del CO,
7
Referencias Torp y Brown, 2005 | Kaarstad, 2002

7.4 Estimacion de costos para el almacenamiento en yacimientos con
Recuperacion Mejorada de aceite y gas

El costo para el almacenamiento geolégico de CO, puede ser compensado por
ingresos adicionales en la industria energética (aumento de produccion de aceite y
gas), donde la inyeccion y almacenamiento de CO, es combinado con la
Recuperacion Mejorada; en la actualidad los proyectos comerciales de
Recuperacion Mejorada y Recuperacion Mejorada de metano utilizan la inyeccion
de CO,, ya que este se compra para el proyecto y representa una proporcion
significativa del costo de operaciéon. Los beneficios en el incremento de
produccion, y por tanto del incremento econémico con ayuda del RM y la RM de
metano lo hace una opcidén viable y de las primeras en considerar para el
almacenamiento geoldgico de COa,.

sk

No hay cifras disponibles. Subconjunto de un sistema mas amplio de capital y gastos de operacion de
varios procesos, sobre todo de gas natural y tratamiento del condensado.
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7.4.1 Recuperacion Mejorada de aceite

En tierra firme el costo para el almacenamiento de CO; en proyectos de EOR en
América del Norte se encuentra bien documentada (Klins, 1984; Jarrell y col.,
2002) ya que este proyecto se dan de manera comercial para el aumento de
produccion de aceite; y aunque el CO, es inyectado y almacenado, este no es el
motivo principal de estos proyectos y por lo tanto el almacenamiento de CO; no se
optimiza de manera adecuada.

La base del caracter comercial de las operaciones de Recuperacién Mejorada con
CO; es que los ingresos adicionales del incremento de produccion compensan la
inversion adicional que genera este tipo de proyectos (incluyendo la compra del
COy) y por supuesto, proporcionar el retorno de la inversion; sin embargo, los
costos difieren entre un proyecto y otro lo que resulta decisivo entre la viabilidad
de un proyecto u otro.

Los componentes de la inversidn son los compresores, los equipos de separacion
y eliminacion del H,S, perforacion de pozos, adaptacion y terminacién de pozos ya
que en algunos proyectos no es necesaria la perforacion de nuevos pozos, los
costos de operacién son el precio de compra del CO,, el costo del combustible y
los gastos de operacion

En Texas el precio de compra del CO; resulto ser del 55-75% del costo total de
una serie de campos con EOR (un promedio de 68% del costo total) y esto
representa una incertidumbre importante en la inversiéon del EOR, asi como los
impuestos, las regulaciones gubernamentales y los precios del gas y aceite, los
cuales representan otras incertidumbres (Jarrell y col., 2002). El precio de compra
de CO; indica la magnitud del beneficio del proyecto de Recuperacion Mejorada
de petréleo para compensar los costos de almacenamiento de CO,, por mencionar
algunos datos podemos mencionar que el precio del CO, esta relacionado con el
precio de la produccién asistida con un precio indicativo de 11.7 ddlares EU por
17484ft* de CO, (0.62 dolares EU / Mscf) a un precio intermedio del petréleo West
Texas Intermediate de 18 ddlares EU por barril, 16.3 dolares EU por 17484ft° de
CO; a 25 dolares de EU por barril de petroleo y 32.7 ddlares EU por 17484ft° de
CO; a 50 ddlares EU por barril de petroleo (Jarrell y col., 2002).

7.4.2 Costo del almacenamiento de CO; junto con la Recuperacion Mejorada de
aceite y gas

Estudios recientes han estimado el costo del almacenamiento de CO; en sitios con
RM (Bock y col., 2003; Hendriks y col., 2002), estos costos han sido estimados por
Bock y col. (2003) para proyectos costa adentro en América del Norte, las
estimaciones fueron realizadas para un escenario de 3.4967x10'° pies cubicos de
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CO; al ano basandose en suposiciones y parametros de operaciones actuales de
RM y algunos datos de costos a nivel industrial; las cuales incluyen estimaciones
de la eficacia de EOR-CO;, en términos del CO, inyectado por cada barril de
petréleo extraido adicionalmente, la metodologia de estas estimaciones de costos
de almacenamiento consiste en calcular el punto de equilibrio del precio del CO, y
el costo del barril adicional recuperado, de manera ideal se consideraria que el
CO;, producido sea separa del petréleo y reinyectarlo nuevamente bajo tierra (lo
que reduce el costo de las compras de CO,); sin embargo, este es un proceso que
debe analizarse con mayor profundidad.

Para estimar el costo se utiliza el caso base de un yacimiento representativo a
1,219 m de profundidad basado en un promedio de parametros de RM en los
Estados Unidos con un precio del petroleo de 15 ddélares EU por barril, tiene un
costo de almacenamiento neto de -14.8 $EU/17484 ft*> de CO, almacenado, este
costo negativo indica la cantidad de reduccion de costos que una opcion de
almacenamiento en particular puede ofrecer al volumen de captura total y el
sistema de almacenamiento. Los casos de alto y bajo costo representan un rango
de efectividad del CO,, profundidad, distancia de transporte y precio del petréleo
son -92.0 y 66.7 $EU/17484 ft> de CO, almacenado.

El caso de bajo costo asume supuestos favorables de todos sus parametros
(como eficacia, productividad del yacimiento y profundidad), asi como un precio
por barril de petroleo de 20 ddlares estadounidenses; los altos precios del petréleo
como los presentes en 2005 de 50 ddlares EU por barrii modifican
considerablemente la economia de los proyectos de proyectos de EOR con CO..

Es necesario hacer mencién que en la actualidad no hay estudios publicados
disponibles para precios altos del petroleo. Otras estimaciones de costos en tierra
muestran un costo menor neto, que incluyen un rango de -10.5 a 10.5 ddlares EU
por cada 17484 ft* de CO, almacenado en Europa (Hendriks y col., 2002), estos
estudios muestran que el uso de la Recuperacion Mejorada de petrdleo junto con
el almacenamiento de CO, puede ser una opcion de costo mas bajo que las
formaciones salinas y el campos de petroleo y/o gas abandonados.

En la actualidad no existen operaciones de tipo comercial costa afuera y la
informacién sobre los costos en este tipo de almacenamiento es limitada. Un
indicativo del costo del almacenamiento en altamar con EOR son las estimaciones
hechas por Hendriks y col. (2002) que muestran un rango -10.5 a 21.0
$EU/17484ft> de CO, almacenado; en el campo Mar del Norte Cuarenta se ha
mostrado como una invasion de CO; para la Recuperacion Mejorada de aceite es
una técnica atractiva y puede aumentar la recuperacion final de aceite, aunque en
la actualidad no resulta ser un proyecto econémicamente atractivo (Espie y col.,,
2003). Las barreras mas grandes son de tipo econdémico, ya que se requiere un
gran capital para la adaptacion de instalaciones, pozos y lineas de flujo, asi como
los costos fiscales (impuestos) en el suministro de CO,; sin embargo, cabe sefialar
que la economia es cambiante a un valor positivo para el almacenamiento de CO..
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El potencial benéfico de EOR puede ser deducido del precio de compra del CO; y
los costos de almacenamiento para los estudios de almacenamiento de RM con
CO,, este valor indicativo se encuentra entre los valores de 0-16 ddélares EU por
cada 17484ft> de CO,, en algunos casos puede darse el caso de que no exista
ningun beneficio en la Recuperacion Mejorada de aceite; la estimacion maxima del
rango benéfico alcanza hasta 92 délares EU por cada 17484 ft* de CO, para un
caso de estudio que abarque parametros favorables. De manera general los
mayores beneficios se produciran en escenarios con un alto precio del petréleo,
similares a los que se han producido desde 2003 y en sitios favorables (ideales)
para el almacenamiento; a 50 ddlares EU por barril de petrdleo, el rango puede
aumentar hasta 30 ddlares EU por cada 17484 ft> de CO.,.

La Recuperacién Mejorada de gas con CO; es una tecnologia menos desarrollada
que la RM ya que no tiene un uso de tipo comercial, algunas consideraciones para
no tener un uso comercial son el costo del CO,, la infraestructura, asi como la
preocupacion por mezclar de manera excesiva los gases y la alta tasa de
recuperacion primaria de muchos yacimientos de gas. La estimacion de los costos
muestra que la Recuperacion Mejorada de gas con CO, puede proveer un
beneficio de 4.16 ddlares EU por 17484 ft> de CO,, en funcién del precio del gas y
la eficacia de la recuperacion (Oldenburg y col., 2002).

7.4.3 Costo de almacenamiento de CO, en yacimiento de carbon y la
recuperacion de metano

La inyeccion de CO; para la Recuperacion Mejorada de metano es una tecnologia
inmadura ya que aun no tiene un uso comercial como la de campos de gas, aqui
los ingresos econdmicos del gas producido podria compensar los gastos de
inversion y proporcionar una fuente de ingresos para los inversionistas, en este
tipo de proyectos los datos de los costos estan basados en otros tipos de
operaciones con CBM que se encuentran en uso. Existe una incertidumbre
significativa en la eficacia del almacenamiento de CO, en capas de carbon en
relacion con el ECBM debido a que no se tiene ninguna experiencia comercial sin
embargo el beneficio de los ingresos dependera del precio de los gases. Los
costos de los pozos son un factor importante en el ECBM debido a que se
requieren muchos pozos, en un estudio reciente de un proyecto de ECBM
(Schreurs, 2002), el costo por produccion de pozos fue de aproximadamente
$750,000 dolares EU por pozo, donde el costo por pozo inyector fue de $430,000
ddlares EU aproximadamente.

La Agencia Internacional de la Energia-Gases de Efecto Invernadero (IEA-GHG
por sus siglas en ingles) desarrollé una curva global de costos de la Recuperacion
Mejorada de metano con CO, algunos costos de almacenamiento que van desde
-20 a 150 délares EU por 17484ft> de CO,, con lo que se llegd a la conclusion de
que solo los sitios mas favorables representan menos del 10% de la capacidad
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mundial de almacenamiento podria presentar costos negativos. En Estados
Unidos las estimaciones realizadas para el almacenamiento de ECBM-CO, en
instalaciones costa adentro (Bock y col., 2003) se estiman mediante la eficacia del
ECBM en términos del CO; inyectado y el incremento del gas producido (como en
el caso de EOR), que va desde 1.5 hasta 10 unidades (valor base de los 2 casos)
de CO; por unidad de metano recuperado; otro insumo basico es la tasa de
produccion de gas esperada, la distancia entre pozos inyectores y productores, el
numero de pozos y su profundidad.

El caso base para el almacenamiento de 36,716.4 millones de pies cubicos de
CO; por afo en un yacimiento representativo de 610 m de profundidad requiere de
270 pozos, el precio del gas se supone en un precio de 1.90 ddlares EU por
gigajulios (2 ddlares EU por MBTU), tiene un costo de almacenamiento neto de
-8.1 délares EU por cada 17484 ft* de CO, almacenado. Los casos de costos bajo
y alto representan un rango de parametros, los cuales van desde -26.4 a 11.1
$EU/17484ft> de CO, almacenado; la variedad de estas estimaciones es
comparable a otras realizadas como por ejemplo a las realizadas en Canada
(Wong y col., 2001) y Europa (Hendriks y col., 2002), la recuperacion mejorada de
metano en yacimientos de carbdn no ha considerado a detalle las condiciones de
altamar y por ende, las estimaciones de costos para este tipo de proyectos no se
encuentran disponibles. Solo un proyecto a escala industrial de ECBM-CO, ha
sido realizado hasta la fecha, el proyecto Allison en Estados Unidos, un analisis de
este proyecto (que presenta caracteristicas geoldgicas muy favorables), sugiere
que la economia del ECBM en EU es cuestionable en las actuales condiciones
fiscales y precios del gas (IEA-GHG, 2004).

Los analisis econdmicos sugieren que los proyectos pueden ser rentables
comercialmente si existe un precio elevado del gas (ceca de los 4 dolares EU por
GJ) vy el precio de 12 a 18 dolares EU por cada 17,484 pies cubicos de COy; por
otra parte Reeves (2005) utilizé un modelo detallado y un analisis econdémico para
mostrar el precio del gas de equilibrio de 2.44 ddlares EU por GJ (2.57 ddlares EU
por MBTU), incluidos los costos de 5.19 ddlares EU por tonelada de CO; para la
compra en campo.

7.5 Reduccion de costos

Existe poca literatura e informacion en cuanto a reduccién de costos para el
almacenamiento geoldgico de CO,; es necesario mencionar que las economias de
escala tienden a ser importantes, y de la misma manera, se prevé que la
reduccion de costos se lograra con la aplicacion del aprendizaje a partir de
proyectos de almacenamiento en una etapa temprana, la optimizacién de nuevos
proyectos y la aplicacion de tecnologias de punta (como pozos horizontales y
multilaterales, que son ampliamente utilizados en la industria petrolera).
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CONCLUSIONES

Las estimaciones actuales sobre la capacidad de almacenamiento no son precisas
debido a la diversidad en los métodos utilizados, asi como por la exclusiéon de
sitios con potencial de almacenamiento que no han sido descubiertos o tomados
en cuenta, por lo que es necesario establecer parametros mas aproximados sobre
las metodologias de evaluacion.

El manejo de CO; dentro de un proyecto involucra muchos componentes (como
los son la recoleccion, distribucién, inyeccion e inclusive la produccién), los cuales
deben ser disefiados y operados en base a las condiciones de cada proyecto en
particular, ya que el proyecto debe proporcionar confianza operacional; para esto
nos podemos apoyar en experiencias obtenidas en otros proyectos a nivel
mundial. Esta experiencia proviene tanto de la industria petrolera que ha sido
desarrollada y aplicada por mas de 100 afios aproximadamente, asi como de un
gran numero de actividades comerciales relacionadas con la inyeccion y
almacenamiento geoldgico de CO,, realizados durante los ultimos 10-30 afios; sin
embargo, el almacenamiento de CO, involucra una nueva tecnologia y quedan
muchas cuestiones por responder.

La informacidon arrojada por proyectos a nivel internacional muestra que las
operaciones de almacenamiento geoldgico pueden realizarse sin presentar
mayores riesgos para la salud y el medio ambiente local, de manera similar que en
la industria petrolera; no obstante, es necesario un mayor conocimiento de los
riesgos de fuga en pozos dafados mediante el uso de simuladores (es necesaria
la cuantificacién de gastos de las posibles fugas), de los potenciales impactos de
tipo ambiental (marinos y terrestres), asi como los posibles riesgos para la salud
humana y los protocolos de seguridad convenientes para el almacenamiento
geoldgico.

Un punto importante es que la aplicacidon generalizada del almacenamiento
geolodgico de CO, depende del potencial global, la madurez tecnolégica, la difusién
y transferencia de la tecnologia a los paises en desarrollo y su capacidad para
aplicar la tecnologia, los aspectos normativos, las cuestiones ambientales y la
opinion publica.

En cuanto a los costos, para los proyectos de almacenamiento geoldgico de CO, y
la seleccion del CO2 como fluido a inyectar (o fluido disolvente en alguna
aplicacion de la industria petrolera), este se encuentra directamente influenciado
en su totalidad por el costo del fluido y su disponibilidad en el campo; es decir, que
para la realizacion de proyectos de inyeccion de CO;, se necesita una fuente lo
mas cercana posible que proporcione el suministro necesario de dioxido de
carbono. No existe informacion adecuada sobre el control de las estrategias y
necesidades que afecten los costos, por lo tanto el costo potencial se basa en
pocos proyectos de Recuperacion Mejorada con COa.

89



Almacenamiento Geoldgico de CO;

Por tal motivo, se puede suponer que la disminucion de niveles de emisiones
contaminantes por medio de la sustitucion o innovacion tecnologica a nivel
mundial implica mayor inversion y/o mayores costos a corto plazo, lo cual no se
reflejara en beneficios inmediatos; es decir, en los ingresos, lo que a su vez puede
restringir los planes e intenciones de implementaciones tecnoldgicas de empresas
y/o naciones.

En lo que a México corresponde, aun no se cuenta con la experiencia necesaria
en la inyeccion de CO; y no es posible contemplar de manera viable un proyecto
de almacenamiento geoldgico en un futuro inmediato; sin embargo, la opcion de
Recuperacion Mejorada se puede contemplar como factible, ya que PEMEX tiene
grandes retos que cumplir, como lo es producir el aceite en forma econémica para
seguir siendo el pilar econdmico del pais (es necesario alcanzar y mantener
perfiles de produccion rentables que justifiquen el desarrollo, controlar la irrupcion
temprana de gas y/o agua y asegurar que el crudo cumpla con las
especificaciones en los puntos de venta).

Como se menciond, una de las oportunidades que PEMEX tiene para lograr esto
es la de aplicar métodos de Recuperaciéon Mejorada para incrementar los perfiles
de produccién y el factor de recuperacion final para lograr un proyecto rentable; la
inyeccion de CO; puede llegar a ser una opcion viable como método de
Recuperacion Mejorada de hidrocarburos tanto en condiciones miscibles como
inmiscibles, debido a los beneficios que presenta, ya que en algunos campos se
han mostrado los beneficios de la inyeccion sobre el factor de recuperacion final, y
por efectos de hinchamiento, disminucién en la densidad y viscosidad, se ve una
mejora de la movilidad del aceite dentro del yacimiento y hacia la superficie. Esto
es necesario recalcarlo debido a que PEMEX ha descubierto importantes
oportunidades de desarrollo petrolero en el Golfo de México, donde la mayoria
corresponden a aceite pesado y extrapesado, lo que trae como consecuencia
grandes retos para producir el aceite en forma econémica.
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