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RESUMEN

Existen diferentes esfuerzos para mitigar las emisiones de CO;
antropogénicas a la atmosfera, principal gas de efecto invernadero, causadas por
el uso de combustibles fésiles. El abanico de opciones van desde la reduccion del
consumo de energia, uso de combustibles con menores contenidos en carbono
incluyendo gas natural, y el uso de fuentes de energia con bajos niveles de
emisiones de CO; incluyendo la energia nuclear y la edlica. En un contexto de
emisiones constante de CO,, como la situacién actual, una alternativa interesante
es la Captura, Secuestro y Almacenamiento de COy; el principal objetivo de esta
tecnologia es la confinacion de forma segura y estable de las emisiones de CO,
dentro del subsuelo. Para hacer rentable esta tecnologia, se ha planteado
almacenar el CO, en yacimientos de aceite y utilizarlo como método de
recuperacion mejorada, haciendo estos proyectos mas atractivos.

El objetivo de la tesis es simular una prueba piloto de inyeccion de CO, como
método de recuperacidn mejorada, considerando que el CO, proviene de la
tecnologia de Captura y Secuestro de CO,. Este trabajo pretende demostrar a
través de una prueba piloto que la inyeccibn de CO, como método de
recuperacion mejorada puede hacer rentables proyectos de Captura y Secuestro
de CO; y generar la confianza para desarrollar este tipo de proyectos.

El presente trabajo se encuentra estructurado por seis capitulos, en los
cuales se abordan todo lo referente a la tecnologia de Captura y Almacenamiento
de CO,. Dentro del primer capitulo se da una pequefia introduccion al problema
gue ocasiona el CO,, se hace mencion de las grandes fuentes de CO, y de los
posibles lugares de almacenamiento. El capitulo dos hace referencia de manera
breve en lo que consiste la tecnologia de Captura y Almacenamiento de CO;
(CAC). EI tercer capitulo aborda todo lo referente a la inyeccion de CO, en
yacimientos de aceite como método de recuperacién mejorada. El capitulo cuarto
mediante un modelo de simulacién se analiza los beneficios de la inyeccion de
CO; en un yacimiento de aceite; se analizan 5 escenarios de explotacion. Dentro
del capitulo quinto se realiza un analisis para cada uno de los escenarios con la
finalidad de elegir el mejor escenario de explotacion, en dicho capitulo se realiza
un analisis de riesgo para que de esta forma la eleccion sea a través de dos
parametros: riesgo y rentabilidad. El Gltimo capitulo se encarga de dar a conocer
tanto las conclusiones y recomendaciones obtenidas a través de la realizacion de
dicho trabajo.
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CAPITULO |

1. INTRODUCCION

En un pais como México, que su principal soporte econémico es la Industria
Petrolera, es sumamente importante que esta maximice el factor de recuperacion
de sus yacimientos, pues en la actualidad la gran aceite original, incluso
después de las técnicas de recuperacion primaria y secundaria. El resto del aceite
se queda atrapado en el subsuelo y se considera irrecuperable bajo condiciones
de explotacidon convencionales.

Como es sabido la gran cantidad de nuestros yacimientos estan ya en una
etapa madura y hoy en dia en que los precios de los hidrocarburos no son tan
bajos existe la posibilidad de comenzar a disefiar e implementar tecnologias de
recuperacion mejorada a los yacimientos, la cual consiste en suministrarle energia
adicional al yacimiento, con la finalidad de lograr maximizar el factor de
recuperacion, pues a través de este tipo de tecnologias es posible extraer hasta el
65% del volumen original de aceite en el yacimiento. El interés en la investigacion
y desarrollo de proyectos de recuperacion mejorada ha estado en funcion del
precio de los hidrocarburos.

Conforme el tiempo pase los procesos de recuperacion secundaria y
mejorada contribuirdn con un porcentaje significativo en la produccion de
hidrocarburos, esto se debe principalmente a dos factores: los precios del aceite y
a la creciente demanda de aceite.

La recuperacion mejorada es la recuperacion de aceite mediante la inyeccién
de fluidos que normalmente no estan presentes en el yacimiento. En términos
generales la recuperacion mejorada puede ser dividida en tres categorias:
meétodos térmicos, métodos quimicos y métodos miscibles. La inyeccion de CO;
como método de recuperacion mejorada es uno de los métodos mas
prometedores bajo condiciones favorables.

Los procesos de inyeccion de CO; pueden ser clasificados como miscibles o
no miscibles, la forma de alcanzar la miscibilidad esta en funcion de la Presion
Minima de Miscibilidad (PMM). La experiencia ha mostrado que la PMM, en la
mayoria de los casos, es menor cuando el desplazamiento se realiza con CO»,
siguiendo en orden de magnitud el desplazamiento con gases hidrocarburos,
resultando que el valor mas alto de la PMM se ha tenido cuando se utiliza el N;
como agente desplazante . Los estudios muestran la gran solubilidad del CO, en
los aceites lo que se traduce en una movilidad importante del aceite y una baja en
su viscosidad, con lo cual se logra mejorar la eficiencia de barrido.

Hoy en dia las actividades humanas estan aumentando la concentracion
atmosférica de CO, con lo cual se contribuye notablemente al calentamiento
global del planeta, el efecto invernadero es un fenémeno natural, el cual provoca
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un calentamiento de la atmosfera en sus capas bajas; los gases que lo producen
se denominan gases de efecto invernadero (GEI). La principal consecuencia del
aumento en las concentraciones de los GEI es el fendmeno conocido como
cambio climéatico reflejado en un aumento de la temperatura media del planeta.

De acuerdo al IPCC (2007), los principales gases de efecto invernadero son:
Dioxido de Carbono (CO»): aporta el mayor volumen del total de las emisiones y la
mayoria provienen del uso de combustibles fésiles.

e Metano (CH4): en general sus emisiones provienen de la agricultura.

e Oxido Nitroso (N,0): la mayoria de sus emisiones proceden del transporte
y la industria.

e Otros gases también de origen antropogénico son: Hidrofluorocarbono
(HFCs), Perfluorocarbono (PFCs), Hexafluoruro de Azufre (SFs).

Se ha establecido que existe una relacién entre el crecimiento econémico y
el consumo energético, el cual esta centrado en el uso de combustibles fésiles. La
problematica generada como consecuencia del aumento de CO,, principal gas
causante del efecto invernadero ha obligado a tomar iniciativas que traten de
evitar o reducir que el CO, de origen antropogénico llegue a la atmosfera.

El CO, es emitido principalmente de tres sectores: transporte, industria y la
generacion de energia eléctrica. Pese a que parte de las emisiones se reabsorben
por los océanos y las plantas, se ha observado un aumento de la concentracion
permanente de este gas en la atmédsfera, es por ello que a habido una
preocupacion a nivel mundial, el Panel Intergubernamental contra el cambio
climatico (por sus siglas ingles IPCC) de las Naciones Unidas ha mencionado que
de no haber una reduccion drastica de los gases de efecto invernadero que estan
permanentemente en la atmdsfera habra una variacion de la temperatura que
producira hechos poco conocidos.

Es por esto que los paises mas desarrollados han tenido la necesidad de
invertir grandes cantidades de dinero para poder llevar a cabo numerosas
investigaciones con la finalidad de poder lograr reducir las emisiones de CO; a la
atmaosfera. Existe un abanico de opciones tecnoldgicas para reducir las emisiones
de GEI: reduccion del consumo de energia, uso de combustibles con menores
contenidos en carbono (como es el caso de gas natural frente al carbén), el uso de
sumideros naturales de CO, (como bosques, océanos o suelos), uso de fuentes
de energia con bajos niveles de emisiébn de CO, (como el uso de la energia
nuclear) y la Captura y Almacenamiento geolégico de CO, (CAC).

La utilizacibn de combustibles fésiles para la generacion de electricidad,
procesos industriales y el transporte suponen los mayores emisores de CO,. Las
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alternativas a estos combustibles son la utilizacién de fuentes renovables o libres
de carbono (nuclear). Sin embargo, el Panel Intergubernamental contra el Cambio
Climatico, IPCC, y la Agencia Internacional de la Energia (IEA) aseguran que los
combustibles fosiles seguiran siendo la principal fuente de energia en las proximas
décadas, es por ello la importancia de la CAC.

La tecnologia de Captura y Almacenamiento geolégico de CO, (CAC), o
CSC por sus siglas en inglés, representa actualmente una de las soluciones mas
prometedoras para reducir las emisiones del principal gas de efecto invernadero,
si bien esta opcion no nos resolvera por completo el problema, nos ayudara a
mitigar el problema, sin olvidar que existe una serie de tecnologias disponibles y
proceso para reducir este problema.

En este caso se busca almacenar el CO, en yacimientos con las condiciones
adecuadas para poder tener una produccién adicional. En la Figura 1.1 se
muestran las etapas de la tecnologia de Captura y Almacenamiento de CO5.

Almaceramisio poednio

Figura 1.1 Diagrama del sistema de Captura y Almacenamiento de CO, (IPPC, 2005)
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El proceso consiste en tres etapas principales:

1. Capturar el CO; de su fuente de emisién, separandolo de los otros gases

gue se generan en los procesos industriales.

2. Transportar el CO, capturado a un lugar de almacenamiento apropiado.

3. Almacenar el CO, fuera de la atmodsfera durante un largo periodo de

tiempo, una opcidn son las formaciones geoldgicas subterraneas.

A mediados del 2005, se han realizado tres proyectos comerciales que
vinculan la captacion de CO, con el almacenamiento geoldgico: el proyecto
Sleipner de refinamiento de gas natural en la costa de Noruega, el proyecto
Weyburn de recuperacion mejorada de petréleo (EOR) que esta siendo aplicado
en Canada (que almacena el CO, captado en Estados Unidos) y el proyecto In
Salah de gas natural en Argelia. Cada uno de ellos captura y almacena entre 1y 2
megatoneladas (Mt) de CO, al afio (IPCC, 2005).

1.1 Fuentes de CO,

Como es sabido las emisiones de CO, originadas por las actividades
humanas proceden de tres diversas fuentes, en su mayor parte de la combustion
de combustibles fosiles utilizados en la generacion de electricidad, el transporte 'y
los proceso industriales, es sumamente importante el poder identificar aquellos
focos masivos de emision, asi como también tener en cuenta las posibles zonas
de almacenamiento. La distancia entre un lugar de emisidbn y uno de
almacenamiento puede influir de forma significativa en si la CAC puede o no
llevarse a cabo.

A escala mundial, las emisiones de CO, causadas por la utilizacion de
combustibles fosiles en el afio 2000 ascendieron a un total aproximado de 23.5
gigatoneladas (Gt) de CO, al afio. Cerca del 60 por ciento de esas emisiones
correspondia a grandes fuentes de emisiones estacionarias (IPCC, 2005).

En la actualidad, la gran mayoria de las fuentes de emisiones importantes
tienen concentraciones de CO, inferiores al 15 por ciento. No obstante, una
pequefia proporcién de las fuentes industriales basadas en combustibles fésiles
tienen concentraciones de CO;, superiores al 95 por ciento. Las fuentes con altas
concentraciones son posibles candidatas para la aplicacién inicial de la CAC, ya
que la fase de captacion solo requeriria la deshidratacion y la compresion. En la
actualidad es sumamente importante el ubicar los posibles lugares de
almacenamiento, asi como también las fuentes de emision, pues sera parte
fundamental para el desarrollo de un proyecto de Captura y almacenamiento de
CO..
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En las Figuras 1.2 y 1.3 se ilustran los posibles lugares de almacenamiento y
los posibles lugares de emision, con la finalidad de realizar una correlacién entre
aguellos lugares, pues la distancia entre un lugar de emision y uno de
almacenamiento puede influir de forma significativa en si la captura y
almacenamiento de CO, puede o no desempefiar un papel importante en la
reduccion de emisiones de CO..
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Figura 1.2 Zonas prospectivas de cuencas sedimentarias en las cuales se puede almacenar
CO, de forma segura (IPCC, 2005)

Las cuencas mostradas en la Figura 1.2 corresponde a zonas prospectivas
en las que se puede encontrar formaciones salinas, yacimientos de hidrocarburo o
capas de carbon apropiadas en las cuales se puede almacenar el CO,. Cabe
mencionar que la prospeccion es una evaluacion cualitativa de las probabilidades
de que haya un lugar de almacenamiento apropiado en una zona determinada,
con lo cual se debera tener en cuenta que este mapa solo debe de utilizarse como
orientacion de los posibles lugares de almacenamiento. Sin duda alguna sera
necesario realizar un andlisis geoldégico mas detallado a nivel regional para
confirmar la idoneidad de estos potenciales lugares de almacenamiento.
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Figura 1.3 Distribuciéndmundial de las grandes fuentes de CO, (AIE, 2002).
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1.2 Proyectos existentes de almacenamiento de CO,.

Una serie de proyectos de almacenamiento de CO, de tipo piloto y
comercial se estan llevando a cabo o se encuentran como propuestas. Dado que
el interés por el almacenamiento de CO, se ha incrementado actualmente por el
beneficio econdmico que supone la recuperacién de aceite adicional, se estan
poniendo en practica numerosos proyectos, entre los que destacan los
siguientes(Zapatero, M; 2008):

e En Argelia, en el campo petrolifero de In Salah, se inyecta CO, en un
yacimiento de gas natural. Las compafias Sonotrach, BP y Statoil operan
conjuntamente en la inyeccion de CO, que se realiza por debajo de la capa
de gas natural para su recuperacion.

La inyeccion de CO, comenzd en abril del 2004 y se estima que puede
alcanzar las 17 Mt en el tiempo que dure la explotacion del yacimiento.

e En Estados Unidos se inyecta anualmente 30 Mt de CO2 en diversos
campos petroleros localizados sobre todo al oeste de Texas, en
aproximadamente 73 proyectos de inyeccidn que comenzaron en los afios
70. El proyecto SACROC fue el primero del tipo CO2-EOR realizado a
escala comercial y utilizd6 CO2 antropogénico para la inyeccion en el
periodo de tiempo comprendido entre los afios 1972 y 1995.

e La compaiia ARAMCO SAUDI, la mayor productora y exportadora de crudo
del mundo, estd evaluando la posibilidad de implantar proyectos de CO,-
EOR en algunos de sus yacimientos de Arabia Saudita.

e En Canada, se lleva a cabo un proyecto del tipo CO,-EOR en el que la
compafila ENCANA inyecta anualmente de 1 a 2 Mt de CO, al afio en el
campo petrolero de Weyburn, al sur de Saskatchewan, donde ademas se
esta realizando la monitorizacion para el seguimiento del comportamiento
del CO, almacenado. En el proyecto de Weyburn se espera inyectar un
total de 23 Mt de CO,, extendiendo asi la vida del yacimiento unos 25 afios
mas (Moberg et al., 2003). Se espera poder almacenar en este yacimiento
cerca de 20 Mt de CO,. En dicho campo se ha llevado a cabo un monitoreo
constante y en el cual no se ha observado indicio alguno de escape de CO,
hacia la superficie ni cerca de ella (White, 2004)

e En el Mar del Norte, en el marco del proyecto de Sleipner operado por
Statoil, se esta inyectando desde 1996 y actualmente se inyectan
aproximadamente casi 1 Mt de CO; al aflo. El yacimiento Sleipner produce
gas natural y condensado, debido a los altos niveles de CO, contenidos en
el gas natural fue necesario separar el CO, del gas natural e inyectarlo en
la formacion Utsira cerca de 800 metros debajo del fondo del Mar del Norte.
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El proyecto de Sleipner es el primer ejemplo comercial del almacenamiento
de CO2 en un depdsito acuifero salino profundo. En la Figura 1.4 se
muestra cémo se lleva a cabo la inyecciébn de CO2 en el proyecto de
Sleipner.
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Figura 1.4 Proyecto de Sleipner operado por Statoil (www.planetseed.com)

A nivel mundial existe una gran preocupacion sobre este tema, tal es el caso
de Estados Unidos. El Departamento de Energia del Gobierno de los Estados
Unidos (DOE), financia nueve proyectos de investigacion de captura y secuestro
de CO, de centrales térmicas de carbon con un total de 24 millones de délares. El
programa, dirigido por el National Energy Technology Laboratory, tiene como
objetivo desarrollar tecnologias de secuestro, seguras, efectivas y de bajo costo,
dentro de los 3 métodos: precombustidn, post-combustion y oxi-combustion.
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CAPITULO Il. SECUESTRO, TRANSPORTE Y ALMACENAMIENTO DE CO,

2. TECNOLOGIAS DE CAPTURA DE CO;,

2.1 Introduccioén.

La finalidad de la captura de CO, es la de producir un flujo concentrado de
CO, a alta presion que pueda ser facilmente transportado a un lugar de
almacenamiento. Antes de poder realizar alguna operacion de almacenamiento
geoldgico de CO, es necesario llevar a cabo un proceso de captura, de tal forma
que se pueda disponer de este con la mayor pureza posible, para posteriormente
inyectarlo en el subsuelo. La procedencia del CO, emitido a la atmdsfera es muy
diversa, aunque se engloba en tres grandes grupos, los cuales son: la generacion
de energia eléctrica, el transporte y la industria. Como las emisiones debidas al
transporte son muy dispersas y moviles, se descartan por ahora para realizar
operaciones de captura y almacenamiento.
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Figura 2.1 Esquema general de los procesos de captura de CO, (IPCC, 2005).

Dependiendo del proceso o la aplicacion de que se trate, hay tres métodos
principales para captar el CO, generado por un combustible fésil (ya sea gas
natural, petréleo o carbon). Los tres tipos basicos de captura de CO, son: en pre-
combustién, en post-combustién y en Oxi-combustion, el cual es mostrado en la
Figura 2.1. El uso de cada uno de estos métodos dependera entre otras cosas de
la concentracion de CO,, la presion de gas y el tipo de combustible que se utiliza.
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Debido a que el flujo de gas producto de la combustion se compone de
diversos gases, no solo CO,, es necesario llevar a cabo un proceso de
separacion. Los sistemas de captura de CO, usan varias de las conocidas
tecnologias para la separacién de gas las cuales son integradas en los sistemas
basicos para la captura de CO,. Los actuales sistemas de captura de CO;
posterior y previa a la combustion para las centrales eléctricas podrian captar
entre el 85y el 95 % del CO, que se produce.

2.2 Tipos de Captura
2.2.1 Captura de CO; en Post-combustion.

La captura de CO, producto de la combustion de combustibles fosiles en la
atmosfera es referido como captura en post-combustién, es decir, la post-
combustion consiste en capturar los gases después de la combustion, en lugar de
descargarlos directamente a la atmdsfera, el flujo de gas es pasado a través de
equipos los cuales separan la mayor parte de CO», instalados justo antes de la
chimenea. EI CO, es almacenado en sitios idoneos y los gases restantes son
descargados a la atmosfera. La idea principal de esta tecnologia es separar el
CO, tal y como se encuentra en los gases de salida al quemar con aire un
combustible fosil sin haber realizado ninguna operacion previa a la combustion.
Actualmente, la infraestructura energética mundial se basa en procesos
mayoritariamente de combustion con aire (centrales térmicas, cementeras,
refinerias, etc.) La Figura 2.2 describe la captura en post-combustion.
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Figura 2.2 Esquema de la captura en post-combustién (www.co2crc.com)

Para su captura posterior, entre los procesos mas viables se encuentran la
absorcion quimica. Esta tecnologia se puede aplicar a las instalaciones existentes.
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Debido a la gran cantidad de nitrégeno en el aire utilizado en la combustién
el CO; en este tipo de tecnologias aparece diluido en los gases de salida que se
emiten a la atmosfera, la concentracion de CO, estara en funcion del tipo de
central en la cual se esté llevando a cabo el proceso de captura. Por ejemplo el
CO; esta a una concentracion de 12% a 15% en centrales térmicas de carbén o
de 3% a 5% en ciclos combinados. En términos generales en este tipo de
tecnologia se presentan en promedio bajas concentraciones de CO, de los gases
de combustion (normalmente entre el 4 y el 14%) lo que nos dice que ha de
tratarse un gran volumen de gases, lo que supone altos costos y equipos de gran
tamano.
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Gas natural T .
Almacenamiento

| Thedel co,

s Captura de CO,
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. de gas | Generador
Aire de vapor

Turbina
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Figura 2.3 Esquema basico de un sistema en post combustion (Bravo, 2008).

En principio los sistemas de captura post-combustién pueden ser aplicados a
los gases producidos de la combustion de cualquier tipo de combustible. Sin
embargo, las impurezas en el combustible son muy importantes para el disefio y
costos de las planta (Rao y Rubin, 2002). Los gases de combustién procedentes
de la combustion incluiran no sélo el CO,, Nz, O, y H,O, sino también los
contaminantes del aire tales como SOy, NOy, particulas, HCI, entre otras. La
Figura 2.3 ilustra las etapas principales de la captura en post-combustion.

Existen varios procesos tecnolégicos disponibles los cuales pueden en
principio ser usados para la captura de CO, del flujo de gas. Sin embargo, la
evaluacion de los estudios comparativos (Hendriks, 1994; Riemer y Ormerod,
1995) ha demostrado que el proceso de absorcién basada en solventes quimicos
es la opcidn mas viable para la captura en post-combustién.
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Dentro de los procesos disponibles para la captura se encuentran:

Absorcion quimica
Adsorcion fisica

Separacion con membranas
Destilacion criogénica

Entre los procesos mas viables se encuentran la absorcidbn quimica con
aminas. El resto de las opciones, es decir, la adsorcion fisica, la destilacion
criogénica y la separacion por membranas, son menos utilizada debido a su bajo
desarrollo y/o por los costos elevados que implican.

Ventajas:
e Muchas de las tecnologias de separaciéon son comerciales, en especial la
absorcion quimica basada en aminas.
¢ Requiere de menores modificaciones de centrales existentes

Desventajas:
e Mayor volumen de gases a tratar que en pre-combustion, lo cual implica
instalaciones de mayor tamano.
e Presencia de impurezas: SOy y NOy

El principal problema de la captura en post-combustion es el hecho de que el
CO; esta diluido en una corriente de gas con muy alto flujo y sin presion que
resulta mas dificil de separar que si estuviera concentrado.

2.2.1.1 Absorcion quimica

El proceso de post-combustion empleando absorcion quimica consiste, de
forma simplificada, en hacer pasar los gases de escape por una columna de
absorcion en la cual el disolvente reacciona con el CO; enlazandolo
guimicamente, ya que estos fluidos presentan una gran afinidad con compuestos
acidos como es el caso del CO,. Una vez enlazado, el disolvente se lleva a otro
compartimiento donde se calienta para liberar el CO,. Los procesos de absorciéon
quimica de CO, empleando disoluciones acuosas de alcanolaminas, como la
monoetanolamina (MEA), dietanolamina (DEA) y trietanolamina (TEA) constituyen
el método mas utilizado industrialmente para la separacion de CO, de un flujo de
gases. El proceso de absorcion quimica es ilustrado en la Figura 2.4.
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Figura 2.4. Captura en post-combustion a base de aminas (www.co2crc.com).

Es posible reducir la concentracion de CO, a la salida a valores muy bajos,
pero valores de concentracion muy bajos conlleva aumentos en la altura de la
columna de absorcion.

Con este tipo de sistema se puede captar fracciones pequeiias, entre 3 a 15
% en volumen. El tipo de solvente a utilizar dependera del tipo de central en el
cual se esté llevando a cabo el proceso. En las centrales eléctricas de carbdén
pulverizado (CP) o ciclo combinado de gas natural (CCGN) utilizarian un solvente
organico, como la monoetanolamina.

Una de las desventajas de esta tecnologia es que requiere gases de
combustion muy limpios de impurezas, tales como: SOy, NOy y cenizas, ya que la
presencia de estos compuestos limita la vida del absorbente. Esto impide su uso
en centrales de carbén a menos que se tengan gases de escape especialmente
limpios.

El proceso consta de dos etapas principales: la absorciéon del CO; y la
regeneracion del absorbente. El principio de extraccion es la reaccion de una base
deébil (alcanolaminas) con la de un acido débil (CO,) para formar una sal soluble
en agua. La reaccion quimica que se produce es una reaccién acido-base.

Para lograr la desorcién del CO,, el absorbente enriquecido es bombeado a
la parte superior de otro reactor, llamado regenerador, donde la solucion con MEA
se regenera mediante la aportacion de calor, liberando el CO,. La regeneracion
del solvente se lleva a cabo a elevadas temperaturas (100-140 °C) y presiones no
mucho mayores que la atmosférica (Plaza, 2006).El absorbente regenerado se
envia de nuevo a la columna de absorcion. Para contrarrestar las pérdidas de
actividad del absorbente, debido a contaminacion por O,, SOy, y a evaporacion
del mismo, es por ello necesario la introduccion periédica de una cantidad
apropiada de absorbente nuevo.
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Las etapas del proceso se describen en la Figura 2.5:
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Figuré 2.5 Esquema de las etapas del sistema de captura por absorcion quimica (Bravo, '2008)
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Las etapas del sistema descrito en la Figura 2.5 son:
1. El gas que contiene CO; es puesto en contacto con un absorbente liquido,
el cual es capaz de capturar el CO,.

2. El absorbente cargado con CO, se transporta a otra torre donde se
regenera mediante cambios de temperatura o presién, con lo cual se
liberara el CO,.

3. El absorbente regenerado se envia de nuevo al proceso de captura de CO,.

4. Para contrarrestar las pérdidas de actividad del absorbente, es introducido
siempre absorbente nuevo.

El mayor desafio de esta tecnologia reside en la reduccion del gasto de
energia empleada en el calentamiento del disolvente para la liberacion del CO,, ya
que en la actualidad este proceso reduce en un grado relativamente alto la
eficiencia de la planta eléctrica. Existen ya procesos de este tipo comercialmente
para la captura de CO; en sistemas post-combustion. La primera planta comercial
ha estado operando en Malasia desde 1999 para la produccion de urea con una
recuperacion de 200 toneladas de CO al dia (equivalente a las emisiones de una
planta de 10 MW de electricidad con carbon).

Los valores tipicos para el consumo de disolventes son entre 0.2 y 1.6
kg/tCO,. Los gases de combustion de una planta de energia de combustién son
generalmente superiores a 100 ° C, lo que significa que tienen que ser enfriados a
los niveles de temperatura requeridos para el proceso de absorcion. Las aminas
son productos quimicos relativamente baratos, por ejemplo la MEA tiene un precio
promedio de 1.25 dolares el kilogramo (Rao y Rubin, 2002).
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Los gases de combustion por lo general contienen contaminantes como son
NOyx y SOy. Los gases de combustion procedentes de la combustion del gas
natural normalmente solo contienen NO,. Estos componentes, similar al CO»,
tendran una interaccion con el solvente, lo cual no es deseable, debido a la
formacion de sales y el riesgo de formacion de sdlidos en la solucion. Por lo tanto,
es necesaria la pre-eliminacion de NOy y SO a valores muy bajos antes de la
recuperacion de CO,. El contenido permisible de SOy en los gases de combustion
se determina principalmente por el costo del solvente - ya que es consumida por la
reaccion con la SOyx. Las concentraciones de SO, en los gases de combustion
son tipicamente alrededor de 300 a 5.000 ppm.

Varios nuevos solventes estan siendo investigados, con el objeto de lograr
un menor consumo de energia para la regeneracion del disolvente (Chakma,
1995; Cullinane y Rochelle, 2003). Otra area de investigacion es aumentar los
niveles de concentracion de la solucion acuosa de MEA utilizados en sistemas de
absorcién, ya que tiende a reducir el tamafio de los equipos utilizados en plantas
de captura.

La seleccion de la solucion del proceso esta determinada por las condiciones
de presion y temperatura en las que el gas esta siendo tratado, composicion del
gas y nivel de recuperacion al que se quiere llegar. Aunque no existe una solucion
ideal para unas condiciones de operacion concretas existen amplios estudios para
llegar a utilizar una solucion de alcaloamina que se adecue bien a nuestras
condiciones.

La eleccion de la concentracién de la amina puede ser bastante arbitraria y
normalmente se hace a partir de la experiencia en operacion. Tipicamente el
rango de concentracion de la MEA varia del 12 % en peso a un maximo del 32%
en peso. Cabe sefalar que para utilizar una solucion con una concentracion mayor
del 32 % se ha de afadir inhibidores de corrosion a esta.

Los parametros que determinan la viabilidad técnica y econdmica del sistema
de absorcion de CO; son:
e Caudal del gas de combustion: Determina el tamafio del absorbedor. El
absorbedor representa el costo de inversibn mas importante.

e Concentracion de CO,: Mientras que el gas de combustién esta a presion
atmosférica, la presion parcial del CO, se sitia entre 3 KPa y 15 KPa. En
estas condiciones de presion parcial, el mejor solvente quimico sera aminas
en solucion acuosa.

e Caudal del solvente: Determina el tamafo de la mayor parte de los equipos
del absorbedor.
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e Requerimientos de energia: El consumo de energia se debe a la suma de la
energia térmica necesaria para regenerar el solvente y la eléctrica para
operar las bombas.

Aspectos claves para la captura en post-combustion a base de aminas.

Los gases de combustion en una central térmica de generacion de energia,
estdn normalmente a temperaturas superiores a 100 °C, lo cual significa que
tienen que ser enfriados hasta los niveles de temperatura requeridos para el
proceso de absorcion. Dicho enfriamiento puede alcanzarse poniendo el gas en
contacto directo con agua de forma que también se eliminen las particulas finas
que lleva en suspension.

Estos gases acidos reaccionaran con el solvente alcalino, al igual que el
CO.,. Estas reacciones dan lugar a la formacién de sales estables la cuales
reducen la capacidad de absorcion, aumentan el riesgo de la formacion de solidos
en la mezcla, por lo tanto es necesario reducir el NOx y SOx a niveles muy bajos
antes de la eliminacion del CO,. Los niveles de contaminantes tienen que ser
inferiores a los siguientes valores:

o S0,< 10 ppmv
e NO2<20 ppmv

e Solidos <10mg/m?®

Por lo tanto, muchos sistemas de captura en post-combustion incluyen un
pre tratamiento de gases antes del sistema de captura para limpiar los gases
antes de reaccionar con el solvente.

Consumo de energia

El punto clave de los procesos de captura de CO, en post-combustion
basados en absorcion es el alto consumo energético que tienen. Este consumo se
debe fundamentalmente al calor necesario para regenerar el absorbente
separando el CO, de la amina. La energia de la reaccion de MEA para separar el
CO, es 4.53 KJ/Kg de CO».

De acuerdo a la Agencia Internacional de la Energia ademas de las
variaciones de solventes basados en aminas, para sistemas de captura post-
combustién se estan utilizando otros solventes en los que se busca menores
necesidades energéticas para la regeneracion del solvente.
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2.2.1.2 Proceso de Adsorciéon

La adsorcion es un fendmeno fisicoquimico de gran importancia, debido a
sus multiples aplicaciones en la industria quimica. Consiste en la separacién y
concentracion de uno o mas componentes de un sistema sobre una superficie. La
interaccion se da por medio de las fuerzas de Van der Waals. La Figura 2.6 ilustra
el proceso de adsorcién de una manera clara.

La adsorcion se basa en un proceso ciclico en el que se adsorbe CO, de una
corriente de gas sobre la superficie de un sélido, normalmente una zeolita mineral
(adsorbente). La corriente de gas acumulada (adsorbato), con la mayor parte del
CO; eliminado, luego se emite a la atmdésfera. El sélido se purifica a continuacién
en etapas utilizando las diferencias en la presion o temperatura para eliminar el
CO, y comprimirlo para su almacenamiento.

Bésicamente se encarga de utilizar materiales capaces de adsorber el CO,
generalmente a altas temperaturas, para luego recuperarlo mediante procesos de
cambio de temperatura o presion, procesos TSA y PSA respectivamente (Ishibashi
et al., 1999 y Yokoyama, 2003). Dentro de los adsorbentes mas interesantes
comercialmente estan los carbones activos debido a su gran versatilidad y su bajo
costo, también se encuentran las zeolitas, aunque se estan invirtiendo grandes
esfuerzos en la investigacion y disefio de nuevos materiales que permitan la
eliminacion selectiva de CO».

Eliminadian de A Incremento o reduccion
otros gases de la temperatura para
liberar el CO;

Adsorconde CO; q
- -

<

Proceso de flujo i io :
? 5 Liberacion j
que contiene CO; G“" ’ del gas rico L 4 ,
~d en COz
CO2 &) Otros gases

Figura 2.6 Esquema del proceso de adsorcién (www.co2crc.com).

16

—
| —


http://www.co2crc.com/

INYECCION DE CO, COMO METODO DE RECUPERACION MEJORADA

En el caso de la generacion de energia a partir de combustibles fésiles, la
aplicacién de adsorbentes para la captura de CO, es una tecnologia todavia en
desarrollo. No solamente se trata de un gran volumen de gases a tratar sino que,
ademas, la concentracion de CO,. Para que la captura de CO, mediante
adsorcion con sélidos sea realmente competitiva, los adsorbentes deben tener la
estructura porosa y la quimica superficial adecuadas. La adsorcion fisica no seria
un proceso competitivo, ya que es poco selectiva y las capacidades de adsorcion
son limitadas, disminuyendo considerablemente al aumentar la temperatura de
operacion.

No es un método adecuado para separar grandes cantidades por lo que no
se considera como forma primaria de captacion. Su campo de aplicacion tipico es
la separacion de componentes minoritarios con miras a la purificacion de la
corriente principal. Puede servir para purificar el CO, una vez obtenido de modo
que cumple con las especificaciones indicadas de cualquier uso posterior.

2.2.1.3 Captura con Membranas

El concepto general de membrana es una barrera semipermeable que
separa fisicamente dos fases fluidas evitando el contacto directo entre las mismas.
La membrana actia como un filtro muy especifico que permite el paso de ciertos
componentes de la mezcla fluida. Una membrana actia como una barrera semi-
permeable. EI CO, pasa a través de esta barrera con més facilidad que otros
gases. En general, la velocidad a la cual un gas particular, se movera a través de
la membrana puede ser determinada por el tamafio de la molécula, la
concentracion de gas, la diferencia de presion a través de la membrana y la
afinidad del gas para el material de la membrana. La Figura 2.7 ilustra claramente
el proceso de captura con membranas.

Dentro de las desventajas que presentan las membranas es un mayor
requerimiento de energia comparado con la absorcion quimica (Herzog et al.,
1991 y Feron, 1994), ademas de que el porcentaje maximo de CO, removido es
menor.

En general las membranas no tienen una elevada capacidad de separacion,
por este motivo se necesitan varias etapas o la recirculacion de los gases para la
adecuada separacion de los gases, aumentando la complejidad del sistema, el
consumo de energia y los costos.

Esto indica principalmente que el sistema no esta muy desarrollado y las
membranas mas eficientes aun no se han encontrado, pero como sistema es
prometedor. La opcién de la membrana que actualmente reciben la mayor
atencion es una membrana hibrida - absorbente (0 solvente) del sistema.
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Otros gases .
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Figura 2.7 Esquema basico del sistema de membrana (www.co2crc.com).

Mientras que el equipo es mas pequefio, la membrana de separacion de gas
requiere una mayor diferencia de presion para la separacion. La utilizacion de
membranas se ve afectada por el alto costo de compresion necesario para obtener
una alta presion en la alimentacion del proceso ademas de que los contaminantes
también influyen negativamente.

Tipo de proceso Cantidad de gas a tratar Presion parcial

Absorcién quimica Alta Baja

Adsorcion fisica Alta Alta

Membranas Baja Alta

Adsorcién Baja Baja

Tabla 2.1 Comparativa respecto a cantidad y presion parcial del CO,.

Observando los métodos comentados podemos observar que todos menos la
absorcion quimica necesitan para un buen desarrollo de la operacion, unas
presiones parciales altas de los gases acidos a tratar.

Por otro lado teniendo en cuenta que los gases de escape que provienen de
la mayoria de procesos de combustion estan a baja presion (normalmente cerca
de la atmosférica), hace que nos centremos en la absorcion quimica como
solucién a nuestro objetivo, la Tabla 2.1 resume las caracteristicas de las opciones
de separacion del CO,.
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2.2.2 Captura de CO; en Pre-combustion.

La Figura 2.8 ilustra en forma resumida los procesos de captura de CO,
previos a la combustion lo que buscan es la transformacién del combustible
primario en una corriente de gases cuyos componentes principales son CO; e Hy,
los cuales pueden ser separados de forma sencilla. Este tipo de captura se realiza
principalmente en plantas de Ciclo Combinado con Gasificacion Integrada (CCGI).
Esta tecnologia suele usarse para gasificacion de carbén, pero es posible utilizarla
también con cualquier combustible gaseoso o liquido.

, O
g 7 .‘.'\-\. "
g it
“-.J

Gases deescape
CO: E

* #~ Hidrégeno
Separacion

Combustible

Ajire/Oxigeno

LU

Energia

Combustion

Figura 2.8 Esquema de la captura en pre combustién (www.co2crc.com)

El proceso de captura en pre combustion consta de dos fases:

1. Reaccion de produccion de gas de sintesis. Procesos que llevan a la

generacion de una corriente compuesta principalmente por Hidrégeno (H»)

y Monoxido de Carbono (CO) a partir del combustible primario, dicha

corriente es conocida como “gas de sintesis”. El hidrogeno puede utilizarse

en turbinas de gas, calderas y precalentadores. Los procesos comerciales

actuales que se utilizan se basan en los siguientes procesos quimicos, 0

Sus combinaciones:

a) Reformado con vapor de agua. El agua actia como un agente

oxidante. Reaccién endotérmica que se puede sintetizar de la
siguiente manera:

CyHy + xH,0 & xCO+ (x +y/2)Hy oo, 2.1

El reformado con vapor de agua es la tecnologia dominante para la
produccion de hidrogeno. Las plantas de mayores dimensiones
producen hasta 480 t/d de hidrogeno. En este caso, la mayor parte de
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las veces la fuente de energia primaria es el gas natural. El proceso
también se conoce como “steam methane reforming” (SMR).

Esta reaccién se produce a una temperatura de entre 750 y 900 °C y
una presion de entre 20 y bares, alcanzandose una eficiencia
energética del 81 %. Las principales ventajas de esta tecnologia
residen en su elevada eficiencia, su alta obtencion de H,, menor
produccion de CO,. En su contra presenta una gran lentitud y que, al
tratarse de una reaccion muy endotérmica, requiere un elevado aporte
de calor.

b) Reaccién con oxigeno (Oxidacion parcial). EI combustible primario
reacciona con oxigeno a altas presiones (30-75 bares) produciendo
un gas formado principalmente por CO e H,.

La reaccion es exotérmica y tiene lugar a altas temperaturas (1300-
1400 °C). La eficiencia energética del proceso es del 70 %.

Cuando se aplica a combustibles gaseosos y algunos liquidos esta
reaccion se denomina “oxidacion parcial” y cuando se aplica a
combustibles sélidos se le conoce como *“gasificacion”. Es una
reaccion exotérmica que se puede expresar del siguiente modo:

C.H, + 20, 5xC0+ () Hyuiiioiiiii 2.2

La oxidacion parcial produce menos cantidad de hidrégeno por
unidad de combustible primario aportado que el reformado, pero los
tiempos de reaccion son menores, los reactores son mas reducidos,
y no requiere catalizador ni aporte energético.

2. Reaccion gas-agua (shift reaction) para convertir el CO del gas de sintesis
en CO,. La reaccidn se puede expresar a través de la siguiente formula y
su objetivo es convertir el CO del gas de sintesis que se obtuvo en el primer
paso en CO, manteniendo la mayor parte de la energia del CO en la
corriente gaseosa resultante. Al utilizar agua como agente oxidante se
obtiene hidrogeno:

CO+ H,0 - €O+ Hyeovvvoeevee 2.3
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Eliminacion Captura de
Gasificador  de azufre CO;
— Almacenamiento
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—ohl | . N 0 HOa
l | la atmésfera
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y
Gasrico -
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de vapor
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Turbinaa :
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Figura 2.9 Esquema basico de un sistema en Pre- combustion (Bravo, 2008).

El siguiente paso consistiria en la separacion del CO, de la corriente de gas,
esta etapa tiene como objetivo separar el CO2 de la corriente de gas que esta
formada principalmente por CO3,/H,, existiendo varios procedimientos. La Figura
2.9 ilustra las etapas que consiste la captura en pre combustion. La concentracion
de CO; en esta corriente puede estar comprendida entre el 15-60% en base seca
y la presion de la corriente entre 2-7 MPa. El CO, separado queda disponible para
su almacenamiento. La mayor presion permite una separacion mas facil.

El CO, puede entonces ser almacenado y el hidrogeno serd un producto
energético el cual puede ser utilizado para generar calor o como gas de entrada,
por ejemplo en un ciclo combinado para producir electricidad.

Ventajas:
e La separacion via solvente quimico o PSA estan probadas.
e Los gases de combustidén salen a mayor presién y mayor concentracion de
CO..
e Los costos de compresion son menores que en pos-combustion
e Latecnologia consigue menor cantidad de impurezas: SOx y NOx

Desventajas:
e El combustible primario debe ser convertido a de “gas de sintesis”
previamente.

El CO, se puede separar por varias técnicas, dependiendo de cada caso, de
la presion a la que se trabaje, de la concentracion de CO, que se obtenga. Dentro
de las opciones mas viables se encuentra la adsorcion y de la absorcion quimica.
Dentro de la tecnologia de pre combustion la separacién se da de una manera
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mas facil debido a que el flujo de gas se presenta tanto con una mayor presion y
concentracion.

2.2.1.1 Adsorcion a cambio de presion (PSA)

Es el sistema de eleccién para la purificacion del “gas de sintesis”, donde se
requiere hidrégeno de alta pureza. Los adsorbentes son solidos, regularmente
minerales llamados zeolitas, que pueden capturar el CO, en su superficie, el
procesos es un proceso ciclico en el cual mediante un cambio de presion o de
temperatura se libera el CO,.

2.2.2.2 Absorcion quimica

En este tipo de procesos compuestos quimicos son utilizados para eliminar el
CO, del “gas de sintesis” a presiones parciales por debajo de 1,5 MPa (Astarita et
al., 1983) y son similares a los utilizados en la captura de post-combustién. En los
procesos industriales modernos es ampliamente utilizada la metildietanolamina
amina terciaria (MDEA), su preferencia se debe a las ventajas que presenta frente
a otros disolventes quimicos. Es la tecnologia para remover CO, mas
comunmente utilizada en la actualidad.

2.2.2.3 Separacion con membranas

La principal ventaja de estos procesos es la mayor concentracion de CO; en
los gases y la baja cantidad de impurezas. Es una tecnologia muy unida con la
produccion de hidrégeno por lo que podria ser interesante si la economia del
hidrogeno se consolidara.

2.2.3 Captura de CO; en Oxi-combustion (combustién oxigeno-gas)

Las tecnologias que pueden ser empleadas para la captura de CO, precisan
todas ellas el empleo de técnicas de separacion que permiten transformar las
corrientes en las que actualmente el CO, aparece como un gas diluido en otras
corrientes altamente concentradas de CO,. Es por ello que surge la necesidad de
obtener un flujo de CO, mas concentrado dentro de los gases de combustién. Una
opcion para concentrar el CO, presente en los gases de combustidon consiste en
retirar la mayor parte de N, del aire comburente antes de su introduccion en el
proceso.

Este tipo de sistemas consiste basicamente en la utilizacion de oxigeno en
lugar de utilizar aire para la combustion de combustible con el objetivo de producir
un gas de combustidbn compuesto principalmente por vapor de agua y CO,. El
oxigeno se inyecta en la camara de combustion, en lugar de aire, junto con carbén
pulverizado. Esto da lugar a un gas de combustion con altas concentraciones de
CO, (de mas del 80 %en volumen). Tras la captura de particulas y la separacién
de Oxidos de azufres. El CO, y el vapor de agua constituyen los productos de la
combustién que tras pasar por el condensador son separados en agua liquida y
CO, gaseoso. Este tipo de sistema esta caracterizado porque requiere separar
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inicialmente el oxigeno del aire, adquiriendo, asi, el oxigeno un grado de pureza
del 95 al 99 % y pobre en NOx, reduciéndolo de 60 a 70 %. Las impurezas en el
CO; son los componentes del gas, tales como SOy, NOy, HCI. El gran problema
de este tipo de sistemas es que se encuentran en una fase de demostracién o de
investigacion. Como método de captura de CO;, los sistemas de oxi-combustion
estan en una fase de demostracion. El proceso de oxi-combustién es ilustrado en
la Figura 2.10.

T=350°C

819%

T=1000 *C

0 100 200 300 400 500 (onh)

Condensa  Saparacién
T=25500C atiice  DeSOx HO co,

Carbdn

0 100 200 300 400 500 {lonh)

Figura 2.10 Esquema basico de una central de carbdn con separacién de CO, por oxi-
combustién (Buhre, 2005).

Para la obtencion del oxigeno, es necesaria la presencia en el sistema de
una unidad de separacion de aire (ASU).La separacion del nitrogeno del oxigeno
se da mediante técnicas criogénicas o con membranas

Una de las partes fundamentales del proceso de oxi-combustiéon es el
oxigeno. Las cantidades muy grandes de oxigeno requeridos en el proceso de oxi-
combustion solo pueden ser producidos econémicamente, en la actualidad,
mediante el proceso de destilacion criogénica (Latimer, 1967). La otra forma de
obtener el oxigeno es a través del uso de membranas transportadoras de iones,
para este caso membranas conductoras de oxigeno. Las cuales se fabrican en
forma de tubos lisos (Armstrong et al., 2002).

Para evitar las temperaturas tan elevadas, que se obtendrian si solamente se
quemara carbon con oxigeno puro, existe la opcion de recircular una fraccion
importante de los gases de combustién. Pues uno de los problemas asociados es
que supere la temperatura de equilibrio por encima de la cual el CO, se
descompone en CO.
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Dentro de las mejoras que se le ha hecho a la tecnologia de captura de Oxi-
combustion es la de recircular entre el 50 y el 60 % de CO, hacia el compresor
con el objetivo de controlar la temperatura de combustion (que de otra manera
seria muy alta al emplear solo oxigeno). Se prevé que el porcentaje de gases
recirculados, va disminuyendo en el disefio segun se va adquiriendo experiencia
en el comportamiento de esta tecnologia a escala industrial. El proceso de oxi-
combustion con recirculacion de gases es ilustrado en la Figura 2.11.

T=350°C

T=1000°C

Pracipitador Condensa Separacién

T=1807°C sloctrestitioo DeSOx  M:0 co,

HO | €O,

Recirculacion gases CO,

845 %

0 100 20 300 40 500 (onh)

Figura 2.11 Esquema basico de una central de carbén con separacion de CO, por oxi-
combustion con recirculacidén de gases (Buhre, 2005).

Los gases recirculados pueden ser humedos (si la toma de los mismos se
hace antes del condensador de agua), o secos (si se hiciera la toma de gases
para recircular después de la condensacion)

La captacion posterior a la combustion de CO en las centrales eléctricas es
econémicamente viable en condiciones especificas. La tecnologia para captar pre-
combustion se aplica de forma generalizada a la fabricacion de fertilizantes y la
produccion de hidrégeno.

Con la finalidad de apreciar de una mejor manera las cualidades y defectos
de cada sistema, se desarroll6 la Tabla 2.2:
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Tipo de Captura de CO,

Pre-combustion

Absorcion
combustion)

quimica

Oxi-combustion

(pos-

Ventajas

Presiones y concentraciones mas
altas de CO,.

Se tiene baja concentracion de SO, y
NO,.

Es posible utilizar un amplio rango
de combustibles fésiles.

Debido a la alta concentracion y
presion de CO, los equipos de
separacion son mucho mas pequefios
que los de post-combustion.

El H, como subproducto esta libre de
impurezas y puede ser empleado
como combustible.

La mayor ventaja es que muchas de
las tecnologias son comerciales con
resultados dptimos.

Se puede aplicar a la mayoria de las
plantas generadoras de electricidad.

Requiere menores modificaciones de
centrales existentes.

Generacion de una corriente rica
en CO, con rangos entre 90-95%.
Generacion pobre de NO,.
Proporciona un volumen bajo de
gases con lo cual se logra reducir el
tamanio de todo el proceso.

Desventajas

Las fases iniciales de
conversién del combustible
son mas complejas y mas
costosas.

Los procedimientos de pre-
combustion son mucho mas
costosos y complejos que en
el proceso  de post-
combustion.

Alto consumo energético,
debido a que se tienen que
regenerar el absorbente.

requiere unos gases de
combustion muy limpios de
impurezas, tales como: SOy,
NO,, es por ello necesario
equipo de desulfuracion.

Mayor volumen de gases a
tratar; por lo que se requiere
equipos de gran tamafio.

Requiere de una unidad de
separacién de aire cual los
costos se elevan.

Es necesario tener
investigaciones avanzadas
en aspectos tanto de
mantenimiento como
operativos.

e Altos costos de electricidad.

Tabla 2.2 Ventajas y desventajas de cada tecnologia de captura
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2.3 Costos de la capturade COa,.

La tecnologia de captura de CO, utilizada afecta el costo de la tonelada de
CO, capturada, asi como la madurez que tenga la tecnologia seleccionada. La
literatura ha tomado el costo del CO; evitado también como un valor de referencia
en algunos estudios.

El costo del CO; evitado, refleja el costo medio de reducir en una unidad de
masa las emisiones de CO, a la atmdsfera produciendo la misma cantidad de
energia que una central de referencia sin captura de CO,. El costo del CO,
evitado puede ser calculado a través de la siguiente férmula (IPCC, 2005):

Costo del CO2 evitado (8/t(CO2)puitase) = “pmm2raCODEL i 24
WLy capturado

Donde

COE: es el costo de la electricidad
(CO./kWh): es la emision masica de CO, en toneladas emitidas por kWh
generado con base a la captacion neta de la planta.

O Emitido
B Captado
Planta de
referencia
: 1
: CO2 evitado ' :
! CO2 captado !
1 1
1 1
Planta
con CAC

CO» producido (kg/kWh)
Figura 2.12 Diferencia entre el CO, evitado y capturado (IPCC, 2005)

Una manera mas facil de poder entender el concepto anterior es por medio
de la Figura 2.12, la cual ilustra el término de CO, evitado. El aumento de la
produccion de CO, resultado de la pérdida de la eficiencia general de las centrales
eléctricas debido a la energia adicional necesaria para la captacion da lugar a una
cantidad superior de “CO, producido por unidad” (barra inferior) en relacién con la
planta de referencia (barra superior) sin captacion.
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Con ayuda de las Figuras 2.12 y 2.13 es posibles definir los términos de CO»
evitado y CO, capturado, los cuales se expresan de la siguiente manera:

ACE
Costo del CO2 evitado = e OO
(CO2,.— CO2 4 )emitido

ACE
Casto del CO2 capturade = SR
P (CO2 4 ) producide — (CO2.,.) emitido

ACE

Costo de electricidad CE

Referencia CAC Diferencia

Figura 2.13 Costos del CO, evitado y capturado en términos del costo de la electricidad
(IPCC, 2005)

Dentro de la literatura existe una gran variedad de trabajos los cuales hablan
sobre el costo de la captura de CO,, muchos de los costos puestos en la literatura
son solo estimaciones. Debido a la gran incertidumbre que existe con respecto a
los costos de la captura de CO, sera recomendable manejar rangos de dichos
costos. En la siguiente seccién se colocaran algunos datos encontrados sobre los
costos de la captura de CO,. Cabe mencionar que los costos de la captura son los
gue mas impactan los costos totales de la tecnologia de CAC, tanto los costos del
transporte como del almacenamiento son mucho menores con respecto a los
costos de la captura. La Tabla 2.14 muestra los costos de captura de CO;, para las
diferentes tecnologias de captura.
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Costo de la captura de CO,

co
o

= NOW U ~
o o o o [= I ] o

Dolares por tonela de CO, capurada
o

Post-combustion Post-combustion Pre-combustion  Oxi-combustion
en CC con CP CCaGl

Figura 2.14 Costo de captura de CO, segun la tecnologia empleada (Aparicio, 2007).

La Tabla 2.3 muestra una recoleccion de datos obtenidos de diferentes
fuentes para las tres diferentes tecnologias de captura:

Costo de la Captura $/tCO,

ZEP,2006 IPCC, 2005  AIE GEIl, 2003

Post-combustidn 22.4 40 - 65 55 -60

Pre-combustion 211 13-38 23-33

Tabla 2.3 Comparativa de los precios de captura para las distintas tecnologias de captura
(Pefia, ELCOGAS)
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2.2 TRANSPORTE DE CO,.

Es muy probable que en el lugar que se produce el proceso de captura, no
se pueda realizar la inyeccion en el subsuelo, por no existir formaciones
adecuadas para retener el CO,. Es por este motivo que el CO, captado debe ser
transportado desde el punto de captura hasta un lugar de almacenamiento idoneo.
Es sumamente importante examinar tanto aspectos técnicos como econdémicos
dentro del proceso de transporte. Debe encontrarse un tipo de transporte
econdmico, seguro y viable.

Disponer del CO, en estado supercritico es, en principio, la opcion mas
viable, ya demostrada para el transporte del fluido en tuberias. Cuando un
compuesto o elemento esta en dicho estado, este tiene la densidad de un liquido y
la viscosidad de un gas.

Hay que tener en cuenta que existen diversas formas de transportar el CO»,
los dos principales sistemas de transporte utilizados hasta la fecha son:

e Transporte por tuberia: se trata de la solucion o6ptima para el
transporte de CO; a larga distancia. El transporte de CO, por tuberia
no es una tecnologia nueva pues se lleva utilizando en Estados
Unidos desde hace mucho tiempo, actualmente se transportan cerca
de 50 millones de toneladas anuales de CO,.

e Transporte en vehiculos: el transporte en vehiculos se utiliza
principalmente cuando el transporte por tuberias es inviable
econdmicamente o en su defecto cuando no existe una infraestructura
suficiente para llevarlo a cabo. El transporte en vehiculos puede ser
tanto terrestre como maritimo. Las distancias recorridas con este tipo
de transporte suelen ser pequefias

Segun la experiencia y los estudios realizados, la mejor opcién es el
transporte por tuberia cuando el transporte del fluido es terrestre, mientras que
existe competencia entre barco y tuberia en transporte marino.

Sea cual sea el medio de transporte utilizado, los costos dependen de la
distancia y de la cantidad de CO, transportado, e independientemente del método
de transporte, ya sea terrestre o marino los ductos de CO, son construidos de la
misma manera que los ductos de gas. A través de un analisis de los aspectos
técnicos se lograra optimizar los aspectos energéticos del transporte a su punto de
inyeccion, lo que al final se reflejara en el aspecto econdémico.

Los estados en los que el CO, puede llegar a ser transportado son en
estado: liquido, gaseoso y sélido. Debido a que el proceso de CAC hoy por hoy
estd pensado para la captura de CO, en grandes instalaciones industriales los
medios de transporte a escala comercial pueden ser tanques, ductos y buques
para el CO, en estado liquido y gaseoso. A diferencia del proceso de captura
donde las tecnologias para llevar a cabo la captura estan en pleno desarrollo y
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algunas todavia en la etapa de demostracion, para la etapa del transporte sea cual
sea el medio las tecnologias estan completamente asimiladas, pues la forma de
transportar el gas natural es muy similar a la del transporte de CO5.

El eficiente transporte de CO,, via ducto requiere que el CO, sea comprimido
al estado liquido (Zhang et al., 2006). Es indispensable el entender el
comportamiento termodinamico que tiene el CO, para de esta forma llevar a cabo
el transporte de manera éptima.

Estda completamente entendido que el CO, a temperatura y presion
ambiente es un gas. El estado fisico del CO, varia con la presion y la temperatura.
La temperatura y la densidad del liguido son las dos propiedades principales a
considerar. Trabajos previos y el comportamiento de fase del CO; indican que es
recomendable operar el ducto a presiones mayores que la presion critica del
COy, la presion critica es P.=7.29 MPa y la temperatura critica es T;=304.25 K
(Changjun Li et al.,, 2010), para evitar el manejo de dos fases debido a las
fluctuaciones de temperatura a lo largo de la tuberia con lo cual no dara lugar a la
formacién de CO, gaseoso (Recht, 1984). El transporte de un fluido de alta
densidad facilita el transporte eficiente, porque una gran masa por unidad de
volumen pueden ser enviados. Mientras que las temperaturas de funcionamiento
de las tuberias de CO, son generalmente determinadas por la temperatura del
suelo circundante. En las latitudes del norte, la temperatura de la tierra varia de
unos pocos grados bajo cero en el invierno a 6-8°C en verano, mientras en
localizaciones tropicales, la temperatura de la tierra puede alcanzar arriba de los
20°C. La Figura 2.15 muestra el envolvente de fase del CO, de alta pureza,
contenido de volumen mayor al 95%,(Seevam et al., 2007).

100.000,0

1000,0 + -

Liquido
F Solido . ] B Punto critico
= 1000+ f Linea de saturacién
@ F | Y
= r
5 |
°
w
QD 10,0 + |
= E | »
o e Gas
Puntoftriple Vapor
1.0+ -
Copyright 1988% Chemical ogic Gorporation
Drawn with CO, Tab V1,0
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Figura 2.15 Diagrama de presion-temperatura del CO, (IPCC, 2005)
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Teniendo en mente que de los 3100 Km de ducto que se tienen en el mundo
con una capacidad de 50 MT por afio de CO, para EOR y que la mayoria de ellos
operan con CO, en estado supercritico, es importante entender en qué momento
se alcanza este estado.

2.1.2 Transporte de CO; por tuberia.

Trabajos tempranos por Svensson et al. (2004) identificaron que el transporte
via ductos es el método mas practico para mover grandes volimenes de CO, por
tierra y otros estudios también afirman esta conclusién (Doctor et al. 2005),
ademas de mas econdmica

La mayor parte de los proyectos se realizan en los Estados Unidos, pues
ellos han logrado obtener un beneficio econémico al inyectarlo a los yacimientos
petroleros obteniendo una produccién adicional, esto queda claramente
demostrado en la Tabla 2.4:

Gasoducto Localizacion Operado Capacidad Dist. Origen del
(MtCOA™) (Km) C0;

Corez ELUA Kinder 10 - Domo
Area del grafico

McElmao

Margan

Montafia EUA BP Amoco 9.5 G660 Montafia
Sheep

ELA BF Amoco 7.3 250
Val Verde EUA Fetrosource 25 130
Fetroleos Campo
Bati Raman Turquia Turqguia 1.1 a0 Dodan
Compania de
Wevyburn EUA Y gasificacion A 328 gasificacion
Canada del nore de
Dakota
44 o

Tabla 2.4. Gasoductos existentes con grandes longitudes de CO, (Gale and Davison, 2002)
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Este capitulo practicamente estard dedicado al transporte por tuberia,
ademas de que es una tecnologia completamente asimilada, pues el primer
gasoducto de CO, de larga distancia entro en funcionamiento en los primeros
afos de los 70" en los Estados Unidos, en la parte de Texas, el ducto tenia una
distancia de aproximadamente 2500 Km por el cual se transportaban mas de 40
Mt de CO, al afio de fuentes naturales y antropogénicas, dicho CO, era utilizado
en la Recuperacion Mejorada de Aceite (EOR, por sus siglas en el inglés).

Es necesario el tener un bajo nivel de impurezas, para de esta forma evitar la
corrosion, es por ello importante el tener en cuenta la composicion del CO,.

La tecnologia del transporte a través de ductos esta en la etapa comercial,
esto se debe principalmente a que se llevan practicamente mas de 30 afios
utilizando este medio para el transporte de gas. El primer proyecto industrial de
gran escala se implemento en el afio de 1972 sobre el campo de Nelly-Snyder en
Texas (proyecto SACROC) con una inyeccion diaria de 206 MMscf de CO,.

2.2.1.1 Disefo

Factores técnicos, econémicos y sociales determinan el disefio de un ducto.
Cabe mencionar que cada uno de ellos es parte fundamental en el disefio de la
construccion del ducto. Sin dejar de lado los aspectos ambientales, dentro de los
propoésitos de los proyectos CAC es la estabilizacion de las concentraciones de
CO; en la atmésfera. Los aspectos sociales influyen notablemente en el factor
econdmico pues se trata de que estos no pasen por zonas densamente pobladas,
con lo cual se tendria que modificar la ruta del ducto y por lo tanto la longitud del
ducto. La Topografia del terreno afectara los costos, pues el cruzar montafas,
rios, desiertos, afectara en los costos de construccion del ducto. Dentro de las
consideraciones que se deben tener en la construccion de un gasoducto es las
posibles restricciones gubernamentales o militares y el posible impacto a otras
actividades.

Una de las consideraciones que hay que tomar en cuenta en el disefio de un
ducto es la composicién del CO,, pues el grado de impurezas presentes en el CO,
modifica el comportamiento de este frente a la variacion de la presion, haciendo
gue aumente la despresurizacion cuanto mayor sea el contenido de impurezas.
Las principales impurezas presentes en el CO, capturado son: agua (H»O),
Nitrégeno (N;), Acido Sulfhidrico (H.S), Hidrogeno (H-), Argén (Ar), Didxido de
Azufre (SO,), Oxido de Nitrégeno (NO,),

Otros de los efectos de las impurezas sobre el transporte de CO, es que
modifican la presion y temperatura critica, dos de los principales parametros que
se deben tener en cuenta cuando se realiza el disefio de una tuberia.
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Pureza del CO, Temperatura Critica ( °C) Presion Critica (bar)

CO; puro 30.97 73.76
CO, + 2%H> 30.37 79.05
CO; + 5%H; 29.34 87.56

CO5 + 2%Ar 29.73 75.71

CO5 + 5%Ar 27.77 78.67

Tabla 2.5. Efecto de las impurezas en la temperatura y presion critica (ENGAS)

Dentro de las consideraciones técnicas que se toman para el disefio del
ducto esta del diametro 6ptimo asi como también el nUmero de compresores que
se utilizaran para transportar el CO, hasta el punto de inyeccion.

El calculo del diametro de un segmento de ducto esta basado en un balance
de energia, el balance de energia puede ser escrito como (Mohitpour et al 2003.,):

2F. .2
g dh + fpc

— o P | L A
e Di

c 1
—du+—dp +
v v

Dénde:
C= constante igual al producto de la densidad y la velocidad del fluido

g= aceleracion debido a la gravedad (gﬂz]

V= volumen especifico del fluido;

P= presion (Pa).

h="altura (m).

Ff= factor de friccion de Fanning.

Di= didmetro interno del ducto (m).

L= longitud del segmento del ducto (m).

El balance de energia dado en la ecuacion 7 puede ser simplificado
asumiendo que los cambio en la energia cinética del flup de CO, son
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despreciables (velocidad constante), y que la compresibilidad del CO, puede ser
promediada a lo largo de la longitud del ducto. El resultado del balance de energia,

tal como lo derivado por Mohitpour et al. (2003), y resolvio para el diametro de un
segmento de ducto:

1

i a )

/5
Di = = = - - —
H‘[MZEFERTEFE [FE‘ - 'Ffj + ZHFE‘L‘E M= ('II‘E - h‘lj]}

{ —64Z2 R*TZ _frm’L -

Donde:

Zave= compresibilidad del liquido promedio

R= constante universal de los gases (Pa*m®mol K)

Tave= temperatura promedio (K)

m=gasto masico de disefio (kg / s)

M= peso molecular de la corriente (kg / kg*mol)

p=presion en los puntos 1 y 2, que estan aguas arriba y aguas abajo,
respectivamente

h= elevacion de la tuberia (m).

La presion promedio, Pave, requerida en la ecuacién 8 es calculado como
(Mohitpour et al. 2003):

2 P,P,
Pm,ﬂ=§(pﬂ+ P )

,+ P, — . 29
P, + P,

La ecuacion 8 puede ser usada para calcular el diametro requerido para una
caida de presidén dada. El inconveniente de esta ecuacién es el factor de friccién
de Fanning el cual es funcién del diametro del ducto. El factor de friccion de
Fanning no puede ser resuelta analiticamente; sin embargo una aproximacion
explicita para el factor de friccion de Fanning es mostrado en la siguiente ecuacion
(Zigrang Sylvester, 1982):

1 £/, 5.02 £/h: 5.02 £/h; 13
_ = _2.0log /i _ g /pi _ log XDL+— e 210
2% 37 R, 37 R, 3.7 R,
Donde:

€= rugosidad del ducto (m)
p=viscosidad del fluido (Pa*s)
Re=numero de Reynolds el cual es definido como:

(=)
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R, =— . 211

Donde:
p= densidad del fluido (kg/m®)
v= velocidad del fluido (m/s)
d= diametro del ducto (m)
K =viscosidad cinematica del fluido (kg/ m*s)

El nimero de Reynolds también puede ser escrito en términos del flujo
masico, el cual queda definido de la siguiente manera:

4m
R_= i TR 1
pirDi

Un valor de rugosidad que puede ser utilizado es 0.0457 mm, el cual es un
valor para ductos comerciales de acero (Boyce, 1997).

Para la obtenciéon del diametro requerido es necesario resolver las
ecuaciones 8, 10 y 11 de forma iterativa. Se recomienda obtener primeramente el
namero de Reynolds, ecuacién 11, usando una estimacion inicial del diametro del
ducto basado en una velocidad de 1.36 m/s, esta velocidad inicial es
representativa del flujo de CO, en un ducto, esto lo que busca es lograr minimizar
el numero de iteraciones. El nUmero de Reynolds calculado es entonces usado en
la ecuacién 10 para estimar el fz de fanning, el cual es entonces sustituido dentro
de la ecuacién 8. El resultado es un diametro el cual es entonces comparado con
el didmetro supuesto. El diametro requerido se toma como bueno cuando este
converge con la iteracion anterior en un valor menor a 107%.

Otro pardmetro que es necesario calcular es el espesor de la pared del
ducto, t, en metros, el cual es definido por la ecuacién de Barlow:

Donde:

Pmop= Presion maxima de operacion (Pa)
D,= Diametro externo del ducto (m)
S=Resistencia minima a la cedencia (Pa)
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E=Factor de junta longitudinal
F= Factor de disefio (introducido como un factor de seguridad)

El calculo con la ecuacion de Barlow sirve para determinar el espesor
minimo necesario para ser utilizado con una presién de operacion dada y con un
diametro de tuberia fijo.

El siguiente paso dentro del disefio es estimar la compresion y para
averiguar las pérdidas de carga a lo largo de la tuberia y asi poder saber dénde
instalar los compresores o la presion a la que operaran las compresoras con el fin
de mantener el flujo de CO, en estado supercritico de la fuente inicial hasta su
destino final.

2.2.1.2 Costos

Como anteriormente se habia mencionado el costo del transporte de CO,
esta en funcion de la cantidad transportada asi como también de la longitud del
mismo. Otro de los factores que podréa impactar de manera importante en el costo
del transporte de CO; es si el ducto es marino o terrestre. Ductos costa afuera
generalmente operan a altas presiones y bajas temperaturas que los ductos
terrestres, y son a menudo, pero no siempre, de 40 a 70% mas caros (IPCC
2005), muchas veces cuando se va a transportar a ultramar es recomendable
utilizar buques en lugar de ductos. Dentro del analisis que se presenta en esta
seccidén se toma en cuenta la variabilidad del costo del acero, el cual representa
una fraccion significante del costo del ducto, y por ello es importante en el aspecto
econdémico el elegir el diametro éptimo, pues un diametro mayor conllevaria costos
mayores.

De acuerdo a la literatura los autores, toman de diferente forma las
categorias de los costos, unos toman cuatro algunos tres, en términos generales
consideran los mismos aspectos. Los costos pueden ser divididos en tres
categorias (IPCC, 2005):

e Costos de construccion.
o Costo de materiales y equipos (tales como los ductos, el
revestimiento de ductos, proteccién catddica).
o Costos de instalacion (mano de obra).

e Costos de operacion y mantenimiento
o Costos de monitoreo
Costos de mantenimiento
Costos de energia (en caso de ser necesario)
Otros costos (tales como son los costos de derecho de via,
impuestos, los costos de los seguros y posibles contingencias).

O OO

Los costos del material de ducto dependen de la longitud del ducto, del
diametro del mismo, de la cantidad y calidad del CO, transportado, pues de ella
depende que sea necesario algin procedimiento para evitar la corrosion y con ello
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costos adicionales. El material a utilizar en la construccién de ductos y barcos
frecuentemente es el acero, es por ello que un incremento considerable en su
precio afecta el costo en el transporte, entre los afios 2003 y 2005 el costo del
acero se duplico es por ello que ahora se trata de analizar dos tipos de escenarios,
uno con el precio actual del acero y otro considerando un incremento en el precio
de este, como se presenta en la Figura 2.16.

Se ha podido analizar que el costo de construccion de un ducto puede variar
de una area a otra, este hecho se debe principalmente a la variacion de los costos
de mano de obra que llegan a tener una regién y otra (McCoy, 2008). Los costos
de construccidon vendrian siendo en términos estrictos la inversion inicial. A
diferencia de las otras dos categorias que seran costos que se tendran durante
toda la vida del ducto.

La Figura 2.16 presenta los costos de transporte para un ducto marino y
terrestre por cada 250 Km de distancia, donde los costos se basan en la
informacion de costos de inversion de varias fuentes. Que por lo general, esde 1 a
8 dolares por tonelada de CO, (IPCC, 2005). Como era de esperarse el costo de
transporte para un ducto marino es mayor que para un terrestre, sin embargo a
medida que la cantidad de CO, es mayor la diferencia de los cost6 de transporte
se reduce, la mayor diferencia es aproximadamente de 1 ddlares entre un medio
de transporte y otro.

6.0

5.0

4.0 1

3.0 1

2.0 {

Costos (US$ACO,/250km)

1.0

0.0 ; : . - . -
0 5 10 15 20 25 30 35
Flujo masico (MtCO,/afno)

Figura 2.16 Comparacion de costos entre el transporte marino y el terrestre (IPCC, 2005).

Los costos de la segunda categoria tienen la finalidad de prevenir algan
accidente. Pues a través de un mantenimiento y de un monitoreo de los ductos se
logra que estos operen de manera Optima. Bock et al. (2003). informan que el
costo de operacion y mantenimiento de operar un ducto de 480 km de CO; es
entre 40,000 dolares y 60,000 délares por mes. Sobre una base anual, esto
equivale a aproximadamente 3,250 délares por kilbmetro de tuberia en délares de
2004.
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La ultima categoria engloba una gran gama de costos, no por ello menos
importantes, uno de los costos que se encuentran dentro de esta categoria es el
derecho de via, la cual cubre el costo por permitir el paso del ducto, asi como
también el subsidio por los dafios a la propiedad durante la construccion. Este va
estar en funcion de la zona por la cual valla a pasar el ducto, pues el costo de este
se incrementa en zonas densamente pobladas.

Para optimizar el transporte serd necesario el establecer redes de ducto,
pues los costos de transporte estan en funcion de la distancia asi como de la
cantidad de CO2 transportada. Es mas barato recoger CO, procedente de
diversas fuentes en un solo ducto que el transporte de pequefias cantidades por
separado. Esto queda claramente demostrado en el trabajo elaborado por McCoy
(2007). La Figura 2.17 muestra que el costo del transporte aumenta con la
distancia y disminuye al aumentar la capacidad de disefio para una distancia fija.
Para una planta de 500 MW de potencia tipico (las emisiones de
aproximadamente 2-3 millones de toneladas por afio), el costo de transporte
puede variar de 0,15 dolares EE.UU. por tonelada en un ducto de 10 km a 4,06
dolares EE.UU. por tonelada para un ducto de 200 km

307

$7+ _
o~ 1 W
O ] )
QO $61 . N\\“cp‘
B ]
o ]
& $5]
o] .
o ] >
g $4+ o < Variacion
S . o Tt Regional
a , ) al}
c %3
© !
= ] 2 "
3 s o
o 1 o — BN
77 | A 3 S - 1°m 7
s

B s ,

0 25 50 75 100 125 150 175 200
Longitud del ducto [Km]

Figura 2.17 Costos del transporte de CO, en funcién del gasto y de la longitud (McCoy, 2008)

Las inversiones son altas cuando las estaciones de compresion son
requeridas para compensar las pérdidas de presion a lo largo del ducto, o para
grandes ductos o para terrenos montafiosos.

Los costos de ductos terrestres pueden incrementarse de 50 a 100% o mas
cuando la ruta del ducto estd en una zona densamente poblada. Los costos
también se incrementan en montafas, en areas de reserva natural, y en areas con
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obstaculos tales como rios y autopistas y en zonas muy urbanizadas debido a la
accesibilidad a la construccion y otras medidas de seguridad necesarias.

En ciertas circunstancias o lugares, el transporte de CO, por buque puede
resultar mas viable desde el punto de vista econdmico, para el caso especial en el
gue el CO, tenga que ser transportado o ultramar.
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2.3 Almacenamiento Geoldgico

El almacenamiento geologico corresponde al confinamiento del CO, en una
formacion geoldgica idonea, cuya estructura favorece a la acumulacién de forma
estable y segura. Posteriormente del proceso de captura del CO, y de su etapa de
trasporte, es necesario el almacenarlo, para lo cual existen tres tipos de
formaciones geologicas las cuales se pueden utilizar para almacenar el CO,, estas
son: yacimientos de hidrocarburos, formaciones salinas y capas de carbon (Figura
2.18). Para cualquier caso, el almacenamiento geoldgico de CO, se considera
mediante su inyeccion en forma condensada en una formacion rocosa
subterrdnea. EI almacenamiento geoldgico es una solucién prometedora para
reducir las emisiones atmosféricas globales, igual que el almacenamiento
oceanico, pero con la ventaja de que el almacenamiento geoldgico ya sea en
yacimientos de hidrocarburo o en capas de carbon tiene un beneficio econémico, a
través de una produccion adicional.

La inyeccion de CO, en formaciones geoldgicas profundas utiliza tecnologias
que se han desarrollado y aplicado por la industria petrolera. El almacenamiento
geoldgico es una practica muy bien asimilada, esto queda claramente demostrado
en los proyectos que se han puesto en marcha, un ejemplo de esto es el proyecto
de Sleipner en el Mar del Norte donde cada afio se inyecta cerca de 1Mt de CO,
desde 1996 o el proyecto de Weyburn en Canada, donde actualmente se inyecta
2.1 Mt de CO;, al afio para EOR.

El almacenamiento de CO, en capas de carbdén, en conjuncion con la
produccion mejorada de metano de capas de carbon (ECBM), es potencialmente
atractiva debido a la perspectiva de una mayor produccion de metano, el
combustible fésil mas limpio, aunque esta opcidn se encuentra en fase de
demostracién. Esta tecnologia, sin embargo no esta bien desarrollada y un mejor
entendimiento en el proceso de inyeccion y almacenamiento en capas de carbdén
es necesario. El almacenamiento de didxido de carbdn en yacimientos agotados
de aceite y gas es muy prometedor en algunas areas, debido a que estas
estructuras son bien conocidas y a que la mayor parte de la infraestructura esta ya
en el lugar. Sin embargo, relativamente pocos yacimientos de hidrocarburo estan
actualmente agotados o cerca de agotarse. En las formaciones salinas profundas
se ha pensado que tienen una gran capacidad de almacenamiento de CO;, y son
mucho mas amplias que las otras opciones.

Hoy en dia existe una gran incertidumbre sobre la capacidad global de
almacenamiento de CO; en el subsuelo, esta incertidumbre es muy grande en las
capas de carbdén las estimaciones de almacenamiento van desde tan poco como
3 Gt de CO, de hasta 200 Gt de CO,. Mientras que las formaciones salinas
profundas es muy probable que tengan una capacidad de almacenamiento de
1000 Gt de CO,. Con respecto a los yacimientos de hidrocarburo la capacidad de
almacenamiento es de 675 a 900 Gt de CO,, estimacion que se cree gue sea muy
posible pues son sitios que tienen una gran cantidad de estudios con lo cual se
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puede determinar esta capacidad. Mientras que las otras dos opciones se requiere
de estudios adicionales para poder tener una cuantificacibn mas precisa.

El costo de almacenamiento geoldgico de CO, esta en funcién de factores
tales como la profundidad, el nUmero de pozos necesarios para la inyeccion, de la
ubicacion del proyecto, es decir, si el proyecto se llevara a cabo en tierra o en el
mar. Con todo esto un proyecto de almacenamiento tiene un costo relativamente
bajo que va de 0.6 a 8.3 ddlares por tonelada de CO, almacenada.

Visién general de las opciones de almacenamiento geoldgico | — Petrdleo o gas producidos

1. Yacimientos de petrtleo y gas agotados sssssssssnssnssss GO, inyectado
2. Utilizacién de CO, para la recuperacion mejorada de petréleo y gas
3. Formaciones salinas profundas — a) maritimas b) terrestres B  co. aimacenado
4. Utilizacion de CO, para la recuperacién mejorada de metano
en capas de carbon

Figura 2.18 Resumen de los métodos de almacenamiento geoldgico de CO, (IPCC, 2005).

El almacenamiento geolégico de CO, antropogénico como una opcion de
mitigacion de gases de efecto invernadero se propuso por primera vez en los
setenta, pero fue hasta el aflo de 1996 cuando Statoil inicio un proyecto de
almacenamiento a gran escala en el campo de gas Sleipner en el mar del Norte.
Conforme han pasado los afios tanto las compafias petroleras como los paises se
han interesado més en el tema, debido al éxito que han tenido algunos proyectos y
a que las tecnologias han comenzado a dejar la etapa de demostracion para
consolidarse en la etapa comercial, y mas recientemente se han involucrado tanto
compafias mineras como compafiias generadoras de electricidad.
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El almacenamiento geologico es posible tanto en tierra como costa afuera.
Los principios involucrados en tales actividades estan bien establecidos y es
necesario que existan normas que regulen tales actividades en los paises en los
cuales se realice el almacenamiento geoldgico.

Sera sumamente importante el tener un estudio geoldgico en algunos casos
detallado para poder seleccionar los sitios adecuados pues no todas las cuencas
sedimentarias son adecuadas para el almacenamiento de CO,, debido a que no
cumplen con las caracteristicas para poder almacenar el CO, de forma segura,
pues se requiere de una roca que actué como un sello para poder impedir la fuga
del CO,, cierta profundidad de la roca que vaya a almacenar el CO,.

Un proyecto de almacenamiento geoldgico a igual que cualquier proyecto de
ingenieria debe ser econémicamente viable, técnicamente factible, seguros tanto
ecologicamente como socialmente, es por ello importante saber con seguridad
por cuanto tiempo el CO, sera almacenado.

Dentro de este capitulo se analizaran los aspectos mas importantes del
almacenamiento geoldgico, las consideraciones que se deben de tomar para elegir
un sitio de almacenamiento. Dentro del almacenamiento geoldgico existe la opcidn
de inyectarlo en yacimiento de hidrocarburo bajo la modalidad EOR, este solo sera
mencionado en el capitulo presente. En el capitulo posterior se analizara de una
forma mas profunda todo lo referente al CO, EOR.

2.3.2 Mecanismos de almacenamiento de CO;, en formaciones geoldgicas.

Cabe recordar que en el subsuelo no existe ningun espacio vacio, es decir,
los poros al momento de su formacion fueron llenados con algun fluido en su
mayoria agua y en algunos casos aceite o0 gas. Es por ello que al inyectar CO, en
el espacio poroso de una formacién permeable, lo que puede pasar es que el CO,
desplace a los fluidos in situ, que se disuelva en los fluidos, que reaccione con los
minerales o que exista una combinacién de estos procesos.

La efectividad del almacenamiento geoldgico depende de una combinacion
de mecanismos de retencion fisicos y geoquimicos. Existen diversos mecanismos
por los cuales el CO;, puede ser retenido en el subsuelo, en algunos casos se
llega a presentar la combinacion de estos. Los mecanismos por los cuales el CO,
puede ser atrapado son, Figura 2.19:

Atrapamiento estratigrafico/estructural
Atrapamiento residual

Atrapamiento por solubilidad
Atrapamiento mineral

Atrapamiento por adsorcion
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Figura 2.19 Mecanismos de captura de CO, (IPCC, 2005).

2.3.2.1 Atrapamiento fisico: estratigrafico y estructural.

El atrapamiento estructural se presenta cuando debido a que la densidad
del CO; es menor que la del agua, éste comienza a ascender. Este movimiento se
detiene cuando el CO, encuentra una capa de roca impermeable, también
llamada roca sello. Normalmente estd compuesta por arcilla o sal y actia como
una trampa, evitando que el CO, ascienda mas alla permitiendo su acumulacién
justo debajo de una trampa estructural o estratigrafica.

Existen numerosas variaciones de trampas estructurales y estratigraficas,
ademas de una combinacion de ambas (trampas mixtas), que pueden aportar
trampas para el almacenamiento geolégico de CO, (Figura 2.20).

Las trampas estratigraficas son formadas por cambios en las rocas
causados por el cambio subito de sedimento, estos tipos de trampas son lugares
adecuados para el almacenamiento de CO,.

e e T

[

Figura 2.20. Ejemplo de trampas geoldgicas
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En la Figura 2.21 se muestra el comportamiento que tiene el CO, cuando
es inyectado en una formacion geoldgica, dicho comportamiento se debe a la
diferencia de densidades que existe con respecto al agua.

Figura 2.21 EI CO, que es mas ligero que el agua, tiende a ascender hasta quedar atrapado
por las capas de roca impermeables (www. co2geonet.eu)

2.3.2.2 Atrapamiento hidrodinamico.

El atrapamiento hidrodindmico puede ocurrir en formaciones salinas que no
tienen una trampa cerrada y en la cual el CO, es atrapado por el flujo
hidrogeologico natural en acuiferos salinos, los acuiferos salinos generalmente
tienen velocidades de flujo muy pequefias, del orden de decenas de centimetros
por afio, lo que implica tiempos de residencia de millones de afios. Cuando el CO
es inyectado en la formacién, este desplaza agua salina y luego migra hacia
arriba, debido a la menor densidad que el agua. Cuando se alcanza la parte
superior de la formacién, este continua migrando como una fase separada hasta
gue se queda atrapado como la saturacion de CO; residual o en alguna trampa
estructural o estratigrafica local dentro de la formacion sello. En grandes periodos,
cantidades significantes de CO, se disuelven en el agua de formacién y luego
migran con el agua subterranea. Cuando la distancia desde el sitio de inyeccién
profunda al final de la formacion que cubre impermeablemente se encuentra a
cientos de kilometros, la escala de tiempo para que el liquido alcance la superficie
de la cuenca puede ser de millones de afios (Bachu et al., 1994).

2.3.2.3 Atrapamiento residual

El atrapamiento residual se presenta cuando el CO, queda inmovilizado en
los poros de la roca por la actuacion de las fuerzas capilares. Este mecanismo se
produce con posterioridad al término de la inyeccion de CO, y se puede
inmovilizar grandes cantidades de CO, (20-25%). Este proceso sucede
principalmente durante la migracion del CO».
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_ Granos de
COzresidual roca

atrapado

Flujo continto de
Agua /7 COz

Direccion del flujo —

Figura 2.22 Atrapamiento residual de CO, (Kali y Poole, 2008).

2.3.2.4 Atrapamiento por solubilidad

Al igual que el azucar se disuelve en el t€, el CO, se disuelve en otros fluidos
en estado gaseoso o0 supercritico. El atrapamiento por solubilidad se presenta
cuando el CO; se disuelve en el agua de formacion. La solubilidad del CO
aumenta con la presién y disminuye al aumentar la temperatura y la salinidad del
agua. EI CO, puede mezclarse y después disolverse en el agua mediante
procesos de difusion, dispersion y convecciéon. Una consecuencia de la disolucién
es gue el agua con CO; disuelto es mas pesada que el agua sin él, y tiende a
moverse hacia abajo, al fondo de la roca almacén.

La cantidad de CO, que puede disolverse esta limitada por una
concentracion maxima. La disolucidon del CO, en el agua aumentara cuanto mayor
sea la superficie de contacto entre ambas. Sin embargo, debido al movimiento
hacia arriba del CO, inyectado y hacia abajo del agua con CO, disuelto, hay una
continua renovacion del contacto entre la salmuera y el CO», incrementando asi la
cantidad que puede disolverse

El atrapamiento por solubilidad sera el mecanismo dominante en cualquier
tipo de formacién a escalas de tiempo suficientemente extensas (cientos, miles de
afnos).

2.3.2.5 Atrapamiento Mineral (Mineralizacién)

Consiste en el confinamiento de CO, mediante reaccion quimica y formacion
de minerales en los espacios intergranulares como se muestra en la Figura 2.23.
El atrapamiento mineral se produce a partir de la precipitacion de nuevos
minerales carbonatados tras la reaccion quimica del CO, inyectado, el
atrapamiento mineral es la forma mas permanente de almacenamiento geoldgico
(Gunter et al., 1993). El atrapamiento mineral dependerd en gran medida de la

45

—
| —



INYECCION DE CO2 COMO METODO DE RECUPERACION MEJORADA

mineralogia de la roca almacén, la composicion quimica del agua y de las
condiciones de presion y temperatura existentes.

Estos son los mecanismos por los cuales el CO; es retenido en el subsuelo,
algunos autores suelen englobar a los Ultimos tres en uno solo llamandolo
atrapamiento geoquimico, pero esto es solo cuestion de nomenclaturas.

Figura 2.23 El CO, denso migrando hacia arriba (burbujas azul claro) disolviéndose y
reaccionando con los granos de la roca, lo cual lleva a la precipitacion de minerales
carbonatados en los bordes de los granos (color blanco) (www. co2geonet.eu).

2.3.3 Criterios de seleccion.

Si bien existen un gran numero de cuencas adecuadas para el
almacenamiento geoldgico, el éxito de cualquier proyecto de almacenamiento
dependera sin duda alguna de la correcta seleccion de la cuenca y de la
capacidad de la misma. En general, los sitios de almacenamiento geologico deben
tener (1) la capacidad adecuada, (2) una roca sello o una unidad de confinamiento
y (3) un ambiente geoldgico suficientemente estable como para no poner en
peligro la integridad del lugar de almacenamiento.

Las cuencas sedimentarias convenientes para el almacenamiento de CO,
dependen en gran parte del lugar en que se encuentren ubicadas sobre la placa
continental. Cuencas ubicadas en medio del continente o cerca de los bordes
estables de las placas continentales son excelentes objetivos para el
almacenamiento de CO; a largo plazo debido a su estabilidad y a su estructura.
Tales cuencas se encuentran en todo el Océano Atlantico, Artico e indico.

De acuerdo a (Chiodini et al, 2001) zonas con actividad tectonica activa
deben ser cuidadosamente seleccionadas debido a la posibilidad de fuga.
Cuencas con un pobre potencial de almacenamiento presentan las siguientes
caracteristicas:
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e Espesores inferiores a 1000 m.
e Yacimientos con una roca sello permeable
e Estan altamente dafadas y/o fracturadas

De acuerdo a (Brennan y Burruss, 2003) la eficiencia de almacenamiento del
CO; en el medio geoldgico, se define como la cantidad de CO, almacenada por
unidad de volumen, la cual se incrementa cuando se aumenta la densidad del
CO,. La seguridad de almacenamiento también aumenta junto con la densidad
debido al empuje que impulsa la migracion del fluido hacia la parte superior de la
estructura.

Las cuencas sedimentarias con bajos gradientes de temperatura, también
conocidas como “frias”, presentan condiciones mas favorables para el
almacenamiento de CO, debido a que el CO;, logra alcanzar una mayor densidad
a una menor profundidad (700-1000 m) a diferencia de las llamadas cuencas
sedimentarias “calientes” donde se puede encontrar un gradiente de temperatura
grande donde un aumento de la densidad del fluido se obtiene a una mayor
profundidad (1000-1500 m), cabe mencionar que un parametro clave para la
seleccién de una cuenca es la profundidad ya que influirh en nuestros costos de
compresion.

Paradmetros claves para la seleccion de una cuenca son la porosidad y el
espesor pues es el que rige la capacidad de almacenamiento; debemos recordar
gue la porosidad usualmente disminuye con la profundidad debido a la
compactacion y a la cementacion, con lo cual se reduce la capacidad de
almacenamiento. La formacion almacenadora debe estar cubierta por extensas
unidades impermeables (tales como pizarra o domos salinos) para asegurarse de
gue el CO; no escape a capas superiores o inclusive a la superficie.

Habra zonas que deberan de tener un mayor cuidado, particularmente en
areas de actividad sismica, requiere cuidadosas caracterizaciones para ser
buenos candidatos para el almacenamiento de CO,, a menos que las fallas y las
fracturas estén selladas y el CO; inyectado no pueda abrir estas (Holloway, 1997;
Zarlenga y col., 2004).

2.3.4 Opciones de almacenamiento geoldgico.

El almacenamiento geoldgico se puede llevar a cabo en diferentes escenarios
geoldgicos, las opciones donde se puede llevar a cabo el almacenamiento
geoldgico son:

e Yacimientos de hidrocarburos

e Formaciones salinas

e Capas de carbdn

Dentro del presente capitulo sdlo se abordaran las opciones de capas de
carbon, formaciones salinas y yacimientos abandonados, esto se debe a que en el
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proximo capitulo se tratara de una manera mas profunda el tema de la
recuperacion mejorada.

2.3.4.1 Yacimientos de hidrocarburos.

Los mejores candidatos para el almacenamiento geolégico de CO, son los
yacimientos de hidrocarburos y esto se debe principalmente a dos razones. La
primera es que ya fueron probados con el almacenamiento de aceite con lo cual
han mostrado su seguridad y la segunda es porque han tenido un arduo estudio
tanto del sistema roco como del sistema roca-fluido. A demas de que parte de la
infraestructura puede reutilizarse en el proyecto de almacenamiento de CO.. La
inyeccion de CO, en yacimientos abandonados tiene la ventaja de no ser agresivo
con el medio. El almacenamiento en yacimientos someros (profundidades
inferiores a los 800 m) es técnicamente posible y econdmicamente viable.

Una de las ventajas de este tipo de almacenamiento ha consistido en alargar
la vida util de los yacimientos.

2.3.4.2 Formaciones salinas profundas

Los acuiferos salinos profundos estan constituidos por rocas sedimentarias
porosas y permeables que contienen agua salada (salmuera) en el espacio
existente entre sus granos, una de las ventajas que presentan este tipo de
formacion son su gran extension.

Las caracteristicas necesarias para que los acuiferos salinos profundos
puedan ser utilizados como almacenes geoldgicos de CO, son:
e Tener una porosidad, permeabilidad y salinidad adecuada

e Existencia de una capa suprayacente, impermeable al flujo vertical de CO,

e Estar ubicadas en areas geoldgicamente estables.

e Tener un tamafo (extension) lo suficientemente grande como para
almacenar la cantidad de CO, que permita la viabilidad del almacén.

e Estar a profundidad suficiente. Normalmente, solo las formaciones por
debajo de los 800 m.

Las desventajas que presentan este tipo de formaciones para llevarse a cabo
el almacenamiento de CO; son:
e Un conocimiento menos profundo de la formacion que en el caso de los
yacimientos de hidrocarburo
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e Al no existir ningun tipo de aprovechamiento actual de este tipo de
almacenes, en principio, se hace necesario realizar todas las instalaciones
de superficie y subsuelo desde cero.

El ejemplo mas claro de que este tipo de formaciones pueden dar resultados
satisfactorios es el proyecto de Sleipner en el Mar del Norte, fue el primer proyecto
a escala comercial en ese caso lo que se hacia era separar el CO, del gas natural
producido para posteriormente inyectarlo a la formacion Sleipner por medio de
pozos inyectores. La operacion dio inicio en Octubre de 1996 y se espera lograr
almacenar cerca de 3.5X10™ pies cubicos de CO,, en ese caso los estudios de
yacimiento ha mostrado que el agua de formacion saturada con CO;
eventualmente se convierte en un fluido mas denso con lo cual tiende a irse hacia
el fondo de la formacion evitando con esto el posible riesgo de fuga a largo plazo
(Lindeberg y Bergmo, 2003).

2.3.4.3 Capas de carbon.

Las capas de carbon contienen fracturas (macroporos) las cuales le aportan
una cierta permeabilidad al sistema, con los macroporos el carbon solido tiene un
gran namero de poros en donde las moléculas de gas pueden difundirse y ser
fuertemente adsorbidas. El carbdn tiene una mayor afinidad a adsorber los gases
del CO, que los del CH; como se puede observar en la Figura 2.24. ElI CO,
inyectado en fase gaseosa por medio de pozos fluird en el sistema a traves de los
macroporos del carbon, difundiéndose en la matriz del carbén y adsorbido en la
superficie de los microporos liberando gases con una menor afinidad con el carbon
(por ejemplo CHy).

La inyeccion de CO;, en capas de carbon también puede aportar un beneficio
econdémico al obtener una produccion adicional de metano. Si el CO; es inyectado
dentro de capas de carbon también puede desplazar al metano amentando de
esta manera la eficiencia de la recuperacion del metano de los yacimientos de
carbon, un ejemplo de esto es el proyecto de Allison en la Cuenca de Alberta, en
Canada (Gunter y col; 2005).

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 incluyen:

e Estructuras geologicas simples.

e Yacimientos de carbon homogéneos lateralmente continuos
¢ Profundidades adecuadas no mayor a los 1500 m, ya que
profundidades mayores no han sido estudiadas.

Para la inyeccion de CO, en capas de carbon deberd ser necesario una
mayor investigacion, para que de esta forma se establezcan de manera precisa los
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criterios de seleccion, ademas de que el proceso de almacenamiento de CO, con
presiones y temperaturas cercanas a las criticas no es comprendido con eficiencia
en la actualidad, es por ello que se tienen problemas con la profundidad de
inyeccion.

Las ventajas que tienen este tipo de almacenes son las siguientes:
e Que existe lo posibilidad de obtener un beneficio econdémico a travées

de la recuperacion de metano

e Se puede emplear parte de las instalaciones de la industria minera

Una de las principales desventajas que se ha encontrado en este tipo de
almacenes es que durante la adsorcion de CO, se produce una reduccion de la
capacidad de inyeccion en el carbon de hasta 30% dado que se produce el
hinchamiento de éste, y por tanto, reduccion de su permeabilidad.
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Figura 2.24 Comportamiento de la adsorcion (Gasem y col., 2002)

2.3.5 Efecto de las impurezas en la capacidad de almacenamiento

La presencia de impurezas en la corriente de gas de CO, afectan a todas
las etapas dentro del almacenamiento geolégico, desde la captura hasta el
almacenamiento, algunos de los contaminantes que se pueden encontrar en una
corriente de CO, son : SOy, NOy, H,S, etc. Las impurezas presentes en el flujo de
gas afectan el factor de compresibilidad del CO, inyectado es por ello necesario
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obtener un flujo de CO, lo mas puro posible. Las impurezas afectan de manera
importante las operaciones de recuperacion mejorada debido a que alteran la
PMM. Por otro lado también se ve alterada la solubilidad del CO; en el aceite, la
presencia de metano e hidrogeno disminuyen la recuperacion de aceite. Para el
caso de las capas de carbon la presencia de impurezas afecta significativamente
la capacidad de almacenamiento, la presencia de H,S o de SO, afectan la
capacidad de almacenamiento ya que este sera absorbido 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).
Para el caso especifico de formaciones salinas la capacidad de almacenamiento
estara afectada por la presencia de SO, y O,.

Para el caso del almacenamiento de CO;, en capas de carbon las impurezas
también pueden presentar efectos negativos, ya que si la corriente de gas
contiene H,S o0 SO, este sera adsorbido preferencialmente debido a que este
tiene una mayor afinidad con el carb6n que el CO,, reduciendo asi la capacidad
de almacenamiento del propio COs,.

2.3.6 Capacidad de almacenamiento

Una de las grandes interrogantes dentro del almacenamiento geoldgico es
gue tanto CO;, puede ser almacenado en el subsuelo de una forma segura. Una
estimacion simple se basa en el almacenamiento volumétrico donde se determina
gue la capacidad de almacenamiento es producto del volumen disponible y la
densidad del CO, a las condiciones de presion y temperatura del lugar. Cabe
mencionar que dicho calculo es una simple aproximacion la cual solo busca
darnos la idea de la capacidad de almacenamiento. La falta de datos es uno de los
grandes obstaculos para poder llevar a cabo la estimacion de la capacidad de
almacenamiento.

Uno de los principales motivos por los cuales se han cometido errores en la
estimacion de la capacidad de almacenamiento es pensar que sélo se presenta un
mecanismo de captura cuando en realidad por lo regular actia mas de uno. La
tabla 2.6 muestra los calculos de la capacidad de almacenamiento que se tienen
para diferentes opciones. En dicha estimacion se incluyeron opciones de
almacenamiento no factibles econémicamente.

Tipo de deposito Limite inferior (Gt CO,) Limite superior (Gt CO,)

Yacimientos de hidrocarburos 675 900

Capas de carbon 3-15 200

Tabla 2.6 Comparativa de la capacidad de almacenamiento para distintas opciones de
almacenamiento geoldgico (IPCC, 2005)
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2.3.6.1 Capacidad de almacenamiento en yacimientos de hidrocarburos.

Dentro de los escenarios geoldgicos disponibles los yacimientos de
hidrocarburos son los que tienen estimaciones de su capacidad de
almacenamiento mas precisas. La inyeccion de CO, en los yacimientos de
hidrocarburo se puede llevar a cabo tanto a aquellos que se encuentran en una
etapa de produccion como en los que han sido abandonados. En algunas
ocasiones a falta de un analisis detallado para cada yacimiento de la capacidad de
almacenamiento de CO, puede ser calculada a través de datos de las reservas y
de datos de produccién. Un factor que reduce la capacidad de almacenamiento es
la presencia de agua, pues en yacimientos con entrada de agua de un acuifero
asociado una fraccion importante del espacio poroso es invadida por agua,
disminuyendo la capacidad de almacenamiento de CO..

En la actualidad existen evaluaciones de la capacidad de almacenamiento
para Europa, Estados Unidos, Canadd y Australia. Para Canada se tomod la
suposicion de que el volumen total de hidrocarburos del yacimiento podria ser
reemplazado por CO,, a partir de dicha suposicion se calculé la cantidad de
hidrocarburo recuperable final para cada campo, a partir de esa cantidad se
calculo la cantidad de CO, que se podria almacenarse en el espacio poroso bajo
condiciones de vyacimiento. De esta forma se calculd la capacidad de
almacenamiento para Europa la cual se estimé en mas de 6.99 x10* pies
clbicos de CO, en yacimientos de gas y 1.22 x10™ pies cubicos de CO, para
yacimientos de aceite (Wildenborg y col; 2005).

Para Canada la suposicion es que las reservas que no son puestas a
produccion pueden ser reemplazadas por CO,. En dicho estudio fueron utilizados
algunos coeficientes de reduccion para tomar en cuenta la invasion de un acuifero
y algunos otros efectos. La capacidad de almacenamiento para Canada es
estimada en cerca de 1.74 x10™ pies cubicos de CO- en yacimientos de aceite y
6.99 x10™ pies cubicos para yacimientos de gas. La densidad del CO, fue
calculada para cada yacimiento de Canada.

En los Estados Unidos la capacidad total de almacenamiento descubierta en
yacimientos fue estimada de aproximadamente 1.39 x10'* pies cubicos de CO,
(Winter y Bergman, 1993).

Los datos actuales de produccion y las reservas conocidas de Australia
indican que tiene una capacidad de almacenamiento de 2.62 x10** pies ctbicos de
CO, para yacimientos de gas y 1.22 x10* pies cubicos de CO, en yacimientos de
aceite.

2.3.6.2 Capacidad de almacenamiento en formaciones salinas.

La estimacion de la capacidad de almacenamiento para las formaciones
salinas presenta un reto debido a las siguientes circunstancias:
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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 relacion 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 simultanea 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 presente una amplia
disponibilidad para estimar la capacidad de almacenamiento de CO,.

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 almacenamiento durante el avance
del desplazamiento del CO,. Mas de 14 evaluaciones mundiales sobre la
capacidad han sido realizadas con este tipo de enfoques (IEA-GHG, 2004), el
rango de las estimaciones de estos estudios es grande (3.49 x10* — 9.79 x10%
pies cubicos de CO,) lo que refleja la incertidumbre en los parametros.

La capacidad de almacenamiento de Europa se ha estimado en 5.24 x10™ —
1.00 x10 pies cubicos de CO, (Holloway, 1996), la principal incertidumbre con
respecto a la capacidad de almacenamiento radica en la eficiencia de
almacenamiento, ademas se desconoce la presencia de algun acuifero.

Con lo que respecta a Estados Unidos, una primera aproximacion habla de
una capacidad de almacenamiento de 8.74 x10™ pies clbicos de CO, (Bergman y
Winter, 1995). Pero recientes estudios indican que la capacidad de
almacenamiento para Estados Unidos es mucho muy superior, datos recientes
indican que la capacidad de almacenamiento del monte arenisco Simon es de
entre 2.79 x10™ — 1.39 x10% pies cubicos de CO,, dicha cantidad corresponde
solo a una formacion con lo cual se demuestra que la capacidad de
almacenamiento para los Estados Unidos es considerable. Para Australia la
capacidad de almacenamiento calculada es de 1.22 x10"° pies cubicos de CO..

Dentro de las capacidades mostradas, la mas baja corresponde a estudios
en las cuales s6lo se considera un almacenamiento volumeétrico, mientras que
cantidades superiores corresponde a la consideracion de mecanismos adicionales.
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2.3.6.3 Capacidad en capas de carbon.

Suponiendo que los carbones bituminosos pueden absorber el doble del CO,
que de metano, un analisis preliminar del potencial teérico de almacenamiento
para proyectos de recuperacion mejorada de metano sugiere que
aproximadamente entre 1.04 x10™ — 3.49 x10™ pies clbicos de CO, pueden ser
almacenados en yacimientos de carbon a nivel mundial (IEA-GHG, 1998). Aun no
existe una evaluacion integral realista de las posibilidades de almacenamiento de
CO, en formaciones de carbon.

2.3.7 Caracterizaciéon de los sitios identificados.

La caracterizacion de los posibles sitios con capacidad para almacenar CO;
busca evaluar qué tanto CO, puede ser almacenado en un sitio con potencial
almacenador para asegurar y comprobar que el sitio es capaz de cumplir con lo
esperado. Durante la caracterizaciobn se obtendra una cantidad de datos, 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 geolégico de CO».

Cierto tipo de datos son necesarios para generar un modelo el cual pueda
representar el comportamiento del CO, dentro del sitio elegido, datos de geofisica,
hidrogeologia y geomecanica son necesarios para la realizacion de dicho modelo.

A partir de la integraciéon de los datos en un modelo, la simulacion de
yacimientos juega un papel muy importante dentro de un proyecto de inyeccién de
CO,, ya que a traveés de este se lograra obtener la prediccion de la capacidad de
almacenamiento, ademas de que a partir de esta herramienta se puede obtener el
numero optimo de pozos, su localizacion y la profundidad.

Si bien la tecnologia de Captura y Almacenamiento de CO, busca maximizar
la cantidad de CO; inyectada, en proyectos de recuperacion mejorada lo que se
desea es minimizar la cantidad de CO, inyectada, con ayuda de la simulacién es
posible determinar el momento y la cantidad de CO, optima de inyeccion. El
modelo de simulacion debe ser reajustado conforme valla pasando el tiempo, pues
se tendrd mas y mejor calidad la informacién.

2.3.8 Tecnologia paralainyeccion.

La tecnologia necesaria para llevar a cabo un proyecto de inyeccién de CO;
esta disponible y en una etapa comercial, debido a que esta ha sido utilizada en la
industria petrolera. EI nUmero preciso de pozos requeridos para un proyecto de
almacenamiento geologico 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, la
optimizacién de dichos parametros debe ser hecha a través de la utilizacién de un
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simulador. Una opcién para mejorar la inyeccion es a través de los pozos
horizontales de alcance considerable.

En proyecto de recuperaciéon mejorada la inyeccion se puede dar a través de
pozos existente, mediante el reacondicionamiento que permita llevar a cabo la
inyeccion, es esencial el uso de materiales resistentes a la corrosion.

2.3.9 Monitoreo

Hasta este punto se ha identificado el posible sitio idoneo para la inyeccion,
su capacidad, la tecnologia para llevarse a cabo estad disponible. Pero es
indispensable monitorear la inyeccién para poder verificar que lo disefiamos se
estd llevando a cabo tal y como fue propuesto. El monitoreo dentro del
almacenamiento geolégico de CO, puede ser utilizado para:

e Para verificar el estado de los pozos inyectores y medir los gastos de
inyeccién, pues malos procedimientos en la terminacion de pozos, el mal
estado de los empacadores, de la tuberia o de la cementacion puede
representar un problema de fuga de CO.,.

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

e Optimizar la presion de la inyeccion y la perforacion de nuevos pozos
inyectores.

El monitoreo de la presion, del gasto de inyeccion y de la distribucion del
CO, son parametros que deben de ser monitoreados constantemente. Las
mediciones de los gastos de inyeccion son una practica comun dentro de la
industria petrolera, dicha mediciones pueden llevarse a cabo en boca de pozo o
cerca de los recolectores, dicha mediciones son consideradas de rutina.

Una innovacion relativamente reciente es la utilizacion de los sensores de
temperatura y presion con fibra Optica, la fibra 6ptica reduce el espaciamiento para
cable dentro de los pozos los cuales son conectados a sensores para ofrecer
informacion de las condiciones en el fondo del pozo en tiempo real, para de esta
forma poder tomar decisiones de forma mas oportuna.

2.3.10 Costos del almacenamiento geoldgico.

Los costos de almacenamiento de CO, estan en funcion del lugar geoldgico
gue sea seleccionado, el cual debe ser el 6ptimo para de esta forma reducir los
costos de transporte.

En términos generales los costos de inversion esta compuesto
principalmente por lo que son la perforacion de pozos, infraestructura y lo
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referente a la administracion del proyecto. En algunos sitios los costos de
inversién pueden ser considerablemente menores con respecto a otros debido a
que en algunos puede haber parte de la infraestructura. Los costos de operacion
se componen de la mano de obra, el mantenimiento y algunos otros factores. Un
factor que debe ser considerado es el costo por monitorear el proceso.

El costo del almacenamiento geolégico depende del tipo de opcion de
almacenamiento que haya sido seleccionado, ya sea formaciones salinas,
yacimientos de aceite, el costo esta en funcidon de parametros como son las
caracteristicas de la formacion, la ubicacion y la profundidad. Los costos que se
presentan en la literatura tienen un alto grado de certidumbre debido a que el
equipo y las tecnologias para la realizacion de uno de estos proyecto ha sido
utilizada ampliamente en la industria petrolera principalmente.

Uno de los factores que mas afectan en los costos de un proyecto de
almacenamiento de CO, es el nimero de pozos necesarios para llevar a cabo el
almacenamiento, debido a que estos tienen un precio considerable, el costo de un
pozo varia dependiendo la localizacidbn pues un pozo en tierra tiene un costo
promedio de 200, 000 dolares.

La ubicacion se refiere a la realizacion de un proyecto en tierra 0 en mar y
afecta de manera considerable los costos de un proyecto de almacenamiento de
CO.. En algunos casos se debera de reacondicionar la infraestructura ya existente
para de esta forma poder manejar ciertas sustancias tales como NOy y SOy.

Como se menciond anteriormente los costos del almacenamiento depende
del lugar que haya sido seleccionado como el mas adecuado es por ello que se
analizaran los costos del almacenamiento para cada opcion.

El costo para el almacenamiento en formaciones salinas fue analizado por
Allinson et al., (2003) el cual fue hecho a partir de 50 sitios en Australia. A partir
del cual concluyo que el costo promedio para la tonelada de CO, almacenada es
de 0.5 ddlares para ubicaciones terrestres. El rango de costos que se obtuvo en
este estudio va de 0.2-5.1 ddlares. Mientras que para la operacion en el mar tiene
un costo promedio de 3.4 délares por tonelada de CO2 almacenada, este valor fue
obtenido por medio de 37 lugares donde se llevd a cabo dicha operacion.

Dicha operacion no solo ha sido llevada a cabo en Australia, Hendriks et al.,
2002 ha documentado en la literatura que los costos de almacenar una tonelada
de CO; en Europa va de 1.9 a 6.2 ddblares para un rango de profundidades 1000-
3000 metros con un valor promedio de 2.8 ddlares llevados a cabo en tierra, en
dicho estudio también se abordan los precios para llevar a cabo la operacién en
mar con un rango de precios de 4.7 a 12 ddlares.

En el caso de que el almacenamiento se lleve a cabo en yacimientos de
aceite Hendriks en el 2002 y Bock en el 2003 demostraron que los costos de
dicha en operacion son similares a los que se obtuvieron en formaciones salinas.
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Bock en el 2003 estimo el costo de almacenar CO, en 1.3 dolares por tonelada
llevado a cabo en yacimientos de aceite agotados.

En el caso de que se desee almacenar el CO, en yacimientos de aceite con
la opcidon de recuperacion mejorada los costos del almacenamiento geoldgico
pueden ser compensados con los ingresos obtenidos a través de la produccién
adicional de aceite. En este caso la inversion se debe principalmente a las
compresoras, equipos de separacion asi como también al equipo de tratamiento
de H,S, a la perforaciéon y terminacion de pozos.

Con lo que respecta al costo de almacenamiento de CO, en yacimientos con
la opcion de recuperacién mejorada, en Estados Unidos fue realizado un estudio
en un yacimiento con una profundidad de 1219 m de profundidad y con
pardmetros promedios en los Estados Unidos para el cual se utilizdé un precio por
barril de aceite de 15 dolares obteniéndose un costos de almacenamiento neto de
-14.8 délares por tonelada de CO,. Cabe mencionar que el precio por barril de
aceite que se considero en el estudio es relativamente bajo y por lo tanto un precio
mayor haria estos proyectos aun mas rentables. Como se puede observar el
almacenamiento de CO, en yacimientos en desarrollo muestran una opcion muy
prometedora. Todos los datos antes mostrados fueron extraidos del IPCC.

57

—
| —



INYECCION DE CO2 COMO METODO DE RECUPERACION MEJORADA

CAPITULO lIl RECUPERACION MEJORADA DE ACEITE INYECTANDO CO,

3.1 Introduccion.

En la industria del petrleo siempre ha sido de vital importancia la
maximizacion de la recuperacion de hidrocarburos que se encuentran
almacenados en el yacimiento, es por ello que siempre se ha buscado el poder
obtener la mayor cantidad de petrdleo. La vida productiva de un yacimiento puede
ser dividida en tres etapas como se muestra en la Figura 3.1:

Primaria. Esta etapa comienza desde el inicio de la explotacién de un yacimiento y
es aquella en la cual se aprovecha la energia natural con la que cuenta el
yacimiento. En esta etapa se puede considerar el uso de tecnologias tales como el
fracturamiento hidraulico de la formacion o el uso de sistema artificiales.

Secundaria. Durante esta etapa, el objetivo es inyectar al yacimiento energia
adicional, ya sea por medio de la inyeccién de agua o de gas natural, ambos
procesos actian como un mantenimiento de presion.

Mejorada. Es la etapa, en la que para continuar explotando el yacimiento se
requiere implantar tecnologias que modificaran las propiedades tanto de la roca
como de los fluidos almacenado en el yacimiento.

En términos generales, uno de los grandes retos que tiene la ingeniera petrolera
es la de incrementar la vida productiva de un yacimiento.
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* Electromagnético » Gas Hidrocarburo

Figura 3.1. Clasificacion de los procesos de recuperacion de hidrocarburos (Lake, 1992).
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Debido a que grandes volumenes de aceite son dejados en las dos
primeras etapas de explotacion de un yacimiento, es necesario aplicar técnicas
que nos permitan extraer la mayor cantidad de aceite, buscando maximizar la
recuperacion de aceite dentro de los limites de rentabilidad y riesgo, es por ello
necesario el aplicar tecnologias que nos permitan extraer una cantidad adicional
de hidrocarburos, como pueden ser la recuperacién mejorada.

En términos generales la recuperaciéon mejorada de aceite, EOR por sus
siglas en inglés, se define como el conjunto de métodos que emplean fuentes
externas de energia y/o materiales para producir el aceite que no puede ser
producido por medios convencionales (recuperacion primaria y secundaria). La
recuperacion mejorada cada vez tendrd un papel mas primordial en la explotacién
de los yacimientos. Estudios recientes de la Agencia Internacional de Energia
sefalan que el 20% de la produccién de petréleo del mundo en el afio 2030
provendran de EOR.

3.2 Tipos de recuperacion mejorada
Los métodos de recuperacidon mejorada pueden ser clasificados de la
siguiente manera:

e Métodos térmicos: los métodos térmicos consiste en la aplicacién de calor.
Los métodos térmicos son los principales métodos para recuperar aceites
pesados (con una densidad inferior a 20 °’API y una viscosidad entre 200 y
10 000 centipoises).

Estos aceites pesados no responden de la mejor manera a la produccion
primaria o a la inyeccién de agua, por lo que la saturacién de aceite inicial
es alta al inicio de un proyecto de recuperacion térmica.

El principio de los métodos térmicos es la aplicaciéon de calor al aceite
reduciendo su viscosidad. Los dos meétodos principales para calentar el
yacimiento son: la inyeccion de fluido caliente en la superficie y la
combustion in situ (la cual consiste en quemar un poco de aceite en el
yacimiento produciendo el aumento de la temperatura en el lugar).

e Métodos quimicos: los quimicos utilizados aqui son polimeros,
surfactantes y alcalinos. Todos se mezclan con agua y otros productos
quimicos antes de la inyeccion.

El objetivo de la recuperacion con métodos quimicos es la de recuperar los
aceites que se encuentren en el rango de los aceites pesados recuperados
por procesos térmicos y de los aceites ligeros recuperados por la inyecciéon
de gas miscible (con una densidad de al menos 22° API y una viscosidad
inferior a 100 centipoises).
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e Métodos miscibles: representa el sector de mas rapido crecimiento en el
desarrollo de la recuperacion mejorada. La inyeccion miscible utiliza un
disolvente que se mezcla con el aceite residual para vencer la fuerzas de
capilaridad y aumentar la movilidad del aceite.

Estudios complementarios de la recuperacion mejorada con la inyeccion de
gas muestran que en los ultimos veinte afios los proyectos de inyeccion miscible
han aumentado de 28% en 1984 a 70% en 2004, esto se debe principalmente al
éxito mostrado en diversos campos.

Los métodos de inyeccion de gas, como son la inyeccidbn de gases
hidrocarburos, de dioxido de carbono (CO,), de nitrégeno (N.), de aire, se ha
venido practicando desde principios de 1920 para la recuperacion de aceite ligero.
La seleccion de uno de estos gases como agente desplazante estara en funcion
de las condiciones de yacimiento.

El uso del CO, como agente de recuperacién de aceite en yacimientos ha
sido investigado por muchos afios. Tanto en estudios de laboratorio como de
campo se ha comprobado que el CO, es un agente eficiente desplazando aceite.
La inyeccion de CO, no solo es valida para gravedades especificas de aceites
medios o ligeros, sino que también ha ido aumentando su aplicacion afio con afio
para la recuperacion de aceites pesados. La flexibilidad del proceso de inyeccion
de CO, nos permite utilizarlo de forma miscible o inmiscible, en funcién de las
condiciones existentes (presion, temperatura y composicion del aceite en el
yacimiento).

3.3 Propiedades del CO..

En condiciones atmosféricas, el CO, es un gas termodinAmicamente
estable y mas denso que el aire. El estado fisico del CO; varia con la temperatura
y la presion como se muestra en la Figura 3.2. A bajas temperaturas y presiones el
CO; es un solido (hielo seco). ElI CO, solido se evapora a -78.5 °C (-110. 7 °F) a
la presion de 1 atm; incrementando la presion, la fase liquida se presenta en
primera instancia y coexiste con la fase sdlida y la fase de vapor en el punto triple,
cuya temperatura es T4=-56.6 °C (-70.9 °F); la presion en el punto triple es
P=5.28 atm. (77.6 psia).

La fase liquida y la fase vapor del CO, coexisten en el punto critico, donde
la temperatura es T.= 31.1 °C (87.8 °F) y la presion es p.=73 atm. (1073 psia);
debajo de la temperatura critica el CO, puede existir como liquido o como gas en
una gran variedad de presiones; arriba de la temperatura critica de 87.8 °F existira
CO; puro como un gas, independientemente de la presion utilizada.

A temperaturas superiores a 31.1 °C (si la presién es mayor a 73.9 bar, presion
gue corresponde al punto critico), el CO, se dice que esta en estado supercritico
donde el CO, se comporta como un gas, pero donde la densidad del gas puede
ser muy grande, en algunos casos acercandose o incluso superior a la densidad
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del agua liquida. En la Tabla 3.1 se muestran algunas propiedades de relevancia
del COo.

Hidrato
[ CO, liguido
[ Hz0 liquida
1,000 ] <7
| Punio
critica
Hidrato
Vapar de CO,
H:0 liquida
1m =0.7
=
-
Punto de ebullicién narmal
1 =jo.ar
—— COy, puro
= = = Condiciones de hidrato de CO,
——— Condicianes de congelamianta del agua
1 o.oar
-1 -2 —B0 -0 o an BON 120
Temperatura, °F
L 1 1 1 1 1 1 i
-1 -B0 -0 -40 - o o a0
Temperatura, *C

Figura 3.2 Diagrama de fase p-T del CO2 (SIB, 2004/2005)

Propiedad Valor

Peso Molecular 44 01

Temperatura critica 311°C

Presion critica 739 bar

Densidad critica 467 Kg m®

Temperatura en el puntofriple [EsER®

Presidn en el punto triple 518 bar

Tabla 3.1 Propiedades fisicas del CO2 (IPCC, 2005).
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La densidad del CO, es: ps=1.512 g/lcm® (12.59 Ib/gal) @ condiciones del
punto triple, la del CO, liquido es: p; =0.914 g/lcm®* @ 0 °C (32 °F) y 34.3 atm.
(504.2 psia) y la del CO, como gas es: pg =1.9768 g/ L (0.0164 Ib/gal) @ 0°Cy 1
atm. (14.7 psia). La Figura 3.3 muestra el comportamiento de la densidad del CO,
bajo diferentes condiciones de presidn y temperatura. Resulta interesante
observar que a una mayor presion y una mayor temperatura se tendra una mayor
densidad.

1200 Lk PRI B R B
Lignido
. \ Regién sapercritica
\Presién (MPA)
B00+
o
= .
3
i 6004 =
§ 400 %
: (=4
2004
L ,
ol
Q 30 €0 90 120 150 180 210
Temperatura ( °C)
~ Curvadevapor o Punto critico === Region supercritica

Figura 3.3 Comportamiento de la densidad del CO, (IPCC, 2005.)

La viscosidad del CO, se ve afectada en gran medida de acuerdo a las
condiciones de presién y temperatura. La Figura 3.4 muestra lo anterior. En la
figura se puede observar que si presion en el yacimiento se incrementa
manteniendo la  temperatura constante, la viscosidad aumentara
considerablemente. De acuerdo con la figura, lo mas conveniente es tener alta
presion y alta temperatura para lograr una menor viscosidad en el CO, y asi
contribuir a un mejor flujo.

0184w s o a La s s [ IR [P [ PR Loy Lo sy s

016" Liquido

Region supercritica

Presion (MPa)

Viscosidad (mPa#*y)
(=]
&

ooe{z2 2 o T—
5 & TTT—
0041 % 12 \““‘-x:____hh—‘——-—-—-—__
B " — —— ==
0.02 - e e ——
01 Gas
O-frr=r=r— " P — —r—r—r—r—r
0 30 &0 0 120 150 180 210

Temperatura ( °C)

Figura 3.4 Comportamiento de la viscosidad para el CO, (Bachu, 2003).
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El factor de compresibilidad del CO, es mostrado en la Figura 3.5 y se
encuentra a presiones y temperaturas de interés para la inyeccion miscible. La
compresibilidad Z (relacion entre el volumen de un gas a condiciones reales y el

volumen de un gas a condiciones ideales) del CO, muestra un mejor
comportamiento a altas presiones y temperaturas.
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Figura 3.5 Factor de compresibilidad del CO, (Kendall y Sage, 2005).

En la Figura 3.6 se muestra la solubilidad del CO, en el agua varia con la
temperatura, la presion y el peso molecular. La solubilidad del CO, en el agua se
incrementa con la presion y disminuye con la temperatura y la salinidad. Existe
una baja en la solubilidad del CO, en el agua al disminuir la presion y aumentar la
viscosidad. Para campos con entrada de agua o campos que Se encuentren
explotados bajo regimen de WAG sera sumamente evaluar este parametro.
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Figura 3.6 Solubilidad del CO, en el agua a diferentes temperaturas (Schechter, 2005).

3.4 Criterios de escrutinio.

Una de las claves para el éxito de un proyecto de EOR es la seleccién
adecuada del yacimiento, pues no todos los yacimientos son convenientes para
llevar a cabo la aplicaciébn de un proyecto de EOR con inyeccion de CO,, los
yacimientos para almacenar CO,, ademas de ser geoldgicamente adecuados,
deben de ser econOmicamente viables, técnicamente posible y aceptado
socialmente. Existen varios criterios que permiten realizar una preseleccion de los
métodos de recuperacién mejorada aplicables a un cierto yacimiento. El escrutinio
técnico esta basado en la experiencia a nivel mundial en pruebas de campo
exitosas reportadas en la literatura.

Dentro de los principales criterios se tienen los siguientes:

e Método de Taber.
e Método del programa Selector
e Métodos con base en sistemas expertos.

3.4.1 Método de Taber.

Para establecer estos criterios de escrutinio, los autores se han basado en
informacion tanto con estudios de laboratorio como de resultados publicados de
aplicaciones de campo de diferentes procesos de recuperacion mejorada, en el
cual se identificaron los parametros criticos que, conforme a ciertos criterios,
tuvieron mayor impacto en el éxito o fracaso de dichos procesos. Las guias de
escrutinio (Taber, 1997) consideran ocho métodos de recuperacion mejorada
como los més prometedores, esto debido a que han tenido una gran aplicabilidad.

Los criterios de seleccion utilizados para identificar yacimientos favorables
son: la profundidad del yacimiento, la gravedad del aceite, la presion del
yacimiento, la temperatura del yacimiento y la viscosidad del aceite
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Las principales caracteristicas de los yacimientos y del aceite de los
proyectos de recuperacion mejorada incluidos en este estudio que fueron exitosos,
son mostradas en la Tabla 3.2:

Criterios de seleccion para la inyeccion de CO;

Propiedades del aceite

Caracteristicas del vacimiento

EERENINY Demsidad Viscosidd Composicion  Samrcion Tipode  Espor  Permesbilided  Pofindidd  Tempenme
(AR {em) '?1;1;%& formacion  netop) (md) 7] ¥y

Métodos (miscibles) inyeccion de gas

Ns v gases Alto
de #57467 Dhldy porcentaje  F407137 0 que NC 6000 NC
combustion daCials carbonath  temes
schado
Alto Arspisea  Delzado
LA <30 poreantsje B07HF o manos NC >4000 NC
deCrals carbonaty  que
tanga
schado
Alto
porcantaje Arsnizea  Rango
17367 <luliv daCiaCy 207357 o amplio NC =13500 NC
carbonat
212 <600 NC #3572 107 NC NC NC =1600 NC

Los valores subravados representan la media o promedio aproximado actual para el
provecto del campo

Tabla 3.2 Guia de escrutinio de Taber (Taber, 1997)

Diversos autores han desarrollado sus propias guias, pero al final todas se
basan en la aplicacion exitosa de los métodos de recuperacion mejorada. La Tabla
3.3 compara los valores propuestos por diversos autores para la inyeccion de
CO:..
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Parametro del Carcoana Taber y Martin Klins
yacimiento (1982) (1983) (1984)

Profundidad (m) <3000 =700 =914
Temperatura (°C) <00

Presion (Mpa) >83 5103
Permeabilidad (mD) =1

Densidad ("API) =40 =26 =30

Viscosidad (cp) <2 <15 <12

Saturacion de aceite (%) =0.30 =0.30 =0.25

Tabla 3.3 Comparacion de los criterios de escrutinio para la inyeccion de CO,.

La tabla 3.2 fue una ampliacion que Taber realizé a su trabajo de 1983. Se
recomienda trabajar con guias lo mas actual posible ya que dichas guias manejan
rangos de valores mas precisos. En el 2011 el Instituto Mexicano del Petroleo
realizo una tabla con los criterios para la seleccion de un proyecto de inyeccion de
CO,, la cual es mostrada en la tabla 3.3:

PARAMETROS Unidad Origen CO; miscible

2 Viscosidad del aceite @ CY cP LAB <10 prom 1.5

EI

m

] Composicion del aceite LAB Alto % CaToz

@

a

=

= Salinidad LAB M

o

I

o APl AP LAB =22 prom 36
Temperatura = WAC M
Saturacion de aceite WP YAGILAB =20 prom 55
Espesor de la formnacion i WA Rango amplio
Casquete de gas AT Sin casquets
Tipo de fomnacin LAB Arsniscas o

carbonato

Profundidad m WaAaC =500

0

|5

E Presion onginal de la presion psi WA =1500

E- de fondo

]

‘;‘ Presion actual psi YAaC 1.2 PMM

E Pemnesbilidad mD WACTLAB L

1]

= Porosidad ] W ACSILAB 12 a 32

Tabla 3.4 Criterio de escrutinio para la inyeccion de CO, (IMP, 2011).
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3.4.2 Método del programa selector

A través del paso de tiempos se fueron desarrollando herramientas para la
preseleccion de procesos de recuperacion mejorada, como el programa EOR
Selector (Mata, 2010), el cual es una herramienta que permite realizar una
seleccién automatizada de procesos potenciales. Este programa realiza analogias
a nivel mundial existentes para un determinado campo en estudio, este programa
cuenta con una base de datos que contiene informacion de yacimientos en los
cuales ya ha sido implementado algun proceso de recuperacién mejorada.

El uso de programas para la preseleccion brinda una comparacion
automatizada de los parametros de un campo en estudio, con diferentes criterios
de seleccién, y ofrece como resultado, de manera jerarquizada, los procesos
potenciales que pueden llegar a ser implementados.

El programa EOR Selector utiliza parametros como son: densidad,
viscosidad, saturacién de aceite, espesor neto, permeabilidad, porosidad,
profundidad, temperatura, echado y tipo de formacién. Cada parametro tiene la
misma importancia dentro de la jerarquizacion de los procesos considerados.

3.3.3 Método con base en sistemas expertos

La evaluacion de yacimientos candidatos a un método de recuperacion
mejorada con métodos expertos se basa en la utilizacion de técnicas de
inteligencia artificial, algoritmos de clusters, redes neuronales, convirtiendo
complejas correlaciones de mudltiples variables en mapas de dos dimensiones,
conocidos como mapas expertos. El objetivo es hacer mas eficiente el proceso de
toma de decisiones.

3.5 Capacidad de almacenamiento del CO,.

La capacidad de almacenamiento del CO, de un yacimiento incluye el CO
remanente en el yacimiento al final de la operacion de EOR y todo el CO, extra
que puede ser inyectado después del proyecto de EOR. La experiencia de
Estados Unidos indican que aproximadamente el 40% del CO, originalmente
inyectado es comenzado a producirse en los pozos productores y puede ser
reinyectado.

Una primera aproximacion al célculo de la capacidad de almacenamiento
esta basada en la estimacion del volumen total de poro de la formacion valida para
el almacenamiento reducido por aquellos factores:

Q=Vt=g=*plO,*hst........ 31
Donde:
Q= capacidad de almacenamiento (Kg).
¢= porosidad efectiva.
pC02= densidad del CO, puro a las condiciones de yacimiento (Kg/cm?®).
hst= eficiencia de almacenamiento.
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La porosidad de la formacion es uno de los factores mas influyentes en el
calculo final de las capacidades de almacenamiento. En la misma influyen factores
tales como la forma, la disposicion y el tamafio de los granos, por lo que cada tipo
de roca presentara intervalos de porosidad distintos. La roca almacén debe tener
una porosidad elevada, siendo el valor 6ptimo aproximadamente el 12%, para que
pueda albergar en su interior una gran cantidad de CO,, valores muy pequefios
deben de descartarse pues no seria econémicamente viable.

3.6 Diagrama Pseudoternario.

Un fluido en un yacimiento es una mezcla multicomponente de cientos de
diferentes compuestos de hidrocarburos y no hidrocarburos. Para visualizar de
una manera sencilla la composicion de un crudo se suele utilizar un diagrama
pseudoternario como se ilustra en la Figura 3.7. En este diagrama el crudo se
subdivide en 3 pseudocomponentes: uno representando la fraccion liviana, otro la
intermedia y el ultimo la fraccién pesada.

100 % C,

100 % C,. 100 % C,-C4

Figura 3.7 Diagrama Pseudoternario (Gonzalez, 2002)

En cada esquina se representa un pseudocomponente. La esquina superior
representa 100 % molar de la fraccion liviana del crudo compuesta en su mayoria
por metano C; (incluyendo N), mientras que la esquina inferior derecha
representa el 100% molar de la fraccion intermedia del crudo compuesta desde
etano hasta hexano (incluyendo el CO, y el H,S). De la misma manera la esquina
inferior izquierda representa la fraccion pesada del crudo compuesta desde el
heptano y los componentes de mayor peso molecular.

La curva AB representa el domo de saturacion del fluido a la presion de
saturacion y temperatura de yacimiento, el punto C es el punto critico de la
mezcla, en donde la composicion del liquido es igual a la composicion del vapor; el
tramo AC representa la fase de vapor la cual es llamada curva de puntos de rocio
y el tramo CB es la fase liquida del fluido, la cual es llamada curva de puntos de
burbuja. Cualquier punto que este dentro de la curva de saturacion se encuentra
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en la region de dos fases (liquido/vapor) como es el caso del punto M y cualquier
punto que este ubicado por fuera de la curva de saturacidn se encuentra en la
region de una sola fase. La linea XY es llamada linea de equilibrio, la cual
representa el equilibrio liquido —vapor entre ambas fases.

El tamafio de la region de dos fases, depende de la temperatura y la presion
del sistema con el cual se trabaja, como se representa en la Figura 3.8, en donde
se observa la reduccion de la region de dos fases cuando la presion (P) aumenta,
(P2>P1). Cuando se incrementa la temperatura a presion constante, la region de
dos fases se incrementa.

100 % C,

100 % C., 100 % C-C,

Figura 3.8 Efecto de la presion en el diagrama pseudoternario @ T constante (Gonzalez,
2002)

Para hablar de la miscibilidad de primer contacto hablaremos en que consiste
la miscibilidad como tal. La miscibilidad es el fenbmeno fisico que consiste en la
mezcla de dos fluidos en todas proporciones sin que se forme entre ellos una
interface.

En una terminologia mas cientifica, Holm (1984) describe la miscibilidad
como: “la habilidad de dos o mas sustancias para formar una sola fase
homogénea cuando se mezclan en cualquier proporcion. Para los yacimientos
petroleros, la miscibilidad es definida como esa condicion fisica entre dos o mas
sustancias que puede permitirle a ellos mezclarse en todas las proporciones sin
formar una interface entre ellos a una presion y temperatura especifica”.

La tension interfacial es definida como la cantidad de energia por unidad de
area [Dinas / cm?] necesaria para formar una interface, la cual esta altamente
ligada con la saturacion de aceite residual, pues la disminucién de la tension
interfacial da origen a la disminucion del aceite residual retenido en el medio
poroso. Es por ello que se ha demostrado que proyectos de CO, en condiciones
miscibles son mas eficientes pues se anula la tension interfacial entre el crudo y el
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gas de inyeccion, logrando vencer las fuerzas capilares que retienen al crudo
dentro del medio poroso.
La miscibilidad de CO; en el aceite se lleva a cabo en una de las dos siguientes
maneras:

e Miscibilidad de primer contacto

e Miscibilidad por multiples contactos

3.6.1 Miscibilidad de primer contacto.

El proceso es caracterizado porgque al ponerse en contacto el crudo con el
solvente se mezclan todas las proporciones sin que se observe una interface entre
ellos. Es el método mas simple y rapido para obtener un desplazamiento miscible
entre el crudo y el solvente. Los solventes mas comunes utilizados en este
proceso son: butano, propano y mezclas de GLP.

100 % C;

e

100 % C,, 100 % C,-C,

Figura 3.9 Proceso de Miscibilidad al primer contacto (Gonzéalez, 2002)

En la Figura 3.9, se representa el proceso de miscibilidad al primer contacto.
En la figura 3.9, la composicion del yacimiento se representa en el punto Z y la
composicion del solvente en el punto G. Al ponerse en contacto ambos fluidos
cualquier punto en la linea de unién ZG caera en la regién de una sola fase,
lograndose la miscibilidad del sistema al primer contacto, se observa que el
solvente es rico en componentes intermedios.

Debido a que inyectar un solvente rico en componentes intermedios resulta
costoso, la miscibilidad de primer contacto no es un proceso de recuperacion
rentable comercialmente a nivel de campo. Como ya se menciond la miscibilidad
al primer contacto ocurre cuando una linea puede ser dibujada en el fluido del
yacimiento y el fluido inyectado sin que esta linea pase a través de la regién de
dos fases. Gardner y colaboradores concluyeron que la miscibilidad de primer
contacto solo se alcanza en sistemas secos cuando se tienen gases muy ricos o a
presiones muy altas. La miscibilidad es una propiedad que establece una
condicion de tension interfacial tendiendo a cero entre dos fluidos formandose con
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esto una fase homogénea a una presion y temperatura constante. Dentro del tema
de EOR CO; la miscibilidad es un término sumamente importante pues afectara la
eficiencia de recuperacion del aceite.

Un proyecto de CO, se puede llevar a cabo tanto misciblemente como
inmisciblemente. El desplazamiento de CO, miscible se realiza solo bajo una
combinacion especifica de condiciones, las cuales son: la composicion del gas
inyectado, es decir si este contiene impurezas, la composicién del aceite y las
condiciones de presion y temperatura del yacimiento.

La miscibilidad del CO, en el aceite se ve altamente afectada por la presion.
Es necesario alcanzar la Presion Minima de Miscibilidad para que pueda ocurrir la
miscibilidad.

3.6.2 Miscibilidad por Multiples contactos

Son procesos mediante el cual se pone en contacto el crudo con un gas de
inyeccion que puede ser nitrdgeno, didéxido de carbono o gas natural para que
exista una transferencia de masa entre ambos fluidos y con esto crear un
desplazamiento del crudo en el medio poroso. La miscibilidad por contacto multiple
ocurre cuando el fluido inyectado entra en contacto en forma repentina y vaporiza
fracciones ligeras de aceite, creando de esta forma un bache enriquecido de
solvente con hidrocarburos ligeros. Existen dos mecanismos para obtener la
miscibilidad por mudltiple contacto los cuales son: condensacion del gas de
inyeccion y vaporizacion del crudo por gas de inyeccion.

3.6.2.1 Mecanismo de Condensacion.

Es un proceso donde existe transferencia de masa del gas al crudo, el gas
utilizado en los procesos de condensacion es rico en componentes intermedios
(C2-Cs y CO3) que son transferidos al crudo por multiples contactos durante el
proceso de desplazamiento.

100 % C,

00 % C. 100 % C,-C,
Figura 3.10 Mecanismo de condensacion @ T y P constantes (Gonzéalez, 2002)
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En la Figura 3.10 se utiliza un diagrama pseudoternario que explica el
mecanismo de condensacion para obtener la miscibilidad por multiples contactos
a las condiciones de presion y temperatura del yacimiento. En dicha Figura se
representa la composicion del crudo en el punto Z y la composicion del gas de
inyeccion en el punto G. Al ponerse en contacto el gas de inyeccion con el crudo,
se produce una mezcla representada por el primer punto de mezcla M;. A través
de este punto pasa la linea de equilibrio Y,;X1. Como se observa en la Figura 3.10,
el liquido resultante es mas rico en componentes intermedios que el crudo original,
mientras que el vapor en equilibrio es mas pobre que el gas original, esto muestra
el tipo de transferencia de masa que tuvo lugar. Seguido a esto L; se pone en
contacto con el gas de inyeccion (G) originado con esto otro punto de mezcla M;
cuyas composiciones liquido/vapor en equilibrio estan representadas por los
puntos Y, y X,. Este proceso se repite hasta que la ultima linea de union coincida
con la linea de union limite, la cual pasa por el punto critico y la composicion del
gas de inyeccion. Si la ultima linea de union coincide o converge con la linea limite
entonces el sistema ha llegado a condiciones de miscibilidad a la presion y
temperatura de trabajo.

3.6.2.2 Mecanismo de Vaporizacion.

En este proceso la transferencia de masa ocurre del crudo hacia el gas, esto
es debido a que el metano y el nitrégeno tienden a vaporizar y transferirse al gas
de inyeccién junto con algunos componentes hidrocarburos intermedios. La PMM
que se obtiene a través de este mecanismo es mayor que la obtenida por
condensacion, esto es debido a la gran cantidad de metano presente en el gas de
inyeccion.

Los gases de inyeccion utilizados pueden ser nitrogeno, diéxido de carbono
0 gas natural. La seleccion del gas inyeccion dependera de la disponibilidad del

gas, la economia del proyecto y las condiciones del yacimiento.
100 % C,

100 % C,, 100 % C,-C,
Fig. 3.11 Mecanismo de vaporizacion @ Ty P constantes (Gonzales, 2002)
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El procedimiento para obtener la miscibilidad por multiples contactos a través
del mecanismo de vaporizacion a condiciones de presidn y temperatura
constantes se presenta en la Figura 3.11. El punto Z es la composicion del crudo,
el punto G es la composicién de gas inyeccidn (gas seco por su alta concentraciéon
de metano), al ponerse en contacto estos dos fluidos se mezclan y crean un punto
de mezcla M; caracterizado por la ubicacién en la regién de dos fases y la
formacion de una interfase entre ellos. Este punto de mezcla se encuentra ubicado
en la linea de equilibrio de Y; con Xj, luego el proceso continua 'y Y; se pone en
contacto con el crudo original, Z, provocando con esto la formacion de un nuevo
punto de mezcla M, el cual se encuentra en la linea de equilibrio de Y, con Xy,
igual que el paso anterior el proceso continua hasta que la ultima linea de unién
coincida con la linea limite de union, la cual pasa por el punto critico y la
composicion del crudo, Z. si estas dos lineas convergen, entonces se obtuvo la
miscibilidad a las condiciones de presién y temperatura de trabajo. Si no se llega a
la linea limite se tiene que incrementar la presion, manteniendo la temperatura
constante, lo que reduce la region de dos fases y facilita que se llegue a las
condiciones de miscibilidad.

3.7 Presion Minima de Miscibilidad.

La Presion Minima de Miscibilidad (PMM) es un pardmetro de disefio vital
para un proyecto de inundaciéon miscible, es por ello necesario el investigar los
efectos de diversos factores en la PMM, y en consecuencia, su impacto final en el
proyecto. La PMM es defina como la presiéon mas baja a la cual el 95% del aceite
contactado es recuperado a una temperatura dada. La cual se ilustra de una mejor
manera en la Figura 3.12.
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Figura 3.12 Definicién de la presién minima de miscibilidad (Sebastian y col, 1985).
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Los principales factores que afectan la PMM son: la temperatura del
yacimiento, la composicion del yacimiento y la pureza del gas inyectado. La
temperatura del yacimiento tiene un gran impacto en la PMM, conforme se
incrementa la temperatura la PMM se incrementa y viceversa. Por otro lado, la
composicion del aceite, también influye de manera importante en la PMM debido a
qgue si el peso molecular del aceite aumenta también la PMM sufre un aumento.
Se ha demostrado que la PMM requerida depende en gran medida del contenido
de Cs a Ci» en el aceite, cuanto mayor sea la fraccion de Cs a C1, se requerira
una presion mas baja para lograr la miscibilidad con gas CO, (Martin et al,
1992).Por estas razones, la inyeccion de CO, es mas eficiente en aceites ligeros y
en los yacimientos de baja temperatura.

Muchas veces el imposible el tener un flujo de gas puro de CO,, como se
analizé anteriormente dependiendo del proceso de captura del cual se obtenga
este flujo dependera la pureza de corriente de CO,.

Una forma simple de poder estimar la PMM con tan solo la densidad y la
temperatura del yacimiento se muestra en la Tabla 3.5, la cual fue realizada por la
National Petroleum Council, no hay que olvidar que esto es solo una aproximacion
la cual solo busca darnos la idea de dicha presion.

Presion de Miscibilidad vs Densidad °API

Densidad, °API Presiéon de Miscibilidad, psi
<27 4,000
27 a 30 3,000
>30 1,200

Correccién por Temperatura del Yacimiento

Temperatura, °F Presion adicional requerida, psi
<120 Ninguna

120 a 150 +200

150 a 200 +350

200 a 250 +500

Tabla 3.5 Criterio de estimacion de la Presién Minima de Miscibilidad (Holm, 1980)

De igual manera una forma sencilla de conocer si el yacimiento puede
alcanzar la PMM, es a través de la ecuacion 4, la cual determina cual es la
maxima presion alcanzable del yacimiento:
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B,.,=(06)D—300....ccce.. 32

Donde:
Pmax: es la presion maxima que puede alcanzar el yacimiento (psia).
D: es la profundidad a la que se encuentra el yacimiento (ft).

3.7.1 Determinacién de la PMM.

Los métodos para estimar la PMM se clasifican en:
e Experimentales
0 Prueba del tubo delgado (Slim Tube)
0 Prueba de la burbuja ascendente (RBA)

e Analiticos y termodinamicos
o Correlaciones Matematicas y Graficas
o0 Ecuaciones de estado.

3.7.1.1 Métodos Experimentales

Son pruebas que se hacen a nivel de laboratorio, utilizando muestras de
crudo y gas de inyeccién. En estas pruebas la temperatura se mantiene constante
y equivalente a la temperatura del yacimiento. Estas pruebas son costosas ya que,
ademas de las muestras de fluido y personal técnico especializado, demandan
equipos de alta presion y consumen una apreciable cantidad de tiempo. Dentro de
las pruebas mas comunes se encuentran:

3.7.1.1.1 La Prueba del Tubo Delgado (Slim Tube)

El dispositivo del tubo delgado se utiliza para obtener informacion de la
miscibilidad dinamica a las condiciones del yacimiento Es un equipo que consta
principalmente de un tubo delgado enrollado en forma de espiral con una longitud
gue varia entre 5y 40 m de longitud y con un didmetro capilar que se encuentra
en un rango de 1.5 - 2.00 mm, este tubo puede ir empacado con arena o esferas
de vidrio muy pequeiias. El diagrama del equipo se muestra en la Figura 3.13. El
equipo posee tres cilindros pistdbn en donde se almacenan los fluidos, una bomba
de desplazamiento positivo, un transductor, regulador de presion y una celda
visual para observar los cambios de color indicativos de la formacion del frente
miscible. Todo el equipo se coloca dentro de un horno con regulacion de
temperatura. El empacamiento de arena se satura primero con la muestra de
aceite a ser estudiada, y el volumen inicial de fluido en la tuberia enrollada se
anota como fluido original en la columna empacada y es igual al volumen poroso
con hidrocarburos (VPH).
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O Tubo Empaguetado
Gas
Bomba iny.
idrio

¢ Yizible
Cromato-
grafo de
Gas L Regulador de

Presion
Separador
Medidor de Gas

Figura 3.13 Diagrama del dispositivo del tubo delgado (Landaez, 2005).

El gas a analizar se inyecta a una presion deseada a través del tubo delgado
previamente lavado y saturados con el aceite por medio de una bomba de alta
presion.

Figura 3.14 Foto real de un equipo de tubo delgado (Productos y servicios de SLB)

La Figura 3.14 muestra la foto de un equipo de tubo delgado. Para estimar la
PMM mediante la prueba del tubo delgado se necesitan un minimo de 4 pruebas
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de desplazamientos a distintas presiones y a temperatura constante, utilizando un
anico gas de inyeccion durante las 4 pruebas como se muestra en la Figura 3.15.
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40 - '; ____________--Or"
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70 4
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50 4

Recuperacion de petrileo, [%]

40 1 MMP

30 T
2000 4000

[ I
6 000 6 000 10 000
Presion, [PSI]
Figura 3.15 Determinacion de la PMM a través del tubo delgado (Cuong, 2010)

Cada punto representa una prueba realizada a una presion diferente con la
respectiva recuperacion de aceite, OOIP, (petrdleo original in-situ). La prueba
concluye después de la inyeccion de 1.2 del volumen poroso para la cual se
obtiene un % OOIP a una presion determinada.

En la Figura 3.15 se observa que a medida que aumenta la presion de
trabajo, la recuperacion de aceite se incrementa hasta llegar un punto en donde
se mantiene practicamente constate, la presién en el punto de interseccion de
ambas rectas se denomina Presion Minima de Miscibilidad.

3.7.1.1.2 Prueba de la burbuja ascendente (RBA).

La prueba de la burbuja ascendente (RBA) es una forma rapida y fiable para
determinar la presibn minima de miscibilidad. EI método consiste en la
observacion visual directa del comportamiento de una burbuja de gas inyectada la
cual sube a través de una columna de aceite. En condiciones miscibles, la burbuja
desaparecera antes de llegar a la cima de la columna, en condiciones inmiscibles
la burbuja es visible en toda la columna. A medida que la burbuja se eleva a través
del aceite, su forma y movimiento son observados y fotografiados con dos
camaras. Después de dos o tres experimentos el aceite es cambiado por uno
fresco. La burbuja de gas debe de tener la composicién del gas que se va a
inyectar. La Figura 3.16 muestra un equipo de la burbuja ascendente.
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Figura 3.16 Dispositivo de la burbuja ascendente (www.vinci-technologies.com/products)

3.7.1.2 CORRELACION PARA LA PMM DEL CO,

Las correlaciones numéricas son obtenidas a partir de valores
experimentales con un mayor rango de error que los métodos experimentales.
Existe una gran variedad de correlaciones para el célculo de la PMM del CO, las
cuales involucran las variables que de la cual depende la PMM, debe de tenerse
cuidado en seleccionar una de ellas pues estas tienen rangos de aplicacion, la
mala seleccién de una de estas puede arrojarnos un valor erréneo de la PMM, la
cual nos llevaria al fracaso del proyecto.

Existen correlaciones para la inyeccién del CO, puro, como son: la que
propuso el NPC en 1976 donde el parametro principal que utiliza son los APl y la
temperatura del yacimiento, esta tiene la limitacion de la temperatura la cual debe
ser menor de 250 F, dicha correlacion es mostrada en la Tabla 3.6.

Correccion de la temperatura del
yacimiento
°AP| | PMM (psi) T(°F) | Presién adicional (psi)
<27 4000 <120 0
27-30 3000 120-150 200
>30 1200 150-200 350
200-250 500

Tabla 3.6 Correlacion propuesta por NPC (NPC, 1976)
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Dentro de las correlaciones mas sencillas para el calculo de la PMM es la
que desarrollo en 1979 el PRI (Petroleum Recovery Institute) la cual solo toma en
cuenta la temperatura del yacimiento.

1519
PMM = 1071.82893 » 10277 > Tras0) 3.3

Donde:
T, = Temperatura del yacimiento, °F

La correlacion de Yelling y Metcalfe propuesta en 1980 también es una
correlacion muy sencilla la cual solo toma en cuenta la temperatura del yacimiento,
pues se habia llegado a la conclusion de que a mayores temperaturas mayores
PMM. Dicha correlacién da buenos resultados en rangos de temperatura de entre
95a192 °F.

103949.93
PMM = 1833.7217 + 2.25180557 = T + 0.01800674 = T* — B 3.4

Al paso de los afos se fueron publicando correlaciones para mezclas de CO,
con algun otro componente como puede ser nitrdogeno o metano. En 1978
Croquist estudio el efecto de inyectar el CO;, diluido con CH4 con la finalidad de
estudiar el cambio de la presion minima de miscibilidad, para lo cual Croquist en
su ecuacion solo tomo en cuenta el efecto de la temperatura del yacimiento, el
peso molecular de la fraccion pesada C.. y la composicion del gas de inyeccion.

0.74426+0.0011038=Mrz 4 +0.00157%=yC
PMM = 15.988 = T, et Y. 3.5

Donde:
M., = Peso molecular de la fraccion pesada mayor o igual al pentano
yC, =Fraccion molar de inyeccion de metano

Este solo fue un pequefio resumen de algunas de las correlaciones que
existen para el célculo del CO, puro o en su defecto con el contenido de alguna
impureza, tal como es el H,S, con la finalidad de dar a conocer que es posible el
calculo de la PMM a través de estas sin olvidar que presentan limitaciones es por
ello de suma importancia el tener cuidado para seleccionar una de estas.

3.8 Esquemas de inyeccion.

El uso del CO, para incrementar la recuperacion de aceite no es una idea
nueva. En 1952 Whorton y colaboradores obtuvieron la primera patente para la
recuperacion de aceite usando CO, como fluido desplazante. A partir de esta
fecha han surgido diversas formas de inyectar el CO,. Dentro de los esquemas de
inyeccion mas comunes se encuentran:
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Inyeccién continua de CO;, (CGI)

Inyeccién alternada de CO, y agua (WAG)

Inyeccidon de CO, seguido por agua

Inyeccion simultanea de CO; y agua (SWAG)
Inyeccion de CO, seguido de una espuma (FAWAG)

A continuacion se dara un breve descripcion de cada uno de los esquemas
mencionados con la finalidad de conocer bajo qué condiciones son recomendables
aplicarlos.

3.8.1 Inyeccion continua de CO; (CGI).

Es la manera mas simple. El CO, es inyectado de manera continua en el
yacimiento hasta que la relacion de gas producido con el aceite sea demasiado
grande para que el costo de produccibn se considere que ya no es
econdmicamente el mas viable. Es muy poco probable aplicarlo en la practica,
debido a que por lo regular no es rentable por el costo que tiene el CO,, a menos
que una gran cantidad de CO, reciclado se tenga almacenado y se encuentre en
condiciones 6ptimas, es decir, sus propiedades fisicoquimicas sean idéneas para
poderlo emplear. Es por ello que surge la necesidad de reemplazar el alto costo
del CO; por un fluido mas barato tal como podria ser el agua.

3.8.2 Inyeccion alternada de agua 'y CO, (WAG)

La inyeccion alternada de agua y gas (WAG) fue originalmente propuesta
como un método para mejorar el barrido en una inyecciéon de gas; el agua es
utilizada como controlador de movilidad en el desplazamiento y para estabilizar el
frente. La inyeccion WAG da lugar a un patrén complejo de saturaciones, debido a
que las dos saturaciones (agua-gas) presentes aumentaran y disminuiran
alternadamente, es por ello que se debe tener un especial cuidado en la
descripcion de las permeabilidades relativas para las tres fases (agua-aceite-gas).

En la mayoria de los yacimientos donde se ha aplicado la inyeccion WAG, se
ha tenido éxito (Canada, Estados Unidos y Rusia). La primera aplicacion del
esquema de WAG fue realizada por Mobil en Alberta Canada en 1957. Un proceso
de inyeccion WAG es definido como la inyeccion de un bache de gas seguido por
un bache de agua. La relacion de inyeccion comunmente utilizada en el proceso
de WAG para cada uno de los baches, es de 0.5:4.

El mecanismo de desplazamiento del proceso WAG se presenta en un
régimen trifasico, por lo que la naturaleza de los ciclo genera en el proceso una
combinacion de drene e imbibicién; una condicion ideal de desplazamiento del
proceso WAG es que el agua y gas tengan las mismas velocidades dentro del
yacimiento.
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El esquema de inyeccion de WAG es econdmico debido a que el volumen de
CO; requerido es menor en comparacion con la inyeccién continua de CO,. El
objetivo principal en el proceso de inyeccion WAG es prevenir o evitar la
segregacion gravitacional y proporcionar zonas de flujo mayores. A demas de que
los baches de agua proveen una movilidad mas favorable; generando asi una
mejor eficiencia de barrido. El agua inyectada provee un control de movilidad y
colabora en prevenir una entrada temprana del CO, en los pozos productores.
Segun Wilson (Wilson, 1960), este método mejora el barrido areal del flujo del CO,
mediante la reduccion de la permeabilidad relativa del CO,.

La inyeccion WAG es muy sensible a las heterogeneidades es por ello
necesario una adecuada caracterizacion del yacimiento; del mismo modo, este
meétodo requiere de una descripcion especial de las permeabilidades relativas; ya
gue las saturaciones de agua y gas aumentaran y disminuiran alternadamente. En
este método se deben de ser seleccionados cuidadosamente el tamafio del bache,
la relacién del volumen de CO, inyectado sobre el volumen de agua inyectada y el
namero de bache, es recomendable para dicha tarea la utilizacion de un simulador
para seleccionar dichos parametros de la manera mas optima.

Uno de los problemas que se han tenido con el esquema de inyeccion WAG
es el efecto de la segregacion gravitacional. Aunque en la mayoria de los
yacimientos, el proceso WAG ayuda a reducir los efectos de la segregacion
gravitacional entre el agua, el aceite y el gas en regiones cercanas al pozo
inyector, los efectos importantes de dicha segregaciéon aumentan a medida que
avanza el frente de los fluidos inyectados y se aleja del pozo, es decir, que la
diferencia de densidad entre el agua inyectada y el aceite no permite un
desplazamiento tipo piston en el yacimiento por lo tanto el gas tiene la tendencia a
subir a la cima del yacimiento y el agua desciende teniendo como resultado una
gran zona anular atribuible al paso del gas y el agua. En la figura 3.17 se muestra
claramente que aunque en zonas cercanas al pozo el proceso WAG se logra, la
tendencia de la segregacion natural entre el agua y el gas finalmente domina el
proceso y da como resultado una gran zona sin barrer en la parte central del
yacimiento.

EANCO DE ACEITE

ZONA MISCIELE

']
'AGUA €O,

Figura 3.17 Tendencia natural de los fluidos inyectados en WAG (Roa, 2004).
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3.8.3 Inyeccion de CO, seguido por agua

El método consiste en la inyeccién de un volumen deseado de CO,, para
posteriormente inyectar continuamente agua la cual empuja el bache de CO; a
través del yacimiento. El agua desplaza al CO, de manera inmiscible dejando una
saturacion de CO; en el yacimiento.

3.8.4 Inyeccion simultanea de CO, y agua (SWAG).

Cuando existe el problema de limitacion en cuestiéon del CO,, existe un
método para solucionar dicho problema llamado “Simultaneus Water-Gas
Injection” (SWAG); una de las empresas pioneras en la utilizacion de dicho método
fue Statoil la cual implemento esta tecnologia en el Mar del Norte (Awan A, 2006)
en la cual reporto una menor inversidn en equipo superficial, como son
compresores, esto comprado con un proceso de WAG.

De acuerdo a Hebert y Stone (Hebert, 2004) el método de SWAG se lleva a
cabo inyectando agua en la parte superior de la formacion y el CO, en la parte
cercana al fondo de la zona de aceite a ser desplazado, a través de la segregacion
gravitacional se busca que el agua fluya hacia la parte mas baja y el CO, hacia la
parte mas alta de la zona inyectada.

En el proceso SWAG se mezcla el gas en el agua a una presion suficiente
para mantener un régimen de flujo burbuja (gas disperso en el agua) a través del
pozo; el mayor reto de para el proceso de SWAG es mantener tales presiones
(cerca de la presiéon de burbuja del agua), debido a que la presencia de agua y gas
en la boca del pozo reduce la presion de fondo. Otro de los problemas que pueden
presentarse en el método de SWAG es que el gas probablemente se segregue
rapidamente en el yacimiento, causando esto una irrupcion temprana.

3.8.5 Inyeccion de CO, seguido de una espuma (FAWAG)

La tecnologia FAWAG (Foam Assisted Water Alternating Gas) tiene el
potencial de conectar entre si determinadas zonas o canales permeables mediante
la generacion de espuma en el yacimiento mientras este se encuentra bajo la
inyeccion WAG,; el gas suele mezclarse con la fase que entre en contacto con él,
pero la cantidad de aceite en contacto es limitada en los ultimos ciclos. Con la
espuma se logra que la viscosidad aparente de la fase de gas se incremente, con
lo cual se reduce la movilidad del gas en las zonas de alta permeabilidad,
incrementando asi la eficiencia de barrido del gas y por ende el factor de
recuperacion.

De esta manera se ve remediada la temprana irrupcion del gas gracias al
control de su movilidad. Las espumas se han utilizado de manera exitosa desde
hace mucho tiempo, principalmente en el control de la movilidad de los fluidos,
para generar la espuma se debe utlizar un adecuado agente espumante
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(surfactante), ya que el proceso FAWAG implica la inyeccion alternada de gas y
surfactante.

La espuma se formara cuando la fase de gas entre en contacto con la
solucion surfactante acuosa; también se puede formar en el yacimiento, cuando un
bache de solucién surfactante sea seguido por gas de inyeccién, o en el pozo
cuando el gas y la solucion surfactante se han inyectado simultaneamente.

3.9 Desplazamiento Miscible de CO,.

El principio de desplazamiento miscible es relativamente sencillo, pues
consiste en desplazar el aceite del yacimiento mediante la inyecciéon de un
solvente que se disolvera en el aceite completamente. El CO; inyectado dentro de
yacimientos de aceite con caracteristicas adecuadas puede alcanzar la
recuperacion mejorada a través de dos procesos, desplazamiento miscible o
inmiscible. El proceso miscible es mas eficiente y mas comun en proyectos de
EOR (Amarnath, 1999). El utilizar al CO, como un agente desplazante es debido a
gue el CO, puede llegar a ser miscible con el aceite y a que este es menos
costoso que otros fluidos con caracteristicas similares.

Este proceso se lleva a cabo inyectando grandes voliumenes de CO, (30% o
méas del volumen poroso ocupado por hidrocarburos) al yacimiento. Aunque el
CO; no es miscible con el crudo desde el primer contacto, puede extraer
componentes ligeros e intermedios del crudo, llegando eventualmente a formar un
frente miscible, si la PMM es suficientemente alta.

De acuerdo Rathmell et al. (1971) la miscibilidad es un proceso donde las
fracciones de hidrocarburos pesados se vaporizan en el CO, inyectado. Los
aceites mas aptos estan en el rango de 25-45 °APIl y existen en yacimientos
suficientemente profundos para que el desplazamiento pueda llevarse a cabo
arriba de la presion minima de miscibilidad.

El CO, es altamente soluble en el aceite y poco menos soluble en el agua, lo
cual genera que los siguientes factores contribuyan a la recuperacion de aceite:

e Reduccion de la viscosidad del aceite

e Expansion del aceite y reduccion en su densidad

¢ Disminucion de la tension interfacial entre el aceite y el CO,
e Aumento en la viscosidad del agua

El aumento del volumen de CO, en el crudo provoca una reduccion de la
tension interfacial entre desplazante y el desplazado, lo que aumenta la eficiencia
de barrido microscopico (Martin et al, 1992). Con el fin de lograr la miscibilidad, la
presion de inyeccion del CO, tiene que ser lo suficientemente alta para alcanzar la
presion minima de miscibilidad al aumentar suficiente la densidad del CO,, de
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modo tal que se convierta en un buen disolvente, en especial para los
componentes intermedios de los hidrocarburos (Cs-C1,) en el aceite.

Se ha demostrado que la presion minima de miscibilidad requerida depende
principalmente del contenido de Cs a C;, en el aceite y de la temperatura in situ,
cuanto mayor sea la fraccion de Cs a C;, se requerird una presion mas baja para
lograr la miscibilidad con CO,. Por estas razones, la inyecciéon de CO, es mas
eficiente en aceites ligeros y en los yacimientos de baja temperatura.

La alta solubilidad del CO; en el aceite hace que el aceite se expanda y que
haya una reduccion en su viscosidad. Esta expansion del aceite, representa un
aumento en el volumen del aceite del orden de 15% o més, como resultado del
CO; disuelto en él. La magnitud del fenomeno de expansion dependera de la
presion en la que el gas se pueda disolver en el aceite, la temperatura del
yacimiento y la composicion del aceite.

El que el aceite se expanda es muy importante por dos razones:

e EI aceite residual en el yacimiento después de la inyeccion de CO, es
inversamente proporcional al factor de expansion, es decir, en cuanto mas
grande sea la expansion del aceite menos aceite se quedara en el
yacimiento

e Una vez expandido el aceite obligara a que el agua se desplace por el
medio poroso, creando un proceso de drene en vez de imbibicién para un
sistema mojado por agua.

La Figura 3.18 muestra el factor de expansion del aceite como una funcién
de la fraccion del CO,, disuelto (XCO,) y el peso molecular del aceite.
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Figura 3.18 Factor de expansidn para el aceite (Simon, 1965)
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Cuando el CO;, satura al aceite, el aceite sufre una reduccion en la
viscosidad considerablemente, dependiendo de la presion, temperatura y
viscosidad de los no hidrocarburos. En general, mientras mayor sea la viscosidad
inicial del aceite, mayor sera el porcentaje de reduccién en la viscosidad. La figura
3.19 muestra el trabajo realizado por Simon y Graue. El simbolo u, se refiere a la
viscosidad inicial del aceite y u, se refiere a la viscosidad en equilibrio de ese
mismo aceite después de saturarlo con CO,; esta reduccion en la viscosidad del
aceite y el incremento en la viscosidad del agua, reduce la relacién de movilidades
entre el agua y el aceite.

H o ® 1000
4100

-
=N P; -

rmi—-pA4

L

a 00 400

. —_He
\\ 3
| ;ﬁz:_::m
0 L i

b 1200 2000 300
Presion de saturacion psia
Figura 3.19 Reduccion de la viscosidad (Simon, 1965)

El proceso se da a través de la inyeccién de un volumen relativamente puro
de CO, con el fin de movilizar y desplazar el aceite residual a una presion
suficientemente alta, los pozos inyectores deben estar estratégicamente colocados
con la finalidad de optimizar el barrido. Cuando el CO, inyectado y el aceite
residual son miscibles, las fuerzas fisicas que mantienen separadas las dos fases
(tension interfacial) efectivamente desaparecen.

La inyeccion del CO; entra en el yacimiento y se mueve a través de los poros
de la roca, encontrando las gotas residuales de aceite en condiciones de
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miscibilidad el CO, se disolvera en el aceite y este sufrird un hinchamiento con lo
cual se reduciria su viscosidad, en este momento se comenzara a formar un
banco de aceite concentrado, en algunos casos es arrastrado hacia los pozos
productores.

El patron de pozos productores e inyectores sera seleccionado a través de
la utilizaciébn de algun simulador y puede cambiar a través del tiempo, con la
finalidad de optimizar el barrido. Los fluidos producidos son separados y la
corriente de gas producida, la cual puede incluir cantidades de CO,, esto se debe
a que la inyeccién de gas comienza a abrirse paso a través de la localizacion de
los pozos productores. Cualquier produccion de CO, es separada del gas natural
producido y se vuelve a re comprimir para la reinyeccion con voliumenes
adicionales de CO, recién adquiridos. En algunas situaciones, el agua producida
es separada y tratada para reinyectarse, a menudo alternando con la inyeccién de
CO,, para mejorar la eficiencia de barrido (el proceso conocido como WAG),
Figura 3.20.
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Figura 3.20 Esquema del funcionamiento de la inyecciéon de CO, miscible (PEMEX, 2010)
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Los volumenes de CO; inyectados acumulados varian, pero suelen oscilar
entre 15 y 30 por ciento del volumen de poros de hidrocarburos del yacimiento. El
objetivo de la recuperacion mejorada de aceite con la inyeccion de CO; es reducir
al minimo la cantidad de CO, que debe ser inyectado por barril de aceite adicional
recuperado, sobre todo porque la inyeccibn de CO, genera un gasto. Sin
embargo, el secuestro de CO, puede convertirse en la variable clave en
proyectos EOR, la economia puede empezar a favor de la inyeccion de grandes
volumenes de CO, por cada barril de aceite que se extrae, es decir, si el costo del
CO;, es lo suficientemente bajo. El esquema de inyeccion WAG presenta viabilidad
econdémica debido a que el volumen de CO; requerido es menor en comparacion
con el esquema de inyeccidon continua de CO,, ademas de que los baches de
agua proveen una movilidad mas favorable, generando asi una mejor eficiencia de
barrido.

3.10 DESPLAZAMIENTO INMISCIBLE DE COsy.

Existen yacimientos, como los de aceite pesado o aquellos en los que tienen
poca presion, en los cuales es imposible alcanzar la PMM vy por lo tanto la
miscibilidad, aun asi es posible pensar en utilizar la inyeccion de CO,. En el
modo inmiscible el CO, y el aceite forman dos fases fluidas y existe una tensién
interfacial entre ellos desarrollandose un frente de desplazamiento.

Bajo tales condiciones, el CO, aunque no totalmente miscible con el aceite
todavia puede disolverse parcialmente en este e hincharlo ligeramente. Algo que
hay que tener en mente dentro del desplazamiento en condiciones inmiscibles es
que el rol del CO, es similar al del agua en un proceso de recuperacion
secundaria. A pesar de que las inundaciones con agua ofrecen una mayor
eficiencia de recuperacién, el uso de CO;, para incrementar o mantener la presiéon
del yacimiento ha sido considerado en un namero limitado de proyectos, existen
condiciones en la cual la utilizacion del agua como un agente suele no ser la mejor
opcion, tales como una muy baja permeabilidad de la roca del yacimiento o
cuando las condiciones geoldgicas no favorecen el uso de esta.

En este proceso, el CO; es inyectado en un modo GSGil, Inyeccion de Gas
de Gravedad Estable, en el cual el CO; es inyectado en la cima del yacimiento con
gastos lentos con el objetivo de llenar el volumen de los poros de la roca del
yacimiento. La inyeccion de gas crea una capa artificial de gas, la cual empuja al
mismo tiempo al aceite hacia abajo y hacia los extremos del yacimiento donde se
encuentran por lo general los pozos productores, Figura 3.21. La presencia de
agua dentro del yacimiento reduce la eficiencia del proceso, ya que inhibe el flujo
del aceite.
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Figura 3.21 Esquema de la técnica de desplazamiento inmiscible (E. Tzimas y A. Georgakaki,
2005).

El proceso de desplazamiento inmiscible ha visto aplicaciones muy
limitadas hasta la fecha, la razén es la economia desfavorable. Mientras que
cantidades significativas de CO, son necesarias Yy en muchos casos una serie de
nuevos pozos necesitan ser construidos, la produccién de aceite adicional es muy
lenta. Hasta 10 afios de inyeccion pueden ser necesarias antes de que el
proyecto comience a producir mas aceite. Por otra parte, un proyecto inmiscible es
tipicamente implementado en todo el yacimiento, lo que limita las oportunidades
de aplicaciéon a menor escala (E. Tzimas y A. Georgakaki, 2005).

La creciente importancia de los beneficios econdmicos potenciales de la
captura y almacenamiento de carbono en el marco del régimen de la Unién
Europea dentro del comercio de emisiones podria, sin embargo, hacer que este
proceso sea cada vez mas atractivo comercialmente. Proyectos de
desplazamiento inmiscibles pueden almacenar mas grandes volumenes de CO2
gue los proyectos de desplazamiento miscibles. Mientras que en los proyectos de
desplazamiento miscible la cantidad de CO; bajo la tierra almacenada es dictado
por la disolucién del aceite, en los proyectos de desplazamiento inmiscible, la
capacidad de almacenamiento CO, esta limitada solo por la porosidad de la roca
del yacimiento.

3.9 Disefio e implementacion de lainyeccion de CO;
3.9.1 Introducciodn.

El objetivo genérico de un proyecto de recuperacién mejorada es incrementar
o mantener el factor de recuperacion final de hidrocarburos.

Existe una gran cantidad de procesos los cuales pueden ser aplicados a un
yacimiento, los cuales son mostrados en la Figura 3.1.La seleccién de un proceso
de recuperacion mejorada para aplicarse a un dicho yacimiento tendra que ver con
la madurez tecnoldgica y la experiencia que tenga dicha opcién. La inyeccion de
CO; es considerado un método maduro, la cual la hace una opcién muy viable ya
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que ha quedado demostrado que en condiciones favorables se obtienen grandes
recuperaciones de aceite, la Figura 3.22 ilustra que la inyeccion de CO, se
encuentra ya en una etapa comercial.
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Figura 3.22 Situacién actual de las tecnologias de recuperacion de aceite (Abdulaziz, S.K.,
2010).

El principal propoésito de esta seccion es la de describir las actividades que
se deben de realizar en un proyecto de recuperacion mejorada, desde su
escrutinio hasta su aplicacion a escala de campo. En Figura 3.23 se muestran las
diferentes actividades que deben realizarse para la implementacion de un proyecto
de recuperacion mejorada

Disefio de la ieri i
Estudios IGErR, . Eiecucén, Masificacon
Monitoreoy del
Evaluacion Proceso

Andlisisdela  Escrutinio del Seleccinde]  Pruehapiloto Procuray

i de
Informacion G Laboratorio A Diseiio del

proceso
Figura 3.23 Actividades para un proyecto de recuperacion mejorada (PEMEX, 2010).

Construccion
(IPC)

La implementacion de un proceso de recuperacibn mejorada debe ser
basada en un objetivo especifico, el cual es establecido conforme a cada caso en
particular. El objetivo debe establecerse en funcion de diversos aspectos como

son: la ubicacion del campo, la litologia del campo, volumen de aceite remanente,
etc.
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La ubicacion del yacimieto, es decir, si el yacimiento se encuentra en tierra o
en el mar, pues muchas veces existe la limitante de espacio en el mar, ademas de
que los proyectos marinos tienen un costo mayor que los terrestres.

El estado actual del yacimiento juega un papel fundamental en la aplicacién
de un proceso de recuperacion mejorada en términos generales, pues por lo
general el grado de caracterizacion esta en funcion del tiempo de explotacion que
tenga el yacimiento. En etapas tempranas de desarrollo la eleccién de un proyecto
de recuperaciéon mejorada es complicada y podria llevar al fracaso del proyecto,
pero conforme se va avanzando en la vida productiva del yacimiento se tendra una
mayor informacion y de mejor calidad con lo cual se podra tomar la mejor decision.

La fuente de suministro es de gran relevancia en la viabilidad del proyecto,
es sumamente importante el optimizar la distancia entre la fuente de suministro y
el sitio de inyeccion pues el transporte de cualquier sustancia esta en funcion de la
distancia. Existen factores con gran impacto en la eleccién de un procesos de
recuperacion mejorada los cuales no fueron mencionados anteriormente como son
el volumen de aceite remanente, el tipo de aceite, etc., pues ellos son tomados en
cuenta en los criterios de escrutinio.

Es importante establecer de manera especifica la meta del proyecto pues de
esta forma se puede evaluar el desarrollo del proyecto, esta meta estard en
funcidén del potencial y caracteristicas del campo para que de esta forma pueda
ser alcanzable.

El proceso de implementacion de un método de recuperacion mejorada
comienza con el andlisis de la informacion. Este proceso consiste en la
adquisicién, analisis y validacion de la informaciéon la cual conforme se va
avanzando en la explotacion del yacimiento dicha informacién es mas confiable.
En la etapa de recoleccion y andlisis de informacion trabajara un grupo
multidisciplinario  constituido principalmente por: geofisicos, geodlogos vy
petrofisicos.

Desde la exploracién hasta el abandono, se recolecta una gran cantidad de
informacion. Se requiere una planificacién cuidadosa de la toma de informacion,
estableciendo la prioridad y el area de oportunidad, ya que existe informacién
estratégica, que debe ser tomada al inicio de la explotacion del yacimiento.

Por lo general, durante la vida de un yacimiento se requiere de una gran
cantidad de informacién, sin embargo, puede existir una reduccion en la
adquisicion de datos por diversos problemas como son: problemas operativos,
presupuesto reducido, prioridad de la produccién o reduccion de costos. Cierta tipo
de informacion (como son: propiedades iniciales de los fluidos, contactos agua-
aceite, gas-agua, presion inicial del yacimiento) solo se pueden obtener en una
etapa de desarrollo inicial, es por esto que este tipo de informacion debe ser
tomada en el momento oportuno y utilizando el procedimiento y andlisis correcto.
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Existe informacion como la toma de nucleos la cual no se le puedo aplicar
a todos los pozos por lo costoso que es, dicha informacidén nos servira para poder
validar los datos obtenidos de los registros geofisicos. Sera esencial determinar
los datos a registrar, el procedimiento y la frecuencia que debe seguirse. Sera
importante ir validando la informacion que se valla obteniendo, los registros
geofisicos pueden calibrarse a través de la informacién obtenida en el laboratorio
de petrofisica como es la porosidad, la permeabilidad, la compresibilidad de la
roca.

El proceso de la adquisicion de informacion es un proceso dinamico que se
debe de estar actualizando constantemente conforme se avance en el proceso de
explotacion del yacimiento, la informacion debe ser guardada en una base de
datos para poder manipularla de forma eficiente.

Existe una serie de estudios los cuales son necesarios para la aplicacion de
un proceso de recuperacién mejorada, que van desde estudios geoldgicos hasta
los estudios de simulacion.

Un modelo geolégico del yacimiento es indispensable para poder
implementar de manera eficiente un proceso de recuperacién mejorada, dicho
modelo el constituido por el modelo estructural y estratigrafico asi como también
del modelo de las propiedades petrofisicas.

Dentro de los estudios necesarios para llevar a cabo un proceso de
recuperacion secundaria y mejorada estan la caracterizacion de los fluidos.
Estudios petrofisicos deben de ser realizados para poder realizar la
implementacion de un proceso de recuperacion secundaria y mejorada. Para tener
estudios petrofisicos representativos, los ndcleos deben ser preservados; en caso
contrario, los nucleos deben ser afiejados antes de utilizarlos para el
desplazamiento.

Los estudios de balance de materia permiten definir los mecanismos de
empuje, estimacion del volumen original de aceite. Mediante la aplicacion de
balance de materia de manera independiente o conjunta con otro método, se
puede estimar los siguientes parametros del yacimiento:

1. Volumen original de aceite y gas
2. Determinacion de los mecanismos de empuje en las diferentes etapas de
explotacion
3. Reservas remanentes de aceite y gas bajo las condiciones actuales de
explotacion
Los estudios de caracterizacion dinamica de yacimientos son indispensables
en el disefio e implementacidon de un proceso de recuperacion secundaria y
mejorada. La caracterizacion dinAmica de yacimientos tiene como objetivo evaluar
los parametros de sistema pozo-yacimiento bajo condiciones dinamicas. Del
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analisis e interpretacion de pruebas de variacion de presion y datos de produccion,
es posible determinar informacién como:

e Permeabilidad

e Capacidad de flujo de la formacion

e Daiio total

e Presion inicial y presion promedio del yacimiento

Los estudios de simulacion numérica de yacimientos son una parte
fundamental en la explotacion de un yacimiento de una forma eficiente, pues
consideran el flujo de fluidos en diferentes direcciones como también las multiples
fases presentes. Existen varias razones importantes para realizar estudios de
simulacion numérica a la aplicacion de la inyecciéon de CO,, las cuales son
(Amador, 2010):

e Estudiar la recuperacion final del yacimiento, considerando el
comportamiento bajo diferentes esquemas de produccion.

e El tiempo en el cual debe iniciarse el proceso de inyeccion de CO,, para
lograr maximizar la recuperacion final.

e Investigar los efectos de nuevas ubicaciones y espaciamiento entre pozos,
asi como de pozos horizontales, multilaterales etc.

A partir del andlisis de toda la informacion antes mencionada se podra
realizar el escrutinio técnico, la seleccion apropiada de algin proceso de
recuperacion mejorada es clave en el éxito del proyecto, la cual dependera del uso
de las herramientas que existen para elegir algun proceso y de la calidad de
informacion que alimente a estas. La mayoria de las técnicas se basa en la
informacion tanto del yacimiento como de los fluidos que se encuentran en él. Se
recomienda vaciar toda la informacion en una ficha para de esta manera poder
elegir las posibles opciones. Existen varios criterios que permiten realizar una
preseleccion de los métodos de recuperacion mejorada a un cierto yacimiento,
dentro de los principales se tienen los siguientes:

e Guia de escrutinio de Taber
e Meétodo del programa selector
e Meétodo de sistemas expertos

La siguiente etapa dentro del proceso de disefio e implementaciéon de un
proceso de recuperacion mejorada es la de los estudios de laboratorio a los
procesos de recuperacion mejorada preseleccionados como posible a aplicar al
yacimiento.

Para un proceso de inyeccion de CO, es indispensable el realizar los
estudios de laboratorios basicos a la roca y a los fluidos. Uno de los andlisis
fundamentales son los Andlisis Petrofisicos los cuales consisten en estudiar las
propiedades de la roca y su relacion con los fluidos que contienen en estado

92

—
| —



INYECCION DE CO, COMO METODO DE RECUPERACION MEJORADA

estatico, estos analisis aportan informacion como es: la porosidad, el contenido de
fluidos, la mojabilidad, las permeabilidades relativas, la compresibilidad de la roca.
Los analisis PVT son fundamentales para poder caracterizar los fluidos y tienen
como objetivd reproducir el comportamiento de los fluidos a diferentes
condiciones. A partir de estas pruebas se obtiene: Rs, Bo, Z, Bg, API, Co, Pb.

Practicamente cualquier método de recuperacion mejorada requiere de la
realizacion de los estudios béasicos de laboratorios, los cuales fueron descritos
brevemente arriba, pero dependiendo de la seleccion de algiun método en
especifico se requerira de estudios especiales de laboratorio.

A partir de este momento solo nos enfocaremos a la implementacion de la
inyeccion de CO,. Como se menciona anteriormente la inyeccion de CO, se
puede dar tanto en condiciones miscibles o inmiscibles la cual estar en funcion de
las caracteristicas del yacimiento y de la composicion del aceite. En ciertas
circunstancias la inyeccion de CO, inmiscible puede ofrecer buenos resultados, tal
es el caso de yacimientos con un gran espesor y una buena permeabilidad
vertical. Los estudios de laboratorio requeridos para la inyeccion de CO, (Luna,
2010) son los siguientes:

e Prueba de desplazamiento

e Pruebas de Hinchamiento

e Pruebas de presién minima de miscibilidad
¢ Pruebas de solubilidad del gas en agua

e Pruebas de titulacién por CO,.

Prueba de desplazamiento: en esta prueba el nucleo se coloca dentro de una
celda y se extrae el aire del sistema mediante una bomba de vacio a temperatura
ambiente. El sistema se satura con salmuera y se deja reposar por un intervalo de
tiempo a temperatura ambiente, posteriormente se aplica vacio para extraer una
cantidad de agua hasta que quede una saturacién de agua deseada. Por la parte
inferior de la celda se inyecta aceite vivo hasta alcanzar una presion estable y se
deja afiejar a condicion del yacimiento, para después inyectar por la parte superior
el gas y se calculan las saturaciones residuales y el porcentaje de recuperacion.
Se realiza la inyeccién de gas a gasto bajo para permitir que interactien con la
matriz. La inyecciéon se mantiene hasta que la produccion de aceite en la zona
baja del nucleo llegue a cero. En esta prueba se evalla el desplazamiento por
inyeccion de CO, tomando en cuenta la condicién del yacimiento para evaluar la
recuperacion de aceite y considerar el efecto del drene gravitacional en el sistema.

Prueba de Hinchamiento: se inicia aplicando vacio en una celda de difusion
durante, un periodo de tiempo, posteriormente se envia el gas de inyeccion a esta
celda, la cual se estabiliza a condiciones del yacimiento. Una vez alcanzadas las
condiciones del yacimiento, la celda sera colocada dentro de un horno de
conveccién para controlar la temperatura. Finalmente se inyecta el gas desde la
parte inferior de la celda a un gasto determinado, el cual se fija para controlar la
presion. El volumen de aceite inyectado es igual al 50% del volumen que tiene la
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celda. Durante el proceso de inyeccion del aceite, parte del gas se libera por la
parte superior para mantener la presion constante. Posteriormente, se aisla el
sistema y se monitorean los cambios de presion, temperatura. En esta prueba se
evalia los fenobmenos de hinchamiento del aceite al estar en contacto con
diferentes gases de inyeccion.

Prueba de la solubilidad del gas en agua: se realiza un proceso de uniformizacién
del aceite con CO,, @ CY y a una proporcién volumétrica 1:1. El proceso de
mezclado se lleva a cabo poniendo en contacto al aceite y al dentro de una celda
PVT aplicandole agitacién, manteniendo las condiciones de presion y temperatura
constante por lo que para ello es necesario aumentar o reducir el volumen total de
la mezcla. A partir de esta prueba se determina el grado con el cual el gas
inyectado se disolvera en los fluidos del yacimiento y la presion en la que existe
una fase simple y también puede determinarse el comportamiento de la
viscosidad.

La forma de determinar la presion minima de miscibilidad fue descrita con
anterioridad. Posteriormente de haber realizado las pruebas de laboratorio es
necesario el realizar un escalamiento de las propiedades el cual tiene por objetivod
extrapolar el comportamiento fisico que se presenta a escala fina a escalas
mayores.

La siguiente etapa dentro del proceso de disefio e implementaciéon de un
proceso de recuperacion mejorada es la seleccion, entre los procesos
identificados en la etapa de escrutinio, aquel que técnicamente se puede
implementar. El procedimiento se basa en un analisis probabilistico, cuantificando
el impacto del riesgo y las incertidumbres en las variables involucradas en el
modelo de prondstico de produccion.

En esta etapa sera fundamental la utilizacién de la simulacion numérica de
yacimientos, la cual es una tecnologia madura. La simulacién es la Unica forma de
describir el flujo de multiples fases en un yacimiento heterogéneo de una manera
cuantitativa. La simulacion permite predecir el desempefio del yacimiento en una
forma detallada, para planear su explotacion a mediano y largo plazo.

El modelo de simulacion sera una pieza clave en la generacion de
escenarios que, junto con la representacion de incertidumbres mediante
distribuciones probabilisticas, se usaran para construir la curva de eficiencia.

Dentro de esta etapa se deberd de elegir el proceso mas adecuado a
llevarse a cabo. Para dicha seleccidon sera importante el realizar lo que se conoce
como un diagrama de oportunidades, el cual identifica los posibles procesos,
tecnologias, actividades y opciones, cuya combinacion, bajo criterios de
aplicabilidad, factibilidad y oportunidad, construiran posibles escenarios de
produccion (GDPE, 2010).
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Para este punto es necesario el tener los pronosticos de produccion para
cada uno de los posibles procesos a ser implementados, existen diversas
herramientas las cuales nos pueden arrojar dichos prondsticos de produccion,
como son las curvas de declinacion, el método de balance de materia y la
simulacién de yacimientos. Sin duda alguna el método que mejores resultados
arroja es la simulacion numérica de yacimientos. Una de las ventajas del uso de la
simulacion es que es posible conocer los volimenes promedio de fluidos y su
distribucion espacial, con lo cual se puede evaluar la eficiencia del proceso
aplicado.

El modelo paramétrico que nos ayudara a elegir la mejor opcién es el valor
presente neto (VPN), el cual se compone de los prondsticos de produccién asi
como también de los CAPEX y de los OPEX. A través de esto podremos obtener
el VPN para cada uno de los escenarios seleccionados en la matriz de decisién
cuantificando el riesgo. En este momento tendremos la capacidad de elegir la
mejor opcion de explotacion.

Una vez seleccionado el proceso de recuperacion mejorada a ser
implantado en el yacimiento el siguiente paso dentro del proceso de disefio e
implementacion de un proceso de recuperacidon mejorada es el disefio de la
prueba. La implementacién de un proceso de recuperacion mejorada es proceso
sumamente complejo y costoso el cual conlleva un riesgo asociado el cual
dependera de la incertidumbre que tenga el proyecto. Con la finalidad de reducir
las incertidumbres asociadas al proyecto se realiza un prueba piloto la cual se
llevara a cabo en una area representativa del yacimiento a través de esta se busca
el poder obtener mas informacién y el poder analizar como se comporté la
inyeccion de CO;, en una parte del yacimiento, para posteriormente en caso de
gue el comportamiento sea el esperado se realice la masificacion a todo el campo

Los objetivos de la prueba piloto es la de analizar la viabilidad de extender el
proceso seleccionado a todo el campo ademas de mitigar la incertidumbre que se
pudiese presentar: como son la de determinar los gastos y presiones optimas de
inyeccion, determinar la configuracion optima de los pozos, asi como adquirir la
experiencia en el monitoreo de COs.

Las pruebas pilotos se dividen en dos categorias (Beliveau, 1987): pruebas
piloto productoras y pruebas piloto no productoras (de monitoreo). Las primeras
buscan conocer las caracteristicas de medicion de los fluidos
producidos/inyectados. El segundo tipo tiene como objetivo cuantificar las
caracteristicas de desplazamiento.

Para planear la prueba piloto, su ejecucion y su monitoreo, se partird del
escenario ganador y muchas veces es necesario el realizar adecuaciones para
gue los pozos puedan soportar problemas de corrosién debido a la inyeccion de
CO, asi como la colocacion de sensores de presion y temperatura para de esta
forma poder monitorear la prueba. Uno de los objetivos de la realizacion de la
prueba piloto es la poder adquirir experiencia necesaria sobre el comportamiento
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del proceso en el campo y de esta forma estar preparado para los problemas que
pudiesen presentarse con la aplicacion de la inyeccion de CO,.Los principales
problemas operativos dentro de la inyeccion de CO, es la corrosion, aunque
también se puede presentar la depositacion de solidos.

El monitorear una prueba piloto nos ayudara a analizar si el resultado es el
esperado, a través de monitorear los pozos inyectores y productores se puede
obtener informacién como es la eficiencia de barrido, el tiempo de surgencia, los
gastos de inyeccion, etc.

Una vez que la prueba piloto ha mostrado éxito, el siguiente paso es la
ingenieria, procura y construccion del método seleccionado. Para a inyeccion de
CO.,. La Figura 4.24 muestra el diagrama general para la inyeccion de CO,, el
cual comienza con la fuente, en este caso CO,. Para el caso del CO,, este puede
provenir de dos origenes: de origen natural o del procesamiento de los gases de
combustion.

La infraestructura requerida para la inyeccién de CO,, en términos generales es:
e Planta de tratamiento
e Equipo de compresién
e Red de ductos para transporte y distribucion de gas
e Pozo inyector

Es importante hacer notar que el tratamiento del CO, dependera de la fuente
que suministre el CO,, pues también puede obtenerse de algun yacimiento
productor de CO;, (ejemplo el Campo Carmito). Para el caso del CO, de una
fuente antropogénico el tratamiento dependera del tipo de proceso del cual se
haya obtenido este, para el caso de la captura en post-combustion el tratamiento
se lleva a cabo por medio de solventes quimicos como son las aminas.

El procesamiento o tratamiento que recibe el CO, se dada proncipalmente
en la etapa de captura, donde lo que se buscar es el obtener una corriente de CO;
con un alto grado de pureza, pues los contaminantes tales como el H,S afectara la
miscibilidad. Normalmente, el CO, viene acompafiado de contamientes, como el
H.S (endulzamiento) y agua (deshidratacion). Se trata de eliminar el H,S a
minimas cantidades para de esta forma evitar la corrosion

L Procesos o

tratamiento Compresion Red de Pozo
distribucion inyector

J A

Figura 3.24 Diagrama general para la inyeccion de CO2 (PEMEX, 2010)

Fuente
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Los equipos de compresion dependeran de las condiciones requeridas a
inyectar como volumen, presion y la disponibilidad de espacio para la instalacion
de equipos. Uno de los equipos que debe ser seleccionado de forma cuidadosa es
el equipo de compresion principalmente por el costo que tienen estos. Los equipos
de compresion son clasificados en:

e Compresores centrifugos
e Compresores de desplazamiento positivo.

Los equipos centrifugos manejan rangos de presiones de descarga y
volimenes de gas altos y manejan un tamafio mas compacto que los equipos de
desplazamiento positivo. Mientras que los compresores de desplazamiento
positivo manejan pequefios volumen de gas, pero se puede tener rangos de
presiones de descarga altas.

Para el caso del CO,, se busca disefiar la etapa de compresion de tal
manera que el CO, pase de la fase gaseosa a la supercritica sin pasar por la fase
liquida o de mezcla. Una vez que el CO;, se encuentre en el estado supercritico
se debe buscar que nunca caiga en la region bifasica pues en este caso se
generaria un congelamiento y una caida mayor de presion en las lineas. En
algunos casos sera necesario estaciones de compresion intermedias para de esta
forma poder asegurar que el CO, permanezca en estado supercritico.

Serd importante que el proyecto se valla llevando a cabo tal y como se
disefio, por este motivo sera importante el monitorear el proyecto para de esta
forma realizar evaluaciones constantes, en caso de que el proyecto no esté
funcionando como se habia esperado es importante el realizar modificaciones que
compongan el comportamiento de proyecto, todo esto se daréd a escala de prueba
piloto.

La ultima etapa dentro del proceso de implementaciéon de un proceso de
recuperacion mejorada es la masificacion del proceso, la cual consiste en extender
su aplicacion a escala macro (Rivera, 2010), el punto de partida de esta etapa es
el éxito de la prueba piloto y de la cual ya se obtuvo cierta experiencia, pero no por
esto se debe de dejar de monitorear y evaluar, debido a que el desempefio de la
prueba puede variar por areas debido a las heterogeneidades del yacimiento. . Por
otro lado, con el paso del tiempo, las instalaciones, equipos y pozos pueden
presentar problemas de corrosion, desgaste, fugas y otros; por lo que, en un
momento dado, serd necesario hacer las correcciones o ajustes respectivos. En
términos generales en esto consiste el disefio e implementacion de la inyeccion de
CO..
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CAPITULO IV. SIMULACION NUMERICA PARA LA INYECCION DE CO,.
4.1 Introduccioén

La Simulacion de yacimientos es una herramienta que le permite al ingeniero
optimizar la produccién de un yacimiento. Lo que se busca es obtener el esquema
de produccion mas Optimo para ello se analizaran los siguientes esquemas de
produccion:

e Inyeccion de agua

e Inyeccion de CO; inmiscible
e Inyeccion de WAG

e Inyeccion de agua+CO,

Dichos escenarios seran comparados con un caso base el cual consiste en la
explotacion del yacimiento sin la aplicacion de ningdn método de recuperacion
mejorada. En este capitulo se analizaran los esquemas desde un punto de vista
técnico para complementar dicho andlisis en el siguiente capitulo en el cual se
analizaran los esquemas desde el aspecto econdmico, para de estar forma poder
elegir la mejor opcién de explotacion.

Las dimensiones son 21x x 21y x 7z celdas la malla. Para el caso base el
analisis se compone de 4 pozos productores, situados como se muestra en la
Figura 4.1. La longitud que tiene tanto en x como en y cada celda es 78.74 ft,
mientras que en direccion z la celda mide 16.04 ft. Los cuatro pozos fueron
terminados en la quinta capa del yacimiento.

0.00000

Figura 4.1 Localizacion de los pozos para el caso base.
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Para los escenarios restantes el arreglo consta de cuatro pozos productores
y un inyector. El pozo inyector se encuentra ubicado en el centro del yacimiento y
terminado en la séptima capa, es decir, la base del yacimiento, mientras que los
productores se encuentran en las esquinas del yacimiento. El arreglo de los pozos
es mostrado en la Figura 4.2.

| — .

E— T = —— B

Figura 4.3 Comportamiento de la saturacion de aceite después de un cierto tiempo de
explotacion.
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En la figura 4.3 se muestra el comportamiento de la saturacién de aceite al
paso de un cierto tiempo de explotacién, se puede observar como se esta llevando
a cabo el barrido en las diferentes celdas de la malla.

4.2 DESCRIPCION DE LOS ESQUEMAS DE INYECCION.

4.2.1 INYECCION DE AGUA.

Para el esquema de inyeccion de agua se analizé la inyeccion continua de
agua a partir del séptimo afo hasta el final del proyecto, con un gasto constante
de 2000 bl/ diarios, con lo cual anualmente estariamos inyectando 730 000 barriles
de agua. A partir del inicio de la inyeccion de agua se comenzara o tener una
produccion de agua con lo cual se tendra que estar preparado para el manejo de
la misma en superficie, dicha situacion se ilustra en la Figura 4.4.
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Figura 4.4 Comportamiento de la produccion de agua y de la inyeccidn de agua en el esquema
de inyeccion de agua.
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4.1.2 INYECCION DE CO..

El esquema de inyecciéon de CO, se da con la inyeccién de CO, a partir del
séptimo afo con un gasto de 2 MMcf diarios hasta el final del proyecto, una de las
ventajas de utilizar este esquema de inyeccion es la gran cantidad de CO, que se
estaria inyectando, pues estariamos inyectando 104 toneladas de CO,. Algo que
era de esperarse es que la RGA aumentara de una forma considerable después
de comenzar con la inyeccion de CO», lo anterior queda demostrado en la Figura
4.5.
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Figura 4.5 Comportamiento del gasto de inyeccion de CO, y de la RGA dentro del esquema
de inyeccion de CO,.
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4.1.3 INYECCION WAG

La inyeccion alternada de agua y CO,, mejor conocida como WAG por sus
siglas en inglés, es uno de los esquemas que mejores resultados ha arrojado a
nivel mundial. Este esquema consiste en la inyeccion alternada de agua y COa,
cada fluido es inyectado durante un periodo de dos afios. La inyeccion de agua se
da con un gasto de 2000 barriles diarios mientras que la inyeccion de CO, se da
con un gasto de 1 MMcf diarios. Este esquema busca sacar la ventaja que tanto el
CO; y el agua dan en la recuperacion de hidrocarburos inyectandolos de manera
alternada. La Figura 4.6 ilustra como se dan los periodos de inyeccion.

Gasto de inyeccion de gas v Tiempo
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Figura 4.6 Comportamiento de los gastos de inyeccion del CO, y del agua.
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4.1.3 INYECCION DE AGUA + CO..

En el esquema de inyeccion de agua+CO, son inyectados agua y CO;
cada uno durante un periodo de tiempo con un gasto constante. El primer fluido
inyectado es el agua durante un periodo de 3 afios a partir del séptimo afio con un
gasto 1500 barriles diarios, al cabo de los 3 afios de la inyeccion del agua
comienza la inyeccion de CO;, con un gasto de 2 MMcf diarios. La Figura 4.7
ilustra cdmo se da la inyeccion de ambos fluidos durante la vida del proyecto.

Gasto de inyeccion deagua vsTiempo
—— Gastodeinyecciondegas veTiempo
1600 3000
W
1500 = o
1.
o
1400 - o
n
1300 L o
5
1200 - E
) ]
— =
E =0 o
n &
o0 T
B i
m
5o =
¥ -
1 300 =
o - m
C TA, 11}
-0 -Cr
-G L m
[¥] A T
g B0 c
E‘ — 000 0
= S0 g
E - g
o 400 C
% G
] ]‘.C‘ s
Q
0 i i
a
100 B
0 I I 1 1 I | I I | | I EI
1 10 il i
Tiempo [Afios]

Figura 4.7 Inyeccion de CO, y del agua durante la vida del proyecto.
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Conociendo los esquemas de inyeccion que se aplicaran al yacimiento
procederemos a compararlos para a partir de aqui poder decidir cual es el mejor
esquema de inyeccién técnicamente hablando.

Todos los esquemas de inyeccién muestran un comportamiento similar hasta
el séptimo afios, pues a partir de este es cuando se implementa la inyeccion de
algun fluido.

4.3 Comparacion de los esquemas de inyeccion.

Uno de los parametros mas importantes para analizar es el factor de
recuperacion (FOE), este indica el porcentaje de aceite en el yacimiento que se
recupera.

Factor de recuperaion vs Tiempo [Agus+00y) Factor de recuperacion vs Tiemps [Natural)

& recuperacion ve Tiempo [Azua) Factor de recuperadion vs Tiempo (WAG)
& recuperacion vs Tiempo [CO; inmizcible)
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Figura 4.8 Comportamiento del factor de recuperacion para los distintos esquemas
de inyeccion.
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La Figura 4.8 nos muestra el factor de recuperacion para cada uno de los
esquemas, en dicha imagen se puede observar que el mejor esquema es el de
WAG pues logra recuperar la mayor cantidad de aceite aproximadamente el 63 %
de aceite. También se puede concluir que si no se le inyectara energia externa al
yacimiento la cantidad de aceite recuperado seria muy bajo, aproximadamente se
recuperaria el 18%.

La Tabla 4.1 nos muestra el factor de recuperacion final para cada esquema
de produccidn, la recuperacion que se obtiene del esquema WAG y del esquema
de inyeccion continua de agua son muy parecidas.

Factor de
Esquema de Recuperacién
Produccion %o
WAG 63
Inyeccion de agua 62
Inyeccion de agua+C0Oz2 o6
Inyeccion de COz 44
Caso base 18

Tabla 4.1 Comparativa de los factores de recuperacion.
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El comportamiento del gasto de produccion es uno de los parametros que
deben de ser evaluados, algo que se espera es que los mayores gastos de
produccion fueran obtenidos por el esquema de produccion de WAG. En la Figura
4.9 se observa dicho comportamiento.

Gasto de produccin de aceke vs Tiempo {niztural Gasto de produccion de aceite vs Tiempo (002 Inmiscible]
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Figura 4.9 Comportamiento de los gastos de produccién para cada esquema de produccion.

En el caso base (verde) se observa que a partir del octavo afo el yacimiento
no es capaz de producir aceite. Es por ello que es necesario el considerar
suministrarle energia al yacimiento a través de algun fluido. En la Figura 4.9 se
observa que el yacimiento reacciona de una manera favorable a la inyeccion del
CO; y/o agua.
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La cantidad total de aceite extraido es un parametro clave. La Figura 4.10
nos muestra el comportamiento de la produccién acumulada para los distintos
esquemas de produccion, el cual como era de esperarse es mayor para el
esquema de WAG, el esquema de WAG y el de inyeccion de agua muestra una
produccion acumulada de arriba de 2 MM de barriles.
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Figura 4.10 Muestra el comportamiento de la producciéon acumulada para los distintos
esquemas.
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Para el caso base se observa claramente que a partir del octavo afo la
produccion acumulada no aumenta. El esquema de inyecciéon de CO, muestra una
recuperacion de aceite bajo con respecto a los otros tres esquemas de inyeccion.

La Figura 4.11 nos muestra el comportamiento de la presién para los
distintos esquemas de inyeccion.
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Figura 4.11 Comportamiento de la presion para los esquemas de produccion.

La figura 4.11 muestra un comportamiento muy parecido para todos los
esquemas de produccion.

Lo ideal seria producir solamente aceite, pero lamentablemente esta
situacion no se da. La produccién se compone de aceite, agua y gas por lo cual
sera importante el tener en cuenta como se comportan dichos fluidos, debido a
gue el manejo de estos en superficie afectaran nuestras ganancias.

En las Figuras 4.12 y 4.13 se presentan el comportamiento de la RGA y de la
produccion total de agua respectivamente. Para la Figura 4.12 se presenta un
incremento considerable en los esquemas de inyeccion de CO, y agua+CO,.
Mientras que para la Figura 4.13 la produccién mas alta de agua es obtenida por

el esquema de inyeccion de agua. El esquema de WAG también presenta un
incremento importante.
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Figura 4.12 Relacion gas-aceite (RGA) para los distintos esquemas.
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Figura 4.13 Produccién total de agua para los esquemas analizados
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CAPITULO V. ANALISIS ECONOMICO.

5.1 Introduccién

La industria petrolera es una ciencia multidisciplinaria, la cual busca
maximizar sus ganancias con el menor riesgo posible, ya que en dicha industria
abundan los riesgos y las incertidumbres. Un analisis econ6mico complementa un
analisis técnico. Para elegir la mejor opcion de explotacion debe ser analizado
tanto técnicamente como econdémicamente.

e Modelo de Pracesos  04°1° E“*““"‘i“\

B"Modelo de Recoleccion

Modelo de
Pozo

Modelo de
Simulacion

-\'_-\-\.._\_\_\_ _'__,_,.;-"’"'

Figura 5.1 Flujo de Trabajo de un proyectos (schlumberger, 2000)

Para poder determinar cudl es el mejor escenario de produccién es necesario
realizar un andlisis econémico el cual complementara el andlisis técnico
anteriormente realizado. El proceso para elegir cual es el mejor escenario de
produccion es largo y complejo el cual es mostrado en la Figura 5.1.

La evaluacion adecuada de los riesgos e incertidumbre nos permitira elegir la
mejor opcién considerando no solo las ganancias si no también el riesgo que cada
escenario tiene. Para dicha tarea se han desarrollado herramientas que permitan
la correcta toma de decisiones.
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5.2 Metodologia de la evaluacién econémica de proyectos.

La evaluacién econdmica es el procedimiento a través del cual se determina
si un proyecto genera flujos de efectivo positivos, en el cual se determinan las
ganancias para cada una de las opciones analizadas. Es importante generar un
matriz de decisién o también llamado diagrama de oportunidades el cual identifica
los posibles procesos, tecnologias, actividades y opciones, cuya combinacion,
bajo criterios de aplicabilidad y oportunidad construiran posibles escenarios de
explotacion(GDPE, 2010), un ejemplo de una matriz de decisiones es mostrado en
la Tabla 5.1, el cual muestra una serie de opciones.

Tecnologia Volumen Inyeccion Tratamiento Instalaciones

Inyeccion de 2000 BD Pozo nuevo  Fluido nuevo Nueva
agua

WE==LE-CE 2 MMPCD Fozo nuevo Fluido nuevo Nueva
aguay CO2 1500 BD con
recirculacion

WEHEEGLECE 2 MMPCD Pozo nuevo  Fluido nuevo Nueva
coz con
recirculacion

WAG 2000 BD Pozo nuevo Fluido nuevo Mueva
1 MMPCD con
recirculacion

Tabla 5.1 Diagrama de oportunidades

La evaluacién econOmica se da a través de la obtencion de indicadores
econdémicos como son el VPN, TIR, RBC, etc., los cuales nos indican que tan
rentable es dicha opcion sobre las demas. Para el caso de proyectos de
recuperacion mejorada, el modelo paramétrico es el valor presente neto (VPN),
que es alimentado por CAPEX, OPEX y los prondsticos de produccion que son
obtenidos de diferentes medios, en nuestro caso dichos prondsticos fueron
obtenidos a través de la simulacion de yacimientos. La evaluacibn econdémica
esta en funcion de cuatro variable las cuales son:

e Produccion
¢ Precio

e OPEX

e CAPEX
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La correcta evaluacion de cada variable sera de suma importancia para que
de esta forma obtengamos resultados confiables. La produccién en nuestro caso
es obtenida por medio de la simulacion numérica, en algunos otros casos se
puede obtener con ayuda de otras herramientas como son: curvas de declinacion,
balance de materia, etc. Obviamente se busca que el método utilizado sea lo mas
preciso posible, pues de ello depende que nuestros ingresos sean lo mas
apegados a la realidad. El precio es la variable con la mayor incertidumbre y la
cual no depende en ninglin momento de nosotros.

Los egresos estan integrados por los OPEX y los CAPEX, los OPEX
representan los costos de operacion mientras que los CAPEX son los costos de
inversion. Los OPEX y los CAPEX involucran una serie de operaciones y
actividades las cuales cambiaran de acuerdo al tipo de proceso que se esté
llevando a cabo en el yacimiento, Figura 5.2.

Costos de operacion Costos de inversion

Costos del fluido a inyectar Perforacion y reparacion de pozos

Equipo de bombeo y/o
compresion

Tratamiento de agua

Costos de mantenimiento Estudios de laboratorio

Costo del manejo de fluidos

SR s Adecuacion de instalaciones

Figura 5.2 CAPEX y OPEX de un proyecto de inyeccion de CO,.

En el capitulo anterior se eligieron cuatro escenarios de produccion ademas
de un caso base, en dicho capitulo se hizo un andlisis técnico, en el capitulo
presente procederemos a obtener los indicadores econémicos mas importantes
para cada escenario, el primer escenario que analizaremos es el VPN. Para cada
escenario de explotacion sera necesario obtener su VPN. El VPN es la diferencia
entre el flujo de efectivo por una inversion y la propia inversion inicial. Dicho
indicador economico permite determinar si una inversion cumple con el objetivo de
maximizar la inversion.
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Para la realizacion del analisis econdmico se tomaron las siguientes
premisas:

e El horizonte de andlisis fue de 20 afios.

Precio de aceite de 70 Dl/barril.

Precio de gas de 5 DI/Mpc.

Dentro de los egresos los OPEX ocupan el 90 % y los CAPEX 10 %.

Los OPEXy los CAPEX fueron tomados de 15 Dl/barril producido, con la
proporcion antes mencionada.

Las producciones tanto de aceite como de gas fueron tomadas del capitulo
anterior.

De acuerdo al capitulo Il se asumié un precio del CO, de 60 DI/Ton, el cual
involucra la captura, transporte, almacenamiento.

Tasa de descuento del 10%.

Esquema de VPN
producciéon MMdI

WAG 486

Inyeccion de agua 48.5

Inyeccion agua+CQOz 473

Inyeccion COz 413

Tabla 5.2 Comparativa de los VPN para cada esquema de produccion.

En la Tabla 5.2 son comparados los VPN de los diferentes procesos con
opcion a ser aplicados. Hasta este punto se podria decir que el mejor esquema de
explotacion es WAG, es la que genera la mayor ganancia, dicho opcién es la que
mayor cantidad de aceite extrae. Mientras que la inyeccién continua de CO; es la
gue menos ganancia genera esto se debe principalmente al alto costo que implica
capturar, transportar y almacenar el CO,. Para concluir con nuestro andlisis y
poder elegir la mejor opcion de explotacion, haremos un analisis de riesgo, el cual
nos permitird cuantificar el riesgo asociado a cada esquema de explotacion.
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5.3 Andlisis de riesgo.

La eleccion de un esquema de produccion se debe de dar a través de dos
parametros como son: el riesgo y la rentabilidad. La cuantificacion del riesgo se da
por medio del método de Monte Carlo, el cual mediante la asignacion de
distribucion de probabilidades a las variables determinar el riesgo y las
incertidumbres de cada escenario.

El método de Monte Carlo lo que realiza es la iteracién, tomando valores de
las distribuciones de probabilidad asignadas a las variables con una gran
incertidumbre, la eleccidén de dichos valores se da de manera aleatoria, con lo cual
se genera un distribucion de probabilidad a través de las iteraciones hechas.

5.3.1 Analisis de Sensibilidad

La asignacion de distribucion de probabilidad se da a aquellas variables de
las cuales existe una incertidumbre, una forma de reducir la incertidumbre es a
través de un analisis de sensibilidad, el cual identifica a las variables que tienen un
mayor impacto dentro de nuestras ganancias. El impacto potencial de las variables
con incertidumbre sobre el desempefio del proyecto, en términos del VPN se
puede visualizar mediante un diagrama de tornado (Palsson, 2003). En la parte
de abajo se mostraran el andlisis de sensibilidad para los distintos escenarios.

Diagrama de tornado agua

66000000 86000000 106000000 126000000 146000000

Figura 5.7. Diagrama de Tornado para la inyeccion de agua.
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Diagrama de tornado WAG

60000000 80000000 100000000 120000000 140000000

Precio

U
Produccion

oPEX.

Figura 5.8 Diagrama de tornado para WAG.

Diagrama de Tornado de CO, + agua

55000000 75000000 95000000 115000000 135000000
Precio

Produccion

Figura 5.9 Diagrama de tornado para la inyeccion de agua+CO..
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Diagrama de tornado CO,

4. 7E+09 5.7E+09 6.7E+09 7.7E+09 8.7E+09

recm

T
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Figura 5.10 Diagrama de tornado de la inyeccién de CO..

A través de las Figuras 5.7, 5.8, 5.9 y 5.10 es mostrado el analisis de
sensibilidad para los cuatro escenarios, se puede observar facilmente que los
parametros con mayor impacto dentro de nuestro proyecto son el precio y la
produccion, con lo cual solo le asignaremos distribucién de probabilidad a dichas
variables.

Procederemos a realizar el analisis de riesgo para cada escenario, para el
final poderlos comparar en una grafica de desviacion estandar contra el VPN, de
esta forma podremos tomar una decision en funcién de rentabilidad y riesgo.

Existe una gran variedad de distribuciones de probabilidad tales como son:
normal, lognormal, triangular, exponencial, etc. Habra que tener en cuenta las
caracteristicas principales de las distribuciones, para asignarle a nuestras
variables la mas adecuada. Tanto al precio como a la produccién se le asignara
una distribucion log normal, se les sueles asignar este tipo de distribucion debido a
que esta distribucion no presenta valores negativos, y tanto el precio como la
produccion nunca tendran valores negativos. Las Figuras 5.11 y 5.12 muestran
como es asignada la distribucion de probabilidad a aquellas variables con un
impacto dentro de nuestro proyecto. La asignacion de funcién de probabilidad
debe de realizarse para cada caso.
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MNombre:  Produccidn basa '”T_.' w

Distribucion Lognormal
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Figura 5.11 Distribuciéon Lognormal asignada a la produccién.
Distribucion Lognormal
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Figura 5.12 Distribucion lognormal asignada al precio.
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Figura 5.13 Distribucién probabilistica del VPN para la inyeccion de agua.
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Figura 5.14 Distribucion probabilistica del VPN para WAG.
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Figura 5.15 Distribucion probabilistica del VPN para la inyeccion de agua+CO5.
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Figura 5.16 Distribucion probabilistica del VPN para la inyeccién de CO,.
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En las Figuras 5.13, 5.14, 5.15 y 5.16 son mostrados los resultados arrojados
por la simulacion de Montecarlo para cada uno de los casos de andlisis. En la
tabla 5.3 se puede resumir tanto el analisis de rentabilidad como el de riesgo para
cada uno de los escenarios.

Esquema de VPN Desviacién
produccion MM Dls estandar

WAG 48.6 5

Inyeccion de agua 48.5 5.35

Inyeccion de agua+CO, 47.3 4.61
Inyeccion de CO, 41.3 4

Tabla 5.3 Cuantificacion del riesgo y de la rentabilidad.

Una forma mas facil de poder visualizar los resultados obtenidos del andlisis
anterior es por medio del grafico de desviacion estandar contra el VPN.

e
(V)]

Agua

VPN MM dE

i
L

T WAG

i
i

L AEUEFCO2

E
Aumenta la rentabilidad

s
=

mcoz2 Aumenta riesgo

s
=]

3

Desviacion estandar

Figura 5.17 desviacion estandar contra el VPN
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La Figura 5.17 es el punto final dentro de la metodologia de evaluacion de
proyectos, pues a partir de ella es posible elegir un escenario considerando la
rentabilidad y el riesgo asociado a cada escenario. En dicho grafico se analizan
aspectos técnico como también econdmicos. Dentro de los capitulos IV y V
pudimos analizar que la eleccién del escenario de explotacion estaria entre el
esquema de inyeccion de agua o el de WAG, pero la Figura 5.15 nos da la pauta
para descartar la eleccidon de la inyeccion de agua, pues si bien las ganancias son
muy parecidas, la inyeccion de agua tiene asociado un mayor riesgo, con lo cual
podemos concluir que el mejor escenario de explotacion es el de WAG.
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CAPITULO VI. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES.

Se ha notado que existe una relacién entre el crecimiento econémico y el
consumo energético, el cual esta centrado en el uso de combustibles
fésiles. Generando como consecuencia el aumento de CO, principal gas
causante del efecto invernadero. La principal consecuencia del aumento en
las concentraciones de los GEI es el fendmeno conocido como cambio
climatico.

Existe un abanico de opciones tecnoldgicas para reducir las emisiones de
los GEI, entre las que destaca: la tecnologia de captura y almacenamiento
de CO., la cual puede estabilizar y reducir la concentracion de CO,,

Sera importante el identificar los posibles lugares de almacenamiento asi
como los posibles lugares de emision, para de esta forma optimizar el
transporte del CO,.

De los tres tipos basicos de captura de CO,, el que mejores resultados ha
presentado es la captura en post-combustion a base de aminas.

La captura a en post combustion, es la tecnologia en la que menor
concentracion de CO, puede ser capturado. Pero sera la que mayor
cantidad aporte debido a que la mayor parte de las grandes instalaciones
operan de dicha forma.

Los costos de transporte del CO, estan en funcion de la cantidad y de la
distancia transportada, es por ello importante disefiar Optimamente las
instalaciones de transporte para reducir dichos costos.

La posibilidad de almacenar el CO; en diferentes escenarios geoldgicos es
posible, pero sin duda alguna la mejor opcion es la de aplicarlo como un
fluido desplazante dentro de los yacimientos petroleros.

Los mecanismos por los cuales el CO, es retenido en el subsuelo son
mecanismos de retencion fisicos y geoquimicos. La combinacion de estos
incrementara la efectividad de almacenamiento geologico.

Los mejores resultados obtenidos a nivel mundial con la inyeccion de CO;
fueron obtenidos a través de la inyeccion del CO, de forma miscible, en
comparacion a la inyeccion del CO, de forma inmiscible.
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El inyectar CO, con el esquema de WAG tiene resultados bastante buenos,
mejor que la inyeccion continua de CO,. El agua mejora el barrido areal del
flujo de CO, a través de la reduccion de la permeabilidad relativa del CO».

Para la prueba piloto analizada en la tesis, se pudo comprobar que el
esquema de inyeccion WAG da buenos resultados, ademas de que reduce
la cantidad de CO;, necesaria.

A pesar de los costos que implica la tecnologia de Captura y
Almacenamiento de CO», pues se sabe que el costo del CO; con dicha
tecnologia anda en 60 dolares por tonelada, el beneficio adicional que nos
genera la inyeccion de CO; puede hacer que la tengamos en mente.

Para nuestra prueba piloto se pudo concluir que el mejor esquema de
inyeccion tanto técnica como econdmicamente es el WAG.

La tecnologia tendra una mayor utilizacion cuando mas paises empiecen a
dar incentivos econdmicos a empresas que reduzcan la concentracion de
CO..

Sera recomendable la utilizacion de un simulador para poder disefiar de la
mejor manera la inyeccion de CO,,

Sera recomendable el utilizar las herramientas disponibles con lo que
respecta al escrutinio técnico para la inyeccion de CO,.

Se recomienda el monitorear cada una de las etapas de la tecnologia de
captura y almacenamiento de CO,.

Se recomienda crear leyes y organismos que regulen cada una de las
etapas de la tecnologia.
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Nomenclatura

Simbolo
Descripcion
AlE Agencia Internacional de la Energia
Ar Argon
CAC Captura y Almacenamiento de CO,
CH,4 Metano
cm centimetro
CcoO Monoxido de carbén
CO, Dioxido de Carbono
COE Costo de la electricidad
DEA Dietanolamina
EOR Recuperacion mejorada de aceite (EOR por sus siglas en
ingles)
gal galén
GEl Gases de efecto invernadero
Gt Gigatoneladas (1 Gt=10"Kg)
H, Hidrogeno
H,O Agua
H,S Acido sulfhidrico
HCI Acido clorhidrico
HFCs Hidrofluorocarbono
IPCC Panel Intergubernamental contra el Cambio Climatico
Kg Kilogramo
Km kilometro
KPa Kilopascal
kWh Kilowatt hora
Ib Libra
m Metro
m? Metros ctbicos
MDEA metildietanolamina
MEA Monoetanolamina
mg Miligramos
MG Megawatt
MM Millones
Mt Megatoneladas (1Mt=10° Kg)
N> Nitrégeno
N,O Oxido Nitroso
NO, Oxidos de nitrégeno
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Oz
Pc
PFCs
PMM
pmm
ppmv
Pt

SFs
S0O2

SOx

tCO;
TEA

°C
°F
°K

Oxigeno
Presion critica

Perfluorocarbono

Presién Minima de Miscibilidad
Partes por millén

Partes por millén en volumen

Presién en el punto triple
segundo

Hexafluoruro de Azufre
Dioxido de azufre

Oxidos de azufre
Temperatura critica

Tonelada de CO;
Trietanolamina

Temperatura en el punto triple
Grados centigrados

Grados Fahrenheit
Grados kelvin
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