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Las emanaciones de dioxido de carbono (CO;) a la atmoésfera procedentes de los
procesos de produccién de los pozos del campo Guario (500 a 600 ppm,v) y de las
plantas de extraccion a través del venteo y quemado de la mayor parte del gas natural, ha
ocasionado serios problemas de contaminacién ambiental tanto en el area industrial
PDVSA GAS como en sus inmediaciones, por tal razon fue necesario evaluar la
inyeccion de CO, en acuiferos salinos con el propoésito de contribuir a la reduccién de la
emisiones de dicho gas al ambiente, para ello se realiz una seleccion de aquellos pozos
del campo Guario que cumplian con las profundidades y espesores requeridos, asi como
su ubicaciéon cercana a un yacimiento depletado, posteriormente se procedié a la
evaluacion petrofisica de los pozos, mediante correlaciones matematicas para determinar
las propiedades de las rocas, seguidamente se analizaron las caracteristicas de las aguas
de los acuiferos, basadas en ensayos de laboratorios efectuadas a pozos activos vecinos a
estos, a fin de conocer las concentraciones de iones de calcio, hierro y magnesio
imprescindible para establecer las interacciones quimicas de los fluidos (agua y CO;) con
la roca, finalmente se estimé la tasa de inyeccion de CO, en los acuiferos por medio de
un analisis nodal. Previo a esto, se hizo una descripcion de las tecnologias de separacion
de CO, existentes en el mercado. Realizado el estudio, se tiene que los pozos
seleccionados pertenecen a las arenas NAC2 y NAE1, constituida basicamente por aguas
muy duras con ausencia de iones carbonatos en solucion y tendencia incrustante; los
mayores parametros petrofisicos de permeabilidad y porosidad y tasa de inyeccion de
CO; se reflejo en el pozo de la arena NAEL, adicionalmente, las reacciones quimicas que
se establecieron permitieron inferir sobre una posible formacion y precipitacion de los
compuesto carbonatados en las formaciones.
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INTRODUCCION

Los altos niveles de dioxido de carbono (CO,) liberado a la atmdsfera son
generados principalmente por la quema de combustibles fosiles tales como petréleo,
carbon y gas natural provenientes de la produccion petrolera, asi como también, del
uso indiscriminado de los sistemas agricolas y transformaciones en la utilizacion de la
tierra, entre ellas, la deforestacion, aunado al desarrollo econémico, provocando
cambios ecoldgicos profundos, es decir, dafios por la destruccion de ecosistemas
como consecuencia del aumento progresivo de la temperatura de la Tierra, generando

problemas sociales, econdmicos, ambientales, politicos, cientificos, entre otros.

Entre las alternativas empleadas en la industria petrolera para mitigar el
impacto ambiental se ha propuesto almacenar el CO, a largo plazo en formaciones
geoldgicas como son los yacimientos de petrdleo y gas agotados, las capas de carbon
y especificamente en acuiferos salinos por representar el potencial de
almacenamiento mas ampliamente disponible (100 y méas de 1000 gigatoneladas de
carbono), en donde se originan una series de reacciones quimicas con los fluidos del
acuifero y las rocas, que permiten el entrampamiento geoldgico ya sea mineral o por
solubilidad con el agua de formacién. La inyeccién de CO, en acuiferos salinos
constituyen una técnica contrastada, con buenos resultados, por lo que es importante
resaltar que las arenas depositoras deben cobrar una mayor relevancia, ya que alli se
va a retener el fluido a inyectar, siendo necesaria la evaluacion de una roca almacén
con buena porosidad y permeabilidad que garantice su confinamiento de forma
estable y segura.

El presente estudio fue evaluado en los acuiferos salinos del campo Guario del
Area Mayor de Anaco por poseer una produccion de CO, de 500 a 600 ppm, v y ser uno

de los campos mas cercano a la planta de extraccion de San Joaquin, mediante la



aplicacion de softwares, carpetas de pozos, registros y simulaciones numeéricas, para
la seleccién de pozos prospectivos, la caracterizacion de las aguas para la
determinacion de las reacciones quimicas, la obtencion de las propiedades
petrofisicas de las formaciones y la cuantificacién del volumen de CO, que pueden

recibir esos pozos.



CAPITULO 1

EL PROBLEMA

1.1 PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

Desde el inicio de la produccion petrolera venezolana la acumulacion de
dioxido de carbono (CO,) en la atmésfera y su impacto se ha incrementado
considerablemente en la medida que se consumen combustibles fosiles, se continua
contaminando el mar con desechos y derrames de productos quimicos y se destruyen
bosques, siendo uno de los agentes causantes del denominado efecto invernadero,
debido a que parte de la radiacion solar es atrapada por este gas y retenido en la
superficie terrestre. Datos demuestran que la concentracion atmosférica medida ha
aumentado de unos 260 ppm,v a mas de 350 ppm,v en la actualidad (Akyn, 2005),
representando sélo la mitad del dioxido de carbono que se estima se ha vertido a la
atmdsfera, generando la actual tendencia al calentamiento del planeta con el
consiguiente aumento de temperaturas que se ha vuelto alarmante, tanto asi que
para la década de 1990 la preocupacion por los posibles efectos que sobre el clima
pudiera originar la proliferacion de contaminantes como consecuencia de las acciones
del hombre, hizo que algunos gobiernos tomaran en consideracion medidas para

reducir las emisiones de diéxido de carbono.

Actualmente en el &rea industrial PDVSA-GAS Distrito Gas Anaco se han
estado presentando problemas de contaminacion ambiental generados por las
operaciones de produccién y endulzamiento del gas natural en los yacimientos, en las
plantas de extraccion y tratamientos, especificamente en los Criogénicos mediante el
venteo y quemado de la mayor parte del gas asociado y en el Sistema de Transmision

de Gas del Area de Anaco, por no contar con una infraestructura que permita la



remocion de impurezas de este gas y un trato adecuado e importante para su
disposicion final, ocasionando el incumplimiento de las especificaciones ambientales,
liberandose grandes volimenes de gases acidos como el CO,, que por su elevada
fuente de emision produce un oscurecimiento de la capa atmosférica, que permite la
entrada de la radiacion solar, pero no la salida del calor emitido, contribuyendo a la

reduccién de la capa de ozono.

Ante la situacion planteada, la gerencia de Perforacion de PDVSA Distrito Gas
Anaco en conjunto con un equipo multidisciplinario, ha planteado la necesidad de
disponer del CO; del gas rico procedentes de la produccion de los pozos del campo
Guario (500 a 600 ppm,v de CO,) existentes en la planta de extraccion San Joaquin,
para su utilizacion y evaluacion como fluido de inyeccion en acuiferos salinos de
pozos inactivos del Campo Guario, perteneciente al Area Mayor de Anaco (A.M.A),
de tal manera de almacenarlo en esas formaciones con el fin de aminorar o reducir las
emisiones de dicho gas a la atmoésfera. Para ello, se estudiaron en detalles las distintas
tecnologias existentes de separacion del CO,, asi como también la revision de las
historias de los acuiferos, atendiendo a pardmetros petrofisicos optimos, estados
mecanicos y la ubicacion cercana con respecto a la planta de extraccion de San
Joaquin, de donde se obtendra el CO; a ser inyectado. Se analizaron las aguas de las
arenas de pozos vecinos activos a estos para inferir sobre el contenido de minerales
de calcio, hierro y magnesio, necesarios para predecir las reacciones quimicas entre el
fluido del acuifero y los minerales de la roca. De igual forma se estimo la tasa de
inyeccion de CO; a través de un analisis nodal, con la ayuda de programas de

simulacion.



1.2 OBJETIVOS DE LA INVESTIGACION
1.2.1 Objetivo General

Evaluar la inyeccion de CO, industrial en acuiferos salinos para control

ambiental. Campo Guario, Area Mayor Anaco.

1.2.2 Objetivos Especificos

» Describir las tecnologias de separacion del CO..

» Seleccionar los acuiferos salinos de pozos inactivos del Campo Guario

candidatos a la inyeccion de CO,,

» Caracterizar los parametros fisicoquimicos de las aguas de las arenas de los
pozos aptos a la inyeccién a través de pruebas de laboratorio a arenas de agua

de pozos activos cercanos a los candidatos.
» Determinar los parametros petrofisicos de los pozos seleccionados.

» Determinar las reacciones quimicas existentes entre el fluido del acuifero, el

CO.y los minerales de la roca.

» Estimar la tasa de inyeccion de CO, considerando el uso del programa
PIPESIM 2003.

1.3 JUSTIFICACION DE LA INVESTIGACION

Sin los gases como el dioxido de carbono (CO;) que crean un efecto
invernadero natural, la vida sobre este planeta, tal como la conocemos, no existiria,
sin embargo, la utilizacién y quema de combustibles fosiles (petroleo, gas y carbon)

provenientes de las actividades humanas en la industria, en los procesos de



generacion de energia, mineria, entre otros, han sido las causas principales de las
emisiones de grandes cantidades anuales de CO, a la atmésfera y la responsable del
cambio climatico, rebasando la capacidad de absorcion de la tierra y por consiguiente
el calentamiento global.

El incremento de este gas en el ambiente amenaza con provocar aumentos de
temperaturas nunca antes vistas, extincion de plantas y animales, desaparicion de
glaciares, disminucion de fuentes de aguas dulces, cambios en los cultivos, huracanes,
inundaciones de zonas costeras, sequias y otros trastornos climaticos, unidos a una
elevacion del nivel del mar y un deshielo de los glaciares, pérdida de arrecifes de
coral, hambruna, deslaves, tormentas, enfermedades y muerte, todo esto ha
conllevado a establecer acuerdos comunes, responsabilidades y compromisos para la
mitigacion y adaptacion de este fendmeno climéatico mediante sucesivas reuniones e
iniciativas creandose lo que se conoce hoy como la Convencién Marco de las
Naciones Unidas sobre el Cambio Climatico cuyos resultados constituye el Protocolo
de Kyoto que es un instrumento que obliga a los paises industrializado que firmaron

dicho acuerdo a reducir sus emisiones de 5,2 % de los niveles de 1990 al 2008-2012.

En Venezuela para el afio 2003, se estimd que la liberacion de este gas al
ambiente era de 30 millones de pies cubicos diarios, de los cuales el 55,1% se libera
en procesos de la industria petrolera, representando el 0,48% de emisiones a nivel
mundial. Por las consideraciones anteriores, Petréleos de Venezuela S.A (PDVSA) y
la gerencia de perforacion del Distrito Gas Anaco, ofrece la alternativa de capturarlo
y almacenarlo en acuiferos salinos a fin de reducir en gran medida su concentracion y

efecto a la atmosfera.



CAPITULO 11

MARCO TEORICO

2.1 ANTECEDENTES DE LA INVESTIGACION

La inyeccion de CO, en formaciones geoldgicas ha representado durante
muchos afios atrds una alternativa para el recobro de petréleo, por ser un agente
miscible muy efectivo que reduce la viscosidad del crudo desplazandolo a los pozos
productores, por otro lado para minimizar costos en impuestos por emisiones
ambientales de este gas. Sin embargo, en el oriente del pais esta técnica no se ha
empleado, por lo que no existen estudios previos, razones por la cual la industria
petrolera esta ejecutando proyectos a futuros como la inyeccién en acuiferos salinos,

revaporizacion y recuperacion secundaria de crudo.

Nguyen, (2003). La empresa Teikoku Oil pone en marcha el primer proyecto de
captura y almacenamiento de CO; en Japon, en un acuifero de 1100 metros de
profundidad situado en la base de Iwanohara en la ciudad de Nagaoka, con el fin de
contribuir en parte a las reducciones de este gas a la atmosfera. Para este experimento
se selecciond el mejor sitio a través de la examinacién de las condiciones geoldgicas
y geogréficas y se dispuso de una fuente cercana para la extraccion de CO,, ademas
se tomaron muestras de nucleos y se emplearon tomografias sismicas para simular en
laboratorio el comportamiento de migracion del gas en el fondo del pozo.
Actualmente se estan inyectando 20 toneladas de CO, diaria y se prevé en un futuro

inyectar en total 10000 toneladas de CO,.



Segun Bennaceur, (2004). A principios de 1996 la empresa Statoil y sus socios
logran por primera vez la captacién y almacenamiento de CO, socios en el Campo
Sleipner del Mar del Norte, situado a 250 km al oeste de Stavanger, Noruega. Statoil
lo capta y lo separa empleando el solvente Monoetanolamina (MEA) y luego lo
inyecta en un acuifero salino de la Formacion Utsira, utilizando un solo pozo de
inyeccion de gran desviacion a una profundidad entre 800 y 1000 metros. El proyecto
Sleipner ha inyectado 1 millon de toneladas métricas de CO, por afio desde
septiembre de 1996 a una presion de flujo de fondo de pozo supercritica de
aproximadamente 1523 Ipca, que es inferior a la presion de fracturamiento de la
Formacion Utsira. Este proyecto lo realiza Statoil con la finalidad de disminuir los
gastos en concepto de impuesto al carbono marino en Noruega, representando el
primer proyecto de captacion y almacenamiento a escala industrial y constituye la

base para el éxito de los proyectos futuros.

Segun Bennaceur (2004). En su investigacion realizd un experimento piloto en
la salmuera de la Formacion Frio situado a 50 km al noreste de Houston, en el Campo
South Liberty, que corresponde a un intervalo de areniscas deltaicas y de llanura
costera estratigraficamente del Oligoceno y descansa sobre el flanco sudeste de un
domo salino La zona de inyeccion se ubica entre 1,539 y 1,548 m de profundidad.
Esta disefiado para probar las técnicas de modelado, monitoreo y verificacion del
almacenamiento del CO,, el proyecto apunta a reducir el costo, riesgo y tiempo
necesarios para implementar un proyecto de almacenamiento geologico de CO,. Mas
concretamente, el proyecto tiene varios objetivos especificos: demostrar que el CO,
puede ser inyectado y almacenado en forma segura, determinar la distribucion del
CO; en el subsuelo mediante la utilizacion de diversas técnicas de monitoreo, validar
los modelos y adquirir el nivel de experiencia adecuado para proceder con la

inyeccion en gran escala.



AKkyn, (2005). Otra aplicacion de esta investigacion se efectud en acuiferos
salinos al este de Turquia. La capacidad de secuestracion potencial de CO, de la
formacion del acuifero Midyat de carbonato de calcio situado al sureste de Turquia,
fue evaluada usando un experimento monitoreado de tomografia computarizada (CT).
Los cambios de porosidad junto con los tapones de ndcleo perforados de la formacion
del acuifero y los cambios correspondientes de permeabilidad fueron reportados para
diferentes tasas de inyeccion de CO,, presiones, temperaturas y las diferentes

concentraciones de sal.

2.2 DESCRIPCION DEL AREA EN ESTUDIO

2.2.1 Ubicacion Geografica y Descripcion del Distrito Gas Anaco

El Distrito Gas Anaco se encuentra geograficamente localizado en la parte
central del Estado Anzoategui especificamente en la Cuenca Oriental de Venezuela,
abarcando parte de los Estados Guarico y Monagas con un area aproximada de 13400
Km?; siendo uno de los distritos operacionales a lo largo del territorio nacional. Posee
yacimientos petroliferos productores de hidrocarburos livianos, medianos vy
condensados, asi como también, las mayores reservas de gas natural del pais (Ver
figura N° 2.1). Es considerado el Centro Gasifero por contener reservas probadas de
gas superiores a los 15600 MMMPCN, representando el 40%. Ademas cuenta con
una infraestructura atendida que consta de 509 pozos, 19 estaciones de valvulas, 62
estaciones de produccion, 13 plantas compresoras, 3000 km de tuberias, 10 sistemas

de proteccion catddica y 2000 km de lineas de flujo.

Este distrito se encuentra conformado por dos extensas areas de explotacion:
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> Unidad de Explotacion de Yacimientos Area Mayor de Anaco ( U.E.Y
A.M.A)), ubicado en la parte norte de la zona central del Estado Anzoategui con
un area de 3160 km?, integrada por los Campos de produccién Santa Rosa, el
Roble, San Roque, Aragua, el Toco, Santa Ana, San Joaquin y Guario.

> Unidad de Explotacion de Yacimientos Area Mayor de Oficina ( U.E.Y
A.M.0.), situado en la parte sur de la zona central del Estado Anzoategui con
un 4rea de 10240 km?, integrada por los Campos de produccién Soto-Mapiri, la
Ceibita, Zapatos, Mata R y Aguasay.

CUENCAS PETROLIFERAS YT\ &0
© Cuenca Maracaibo - Falcdn
@ Cuenca Barinas - Apure
-
@ Cuenca Oriental A'M'A
@ Cuenca de Margarita - A.M.O

Figura N° 2.1. Ubicacion Geografica del Distrito Gas Anaco.
Fuente: Base de datos PDVSA.



2.2.2 Caracteristicas Generales del Area Mayor de Anaco (A.M.A)

2.2.2.1 Ubicacion Geografica

11

Se encuentra situada en los municipios Freites y Aguasay, a 70 km de la ciudad

de Anaco y a 50 km de la ciudad de Cantaura al norte de la falla inversa del

corrimiento de Anaco, a lo largo del cual resalta la presencia de una serie de domos,

que son las estructuras donde se localizan las acumulaciones de hidrocarburos de la

region y las cuales han dado origen a los Campos de Santa Rosa, Guario, San

Joaquin, Santa Ana, el Toco, el Roble, entre otros (figura N° 2.2). Constituye el méas

grande e importante centro de produccion de gas natural en Venezuela, debido a las

mayores acumulaciones de hidrocarburos que posee.

= I

;S%L— EL ROBLE

EL TOCO gAN ROOUFE

SANTA ROSA

@ ANACO
GUARIO

SAN JOAQUIN

SANTA ANA

Figura N° 2.2. Ubicacion Geogrifica del Area Mayor de Anaco.
Fuente: Base de datos PDVSA.

2.2.2.2 Geologia Estructural

La estructura del Area Mayor de Anaco se considera influenciada por la

tectonica cordillerana del norte de Venezuela oriental, cuyo origen se atribuye a la
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colision de la Placa del Caribe con la Placa del Continente Suramericano. Producto de
esta tectonica se genera el corrimiento de Anaco, unas series de pliegues anticlinales
y domos, asi como también un conjunto de fallas normales, inversas y transcurrentes.
El corrimiento de Anaco es una falla de tipo inverso, de gran magnitud que se
encuentra en la parte central del Estado Anzoategui delimitando el Area Mayor de
Oficinay el Norte de Anzoategui, se extiende por 85 km en direccion N 40°E desde el

Campo el Toco en el sur hasta el este del Campo la Ceiba en el norte.

2.2.2.3 Acumulaciones del Area

En el Area Mayor de Anaco prevalecen los yacimientos de condensado
asociado con petrdleo, livianos con componentes parafinoso y gas seco, caracterizado
por trampas tipicamente controladas. Estos poseen una profundidad promedio de
7000 pies, tanto el espesor de arena neta petrolifera (ANP) como el de arena neta de
condensado (ANC) promedia los 18 pies cada una, la gravedad promedio del petrdleo
es de 39°API y la del condensado es de 51°API (Gonzélez, 1980).Sus intervalos
productores son la Formacion San Juan (Cretécico); Formacion Merecure con 540
metros de espesor (Oligoceno) y la Formacion Oficina, con 279 metros a 2591 metros
de espesor promedio (Mioceno). Tanto en el Area Mayor de Oficina como en la de
Anaco se han realizado proyectos de recuperacion secundaria (gas y/o agua),

inyeccion de vapor y aire, asi como reciclamiento de gas.

2.3 BASES TEORICAS

La captura y el almacenamiento de CO, ha sido motivo de estudio por parte de
paises como Estados Unidos, Canada y Noruega como una manera de reducir las

emisiones de gases que generan el efecto invernadero. La inyeccion de CO; en
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acuiferos salinos constituye una forma de captacion y entrampamiento de tipo

geoldgico que contribuye a la mitigacion de estas emisiones.

2.3.1. Dioxido de Carbono

Es un gas incoloro e inodoro y con un ligero sabor &cido, cuya molécula
consiste en un atomo de carbono unido a dos atomos de oxigeno, siendo su formula
quimica CO,. Se encuentra en la atmoésfera en cantidades variables, aunque
normalmente es de 3 a 4 partes por 10000 en una proporcion de 0,033 % y es 1,5
veces aproximadamente mas densa que el aire. No es combustible ni aporta a la
combustion. A pesar de no ser un gas de alto peligro en toxicidad y permanencia en la
atmosfera, su concentracion es 1000 veces superior a la de cualquier otro producto de

origen industrial.

2.3.1.1 Origen del Dioxido de Carbono

Se genera al oxidarse el carbon o cualquier compuesto que lo forme, y es
producto de la accion antropogénica: quema de combustibles fdsiles y materia
organica en general; respiracion, incendios forestales naturales, quema de biomasa,
manufacturas de cemento, absorcion por las aguas oceanicas, organismos marinos y
terrestres, especialmente bosques y fitoplancton. En yacimientos petroliferos esta
presente en reservorios de caliza y se pueden obtener mayores cantidades de CO, por
la descomposicion térmica del carbonato impuro (Gonzélez J, 1980). La mayor
produccion se origina cuando las temperaturas alcanzan los 150°C. La distribucion no
uniforme del CO, en reservorios es causada por una variedad de factores, alta

solubilidad en fluidos de formacion y posibles reacciones.
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2.3.1.2 Propiedades Fisicas y Quimicas del Dioxido de Carbono

Tabla N° 2.1 Propiedades fisicas y quimicas del Dioxido de Carbono.

_ PROPIEDAD | ~ VALORES

Simbolo Quimico CO;
Peso Molecular 44,01
Temperatura -785°C
Calor Latente de Vaporizacion 571,3 kJ /kg
Gravedad Especifica: 1,539 a 21°
C

Fase Gaseosa Calor Especifico: 0,85 kJ /kg °C

Densidad: 19,769 Kg/m®

Presion < 415,8 kPa
Gravedad Especifica: 1,18

Fase Liquida

Temperatura: -56,6°C
Presion: 517 KPa abs
Presion: 7,382 KPa abs
Temperatura: 31,1°C
Densidad: 468 Kg/m®

Punto Triple

Punto Critico

Concentracion en el aire 370,3 * 10" ppm, v
Estabilidad Alta
Constante de solubilidad de Henry 289,15 mol/kg * bar
Solubilidad en agua 0,9 vol/vol a 20°C

Fuente: Universal Industrial Gases, (2004).

2.3.1.3 Fases del CO,

El diagrama de fase (P-T) del CO, describe la relacidn entre la temperatura y la
presion en la fase del CO; resultante. En el se puede observar que el gas se encuentra
en los tres estados de la materia: sélido, liquido y gaseoso, ademas puede coexistir en
dos fases por existir lineas de equilibrio sélido-vapor, sélido-liquido y liquido-vapor,
ademas de un punto triple sélido-liquido-vapor (Bennaceur, 2004), como se puede ver

en la figura N° 2.3.
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Figura N° 2 .3 Fases del CO,.

Fuente: Bennaceur, K, Captacion y almacenamiento de CO2, (2004).

El CO; no puede transformarse en liquido a presion atmosfeérica (14,7 Ipca), ya
que sublima, es decir, pasa directamente de sélido a gas, sin pasar por liquido. El
punto triple (a 56,6 °C y 76, 3 Ipca) se encuentra por encima de 14,7 Ipca de presion.
La temperatura critica del gas es 31°C y la presion es de 1084,6 Ipca, de modo que

por encima de esta temperatura es imposible licuarlo.

2.3.2 Acuiferos

Capas permeables de roca capaz de almacenar, filtrar y liberar agua. La capa de
roca (o estrato) contiene muchos poros que, cuando se conectan, forman una red que
permite el movimiento del agua a través de la roca. (Martin, 1967). En los acuiferos
hay que distinguir, normalmente, una zona de recarga: por donde entra agua al
acuifero y otra zona de descarga: por donde sale el agua del acuifero, pudiendo

localizarse estas zonas en superficie o en otros acuiferos subterraneos.
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2.3.2.1 Clasificacion de los Acuiferos

Los acuiferos se clasifican, segun la estructura geoldgica y el grado de

confinamiento de las aguas que contienen en:

Libres: son aquellos acuiferos en que el agua subterranea presenta una
superficie libre, sujeta a la presion atmosférica, como limite superior de la zona de
saturacion. Esta superficie libre se conoce como superficie freatica y el nivel a que

ella se eleva, respecto a otro de referencia, nivel freatico.

Confinados: llamados también artesianos son formaciones geoldgicas
permeables, completamente saturadas de agua, confinadas entre dos capas o estratos
impermeables o practicamente impermeables (una inferior y otra superior). En estos
acuiferos, el agua estd sometida, en general, a una presion mayor que la atmosférica y
al perforar un pozo en ellos, el agua se eleva por encima de la parte superior (techo)
del acuifero, hasta un nivel que se denomina nivel piezométrico. En la figura N° 2.4,

se puede ilustrar un acuifero libre y confinado.

|

EE e T

NIVEL FREATICO

%%Q_L | ZONA DE RECARGA
B S o )
e NIVEL PIE.ZONfE”l.“]?ICO —

ACUIFERO LIBRE

A ACUIFERO CONFINADO

e P—

Figura N° 2.4 Acuifero libre y acuifero confinado

Fuente: Martin, Desarrollo de aguas subterraneas, (1967).
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Semiconfinados: son acuiferos que reciben apreciables cantidades de agua por
filtracion, lentamente durante largos periodos de tiempo por una de las capas de
confinacién, por otro lado estan completamente saturados sometidos a presion que
estan limitados en su parte superior por una capa semipermeable (acuitardo) y en su

parte inferior por una capa impermeable o también por otro acuitardo.

Semilibres: representan una situacion intermedia entre un acuifero libre y uno
semiconfinado. En este caso, la capa confinante superior es un estrato semipermeable
0 acuitardo, de caracteristicas tales que la componente horizontal del flujo no puede

ignorarse.

2.3.3 Entrampamiento Geoldégico de CO, para Minimizar el Calentamiento

Global

La quema de combustibles fosiles produce la emision de dioxido de carbono a
la atmosfera. La captacion y almacenamiento de dioxido de carbono en el subsuelo es
quizas una de las soluciones a corto plazo mas prometedoras en lo que respecta a la
estabilizacion y reduccion de la concentracion de dioxido de carbono atmosfeérico.
Aunque potencialmente costosa, la tecnologia hoy esta disponible y ha sido

ampliamente utilizada en la industria del petroleo y del gas.

2.3.3.1 Procesos para el Entrampamiento del CO,

El entrampamiento del CO, contempla cinco procesos que se describen a

continuacion:
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La captura es el primer paso para secuestrar el CO, de la corriente de gases de

combustion en la generacion de energia. Esto significa disponer del CO, de forma

aislada para poder posteriormente transportarlo y confinarlo. Dependiendo de la parte

del proceso en la que se produzca dicha captura se habla de captura en post-

combustion y captura en pre-combustion.

Captura en post-combustion: consiste en la captura del CO, de los productos

de la combustién en plantas generadoras o industria. En este proceso, se aisla el CO,

directamente de la corriente de gases una vez que se ha producido la combustién.

El CO;, procedente de post-combustion puede ser capturado por diferentes

tecnologias como adsorcion, absorcion por aminas y fisicas, separacién con

membranas, criogénicas y condensacion. (Ver figura 2.5).

Mo, H:O ala
atmasfera

f

Separacion de Compresién GO, Almacenamiento CO2

Combustion # CC,

\

(Generacion de
energia
electrica

Gombustion combustible
Faosil

Figura N° 2.5 Captura por post-combustion.

Fuente: CO; Capture Technologies and Opportunities in Canada, (2003).
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Ventajas

» Aplicable a las tecnologias actuales de generacion de energia.
» Absorcion con aminas (Ej: monoetanolamina-MEA).

» Experiencia > 60 afos.

» No hay riesgo.

» Actualmente en uso, recuperacion de CO2 para bebidas carbonatadas.

Desventajas

» Alto costo y energia.

» Equipos muy grandes.

A continuacion se definen las técnicas de separacion de CO2

Adsorcion: separacion de liquidos, de gases o de materia suspendida en un

medio por adherencia a la superficie o a los poros de un soélido.

Adsorcion: separacion de liquidos, de gases, de coloides o de materia

suspendida en un medio por adherencia a la superficie o a los poros de un solido.

Absorcion: el CO, es removido de los gases usando solventes. La absorcién

puede ser quimica o fisica.

Membrana: delgada barrera que permite a algunos sélidos o liquidos pasar a

través de ella, y causa problemas a otros. Esta es de piel semipermeable lo cual el


http://www.lenntech.com/espanol/adsorcion.htm
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paso a través de ella esta determinado por el tamafio o la especial naturaleza de las

particulas. Las membranas de separacion pueden ser ceramicas o poliméricas.

Criogénico: cuando la corriente de gases presenta una concentracion elevada de
CO,, de més del 90%, es razonable aislar el CO, a través de su condensacion a partir

de la sucesiva compresion y enfriamiento del gas.

La ventaja es la eliminacion del paso posterior a la captura, necesario con otros

métodos, que implique la preparacion del gas para el transporte.

Captura en pre-combustion: en pre-combustién se pretende aumentar la
concentracion del CO, en los gases, actualmente del orden del 4% al 14% en
tecnologias de carbon y gas natural, para mejorar el proceso de captura, a través de la
Gasificacion Integrada de Ciclo Combinado (GICC), el combustible es convertido en
monoxido de carbono (CO) e hidrégeno (Hy). A continuacidn, el CO es convertido en
CO, mediante la reaccion de desplazamiento con vapor de agua resultando una
corriente rica tanto en CO, (25-40%) como en H,. Teniendo en cuenta que aqui la
presion total esta entre 2,5-5MPa, la presion parcial de CO, es mas elevada que en el
proceso de post combustion, haciendo que sea mas facil la separacion. (Figura N°
2.6).
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Figura N° 2.6 Captura por pre-combustion.

Fuente: CO, Capture Technologies and Opportunities in Canada, (2003).

Ventajas

» Concentraciones altas de CO2 en la recuperacion.
» No es necesario un solvente muy potente.
> Alta presion.

» Equipo mas compacto.

Desventajas

» Es necesario un proceso de gasificacion.
» Se necesitan cambios importantes para adaptar la planta.

» Requiere un gasto mas grande en infraestructura.
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La separacion del CO, proveniente de las corrientes de emision sigue siendo la
parte mas costosa del proceso y pueden tener lugar antes o después de la combustion.
Actualmente, la tecnologia méas utilizada se basa en la absorcion quimica mediante el
empleo de solvente de monoetanolamina (MEA) para captarlo del gas de chimenea.
El gas de chimenea se hace burbujear a través del solvente en una columna de
absorcion empacada, donde éste ultimo absorbe preferentemente el CO,. El solvente
es calentado al atravesar una unidad de destilacion, separandolo y produciendo un gas
concentrado que es 99% CO,.

La absorcién quimica es un proceso de costo elevado, por lo que se estan
investigando otros métodos para separar el CO, del solvente, incluyendo el empleo de
membranas microporosas que contienen fibras poliméricas huecas en conjuncion con

sistemas de aminas (Bennaceur, 2004).

b) Compresion y deshidratacion del CO,

Una vez removido el gas de la corriente rica en CO, que se encuentra saturada
en agua, es necesario comprimirla hasta las condiciones requeridas para su envio a los

pozos a una presion estimada de 1200 Ipca.

Esta compresion requiere de una etapa de deshidratacion para conseguir la
remocion del contenido de agua hasta valores muy bajos de 0,001% para evitar la
formacion de acido carbonico que es un acido débil que se disocia rapidamente en
bicarbonatos (HCO3) y carbonatos ( COs?) que causan corrosién en tuberfas y

equipos.
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¢) Transporte

Es uno de los pasos importantes para el secuestro del CO,. Es evidente que
debe encontrarse un tipo de transporte econémico, viable y seguro y que seguramente
dependeré de la fuente a la cual se consiga el CO; y de la naturaleza del sumidero
hacia el que se transporte. El dioxido de carbono se convierte al estado liquido
supercritico (es mas denso, ocupa menos volumen y tiene propiedades de disolucion
especiales) para poder transportarlo y almacenarlo con mayor facilidad y seguridad.
Existen diversos medios susceptibles de transportar CO,, en cierto modo, similares a
los utilizados para el transporte de fluidos tales como la conduccién en tuberia,
barcos, entre otros (Akyn, 2005).

d) Inyeccion

En la inyeccidn de CO; incluye varios factores como seleccionar previamente el
sitio a donde se va a inyectar, que va a depender de las caracteristicas petrofisicas de
la formacién y de la capacidad de almacenamiento, por lo cual se recomienda que
dichos pozos no estén tan distanciado del sistema de compresion, de igual forma
limita las profundidades minimas del acuifero a 800 m, como medida de seguridad

para que el gas de inyeccion no migre a la superficie.

El didxido de carbono puede existir en cuatro fases distintas dependiendo de la
temperatura y la presion: vapor o gas, liquido, sélido y supercritico. En la inyeccion,
el CO, se maneja en su fase supercritica, que es estable por encima de su punto critico

correspondiente a: 1087 Ipca y 88°F.

En términos generales, la fase supercritica se comporta como un liquido con

respecto a la densidad y como un gas con respecto a la viscosidad, sin embargo, esta
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es una condicién ideal, por lo que también es factible inyectarlo en fase gaseosa como

se han realizado en otros paises como Estados Unidos y Canada.

¢) Almacenamiento

Existen diversas maneras de almacenar CO, tales como el mejoramiento de los
sumideros naturales en los ecosistemas terrestres, en los océanos, a través de la
reforestacion de terrenos, la fertilizacion del océano con hierro y en formaciones
geoldgicas, siendo este ultimo la alternativa que plantea minimo riesgo en cuanto a
impacto ambiental se refiere. ElI almacenamiento de diéxido de carbono en
formaciones geoldgicas se basa en su incorporacion como fluido en las rocas de la

formacidon. Concretamente hay tres tipos de formaciones geoldgicas en estudio:

Los acuiferos profundos (normalmente salinos): en este tipo de formacién
geoldgica se puede almacenar de 90 a mas de 1000 gigatoneladas de carbono (GtC).

El almacenamiento en acuiferos salinos presenta las siguientes caracteristicas:

» Desplazamiento de acuifero de formacidn porosa por inyeccion de gas.
» Roca almacén con buena porosidad y permeabilidad.

» Necesarios pozos de operacion, de control de acuifero para evitar fugas.
» Volumen entre 100000-500000 m3.

> No representa problemas operacionales adicionales.

Los campos petroliferos y de gas agotado: se puede almacenar de 130 a 500
GtC. Tiene la ventaja de poseer una amplia experiencia industrial desde hace varios
afios, en cuanto a la inyeccion de CO, en estas formaciones. Este tipo de formaciones

poseen las siguientes caracteristicas:
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» Menor costo de inversion.
» Existen un gran nimero en el mundo (aproximadamente 500).
» Técnica mas antigua.

» No requiere investigacion previa.

Capas de carbon: el diéxido de carbono se utiliza para expulsar el metano de
las capas carboniferas. Por cada molécula de metano recuperada se absorben dos

moléculas de di6xido de carbono.

Es importante destacar que el almacenamiento en los océanos representa el
mayor potencial para el almacenamiento de carbono, pero se considera que conlleva
un mayor nivel de riesgo ambiental. A continuacion se muestra la tabla N° 2.2, en
donde se refleja la capacidad de almacenamiento de las formaciones geoldgicas.

Tabla N° 2.2 Rango de estimaciones para el potencial de almacenamiento global

de CO;.
Océanos 1400 - 2x10’
Acuiferos 87 - 2700
Pozos de gas agotados 140 - 310
Pozos de petroleo agotados 40-190

Fuente: Nguyen, SPE 81199, (2003)

Dado que muchas plantas generadoras y otras grandes fuentes de emisiones
antropogénicas se localizan cerca de formaciones geoldgicas que resultan apropiadas
para el almacenamiento de CO,, es posible explorar opciones de separacién de CO,



26

en las fuentes, su inyeccién y almacenamiento en dichas formaciones. Las mayores
capacidades se estiman en los acuiferos profundos y en los antiguos reservorios de
gas natural por tener mayor capacidad de almacenamiento y permanencia con

respecto a otras formaciones.

El CO; puede ser secuestrado en acuiferos salinos mediante tres mecanismos:

» Entrampamiento de solubilidad a través de la disolucién en el agua de

formacion.

» Entrampamiento mineral a través de reacciones geoquimicas con los fluidos del

acuifero y las rocas.

» Entrampamiento hidrodindmico como un gas de fase libre en los espacios
porosos en fase disuelta de CO2 en el agua de formacion y en el CO2
convertido en matriz de la roca. El siguiente dibujo muestra el proceso de

inyeccion de CO2.

Fxtraccion v

Inyeccion
Gas Natural

CO,

A\ 4

SRR W T T Pozo

Figura N° 2.7 Proceso de inyeccion de CO;.

Fuente: Propia.
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2.3.4 Carbonatos y Bicarbonatos

La mayoria de los carbonatos se encuentran en la naturaleza formando parte de
rocas y minerales. A partir de las disoluciones de CO; en agua se pueden aislar los
carbonatos (Na,COg3) o bien los bicarbonatos. Son sustancias que contienen los
aniones discretos. El i6n carbonato se forma en disolucion por reaccion de una base
con una disolucion de CO,, mientras que el bicarbonato se forma por adicién de CO,
a una disolucion de carbonato. La disolucion del didxido de carbono en agua, con
formacion de acido carbdnico tiene un efecto directo sobre la solubilidad y
mantenimiento en disolucion del bicarbonato célcico. El didxido de carbono se
hidrata, dando lugar al acido carbdnico quien, a su vez, se disocia dando lugar a la
formacidn de iones bicarbonato. La suma del diéxido de carbono disuelto (CO,) mas
el &cido carbonico no disociado (H2CO3) se denomina &cido carbonico libre. La
presencia de acido carbonico no disociado en agua, mantiene los bicarbonatos en

disolucion y evita su precipitacion.

Las aguas ricas en sales de calcio Ca y magnesio Mg (aguas duras)
normalmente lo contienen como bicarbonatos. En lo que a solubilidad se refiere, la
mayoria de los carbonatos son insolubles en agua. Los carbonatos insolubles en agua
como el CaCO; se disuelven en presencia de CO, por formacion de bicarbonato
soluble, por lo tanto cuanto mayor sea el contenido en CO, del agua mayor sera su

poder erosivo sobre las piedras calizas.

2.3.4.1 Carbonatacion

Es la reaccion que permite obtener &cido carbonico o carbonatos, siendo el
principal responsable el dioxido de carbono cuando es ligeramente soluble en agua.
La cantidad de gas que se disuelve en un volumen dado de agua aumenta al aumentar

la presion parcial del gas. EI 1% del gas que se disuelve reacciona con el agua y
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forma acido carbonico, un acido debil que es inestable y no se puede aislar. Esta
reaccion de carbonatacién del agua es la responsable de que las aguas carbonatadas
posean un sabor ligeramente acido. Del acido carbdnico derivan dos tipos de sales,
los bicarbonatos y los carbonatos.

El proceso de carbonatacién es el resultado de la insolubilidad de los
carbonatos tales como el carbonato de calcio (CaCOgs), carbonato de magnesio
(MgCOs) vy los carbonatos de hierro (FeCOg3) en contraste con la solubilidad de los
bicarbonatos. Algunos carbonatos insolubles, como el carbonato de calcio, se
disuelven en agua que contenga diéxido de carbono disuelto, y se forman

bicarbonatos solubles.

2.3.5 Petrofisica

Es la especialidad que caracteriza las propiedades fisicas de las rocas mediante
el uso e interpretacion del entorno bioldgico, perfiles de pozos, andlisis de muestras

de rocas y sus fluidos e historias de produccién (Schlumberger, 1975).

2.3.5.1 Parametros Petro fisicos y/o Propiedades de las Rocas

Los principales parametros fijos necesarios para la evaluacion de un yacimiento

mediante un analisis petrofisico son: porosidad, permeabilidad y saturacion de agua.

Porosidad: denotado con el simbolo (&), se refiere a la medida del espacio
insterticial (espacio existente entre grano y grano). Se define como la relacion entre el
volumen poroso y el volumen total de la roca. Entendiéndose por volumen poroso, al
volumen total menos el volumen de los granos o sélidos contenidos en dicha roca. La

porosidad es un término adimensional y se puede expresar en fraccion o porcentaje
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Permeabilidad: es la medida de la facilidad con que los fluidos se desplazan a
través de una formaciéon La unidad de permeabilidad es el “Darcy”, siendo una
unidad bastante grande. Por ello se emplea la milésima parte, o sea, el milidarcy
(md). El simbolo de la permeabilidad es “K”. Para que sea permeable, la roca debe
tener poros interconectados o fracturas (porosidad efectiva), por lo tanto, hay una

relacion de tipo general entre porosidad y permeabilidad.

La saturacion de agua: la saturacion de agua (Sw) se define como la fraccion
del espacio poroso ocupada por agua. Existen varios modelos de saturacion de agua

entre ellas se tiene el modelo de Archie y el modelo de Simandoux.

2.3.6 Caracteristicas Fisicas y Quimicas de las Aguas

Para conocer las caracteristicas fisicoquimica de las aguas es fundamental
realizarles analisis ya sea en laboratorios o en situ, a continuacion se definen algunas

de ellas:

2.3.6.1 Dureza del Agua

La dureza de las aguas es producida sobre todo por las sales de calcio y
magnesio y en menor proporcién por el hierro, el aluminio y otros metales. La dureza
puede ser reducida por el método de cal — soda, en el cual el hidroxido de calcio (Ca
(OH),), cal viva o apagada reacciona con la dureza temporal bicarbonatica,

produciendo precipitados de calcio o magnesio.

Estos precipitados son removidos por decantacion y filtracion. La dureza de la
mayor parte de las aguas es generalmente célcica. Es importante destacar que para
una dureza dada un agua puede producir o no producir precipitaciones e

incrustaciones, ya que dependen también de su alcalinidad, pH y temperatura, es
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decir si conocemos la dureza de un agua y no conocemos los otros factores, no podra

predecirse si el agua formara incrustaciones.

Las aguas se clasifican en funcion del grado de dureza, como se ilustra en la
tabla 2.3.

Tabla N° 2.3. Tipos de agua en téminos al grado de dureza.

Suaves 0-75mg/ L
Poco duras 76-150 mg/ L

Duras 151-300 mg/ L
Muy duras Mas de 300 mg/L

Fuente: Martin, Desarrollo de aguas subterraneas (1967).

Las aguas duras estan presentes en formaciones subterraneas caracteristicas de
acuiferos salinos y son aquellas que tienen muchos minerales como el calcio y el
magnesio. Las aguas duras suelen proceden de fuentes subterraneas en las que el agua
ha tenido que atravesar diferentes capas de minerales. La disolucién y arrastre de

estos minerales es lo que le proporciona la dureza.
Existen dos tipos de dureza del agua:
Dureza temporal del agua o de Carbonatos: es la asociada a la presencia de

bicarbonato de calcio y magnesio. Por ebullicion se elimina CO; hacia la obtencion de

carbonato que precipita.
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Dureza permanente del agua o de no carbonatos: asociada a las sales solubles
de calcio y magnesio (cloruros y sulfatos) que no se alteran por ebullicion del agua.

Los carbonatos pueden precipitar cuando la concentracion de &cido carbonico

disminuye, con lo que la dureza temporal disminuye, si el acido carbonico aumenta
puede aumentar la solubilidad de fuentes de carbonatos, como piedras calizas, con lo

que la dureza temporal aumenta.

2.3.6.2 Contenido de Iones Sodio Na*

Las aguas de formacion generalmente contienen concentraciones de ion sodio
significativas. En un anélisis de agua de rutina, el sodio no se determina directamente
sino por diferencia. Se realizan determinaciones analiticas del calcio (Ca*?), magnesio
(Mg*?), cloruros (CI") y bicarbonatos (HCOs). En el método de célculo, los valores

de esos iones son convertidos a mili equivalentes por litro

2.3.6.3 Hierro Total

El i6n hierro se puede presentar como ion ferroso, Fe™ o en la forma mas
oxidada de i6n férrico Fe*®. Se determina analiticamente por calorimetro y
espectrofotometria de absorcién atomica, dando hierro total que incluye las formas
solubles, coloidal y en suspension fina.

2.3.6.4 Alcalinidad y Ph

La alcalinidad de un agua es debida al contenido de sales del &cido carbdnico
(bicarbonatos, carbonatos) e hidréxidos y es una medida o indicacion de los
componentes basicos del agua. En el rango de pH entre 4,4 y 8,2 existe un balance
entre el CO, en exceso y los iones bicarbonato, arriba de un pH de 8,4, el CO, deja de
existir en cantidades medibles, y el i6n carbonato empieza a aparecer. El bicarbonato


http://es.wikipedia.org/wiki/%C3%81cido_carb%C3%B3nico
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es el componente que mas contribuye a la alcalinidad. La alcalinidad da un indice de
la resistencia del agua a bajar su pH cuando se le afiade &cido. No deben confundirse
los términos alcalinidad y basicidad, es decir, alcalinidad y pH, el pH es una medida
de la intensidad y la alcalinidad es una indicacion o medida de la capacidad de
aceptar protones H”, para alcanzar un estado determinado. Se tiene que los iones de
carbonatos y bicarbonatos van a estar en funcion del pH, expresandose en la figura N°
2.8.

Prasariar it

Formas carbono inorganico a diferentes pH

Figura N° 2.8 Relacion de los carbonatos y bicarbonatos con respecto al pH.

Fuente: Lindsay, Chemical Equilibria In Soil, (1979).

En la figura N° 2.8, se representan los valores de los carbonatos y bicarbonatos
en relacion al pH, donde se puede observar que los bicarbonatos se encuentran en la
zona comprendida entre pH 4,3 y pH 12,6. Por debajo del pH 4,3, sélo existira acido
carbonico libre. Cuando no existe acido carbonico, es decir a partir del pH 8,3,
empezaran a aparecer los carbonatos. A pH = 6,3, existe un 50 % tanto de H,CO;
como de HCOg3'. A pH = 10,33 existira un 50 % de COsH" y de CO3™. La importancia



33

de la alcalinidad es significativa en los fenomenos de coagulacion y ablandamiento,

asi como en la prevencion de la corrosion.

2.3.6.5 Conductividad Eléctrica

Conductividad es la medida de la capacidad que tiene un material para conducir
la corriente eléctrica. Las soluciones nutritivas contienen particulas i6nicas que llevan
cargas y por lo tanto poseen esta habilidad. Cuanto mayor es la cantidad de estos
iones disueltos en el agua la conductividad de la solucidn resultante es mayor. Por lo
tanto la medicion de la conductividad eléctrica de una solucidn nutritiva tiene una
relacion directa con la cantidad de materiales sélidos disociados que hay disueltos en

ella.

2.3.6.6 indice de Langelier

Se basa en la diferencia entre el pH del agua determinado directamente por el
analisis y el pH de equilibrio o de saturacion, con la finalidad de predecir el
comportamiento corrosivo o0 incrustante del agua y asi deducir si los compuestos
formado una vez que se inyecte el CO, precipiten o no, jugando un papel fundamental
el pH, ya que de ella depende la alcalinidad que se puedan originar en la muestras

consideradas. La ecuacion que define al indice de Langelier es la siguiente:

IS: pH - pHS

En la que el pHs es el indice de saturacion, determinado a partir de la ecuacion

gue viene a continuacion:
pHs: pCa + pAlk +C
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Donde:

pCa: es un factor logaritmico de la dureza de calcio, expresado en ppm, v de

CaCos.

PAIK: es el factor logaritmico de la alcalinidad total, expresado en ppm, v de

CaCos.

C: es el factor logaritmico de los solidos totales en ppm, v a la temperatura del

agua.

Todos estos datos se calculan cuando se conocen los valores de la dureza de
calcio, alcalinidad y sélidos totales. Langelier considerd que este indice es s6lo una
relacion cualitativa de la agresividad del agua y que su valor no ayuda para juzgar

sobre su actividad real.

Cuando Is es cero, es decir, cuando pH es igual al pHs, no hay formacion de
incrustacion y el ataque corrosivo se disminuye al minimo. Cuando Is es positiva, es
decir, cuando pH es menor que el PHs, hay formacion de incrustacion. Cuando Is es
negativa, es decir, cuando pH es menor que el PHs, ocurrira corrosion del metal

descubierto.

2.3.7 Solubilidad

La solubilidad es la medida o magnitud que indica la cantidad méaxima de
soluto que puede disolverse en una cantidad determinada de solvente a una
temperatura dada. Se expresa en muchas unidades, siendo la mas comun g/L (gramos
/litros).
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2.3.7.1 Constante de Solubilidad (Kps)

Denotada por Kps, es la constante de equilibrio que se aplica a la disolucion de
un compuesto poco soluble. Cuanto menor sea el producto de solubilidad menor
solubilidad tendra la sustancia. El equilibrio de solubilidad que existe en una solucion

saturada, se puede ver en la siguiente reaccion:

aA+bB<=>A,B;

Siendo la ecuacion de la constante de solubilidad la siguiente:

Kps =[A]a [B]b

El producto de solubilidad tiene un valor numérico que depende de la
temperatura, y su importancia es equivalente a cualquier otra constante de equilibrio.
La aparicién de precipitados en una disolucion, introduce peculiaridades propias en el
tratamiento matematico del equilibrio. Al producirse la precipitacion, los balances de
masas de las especies implicadas en la misma, dejan de cumplirse pues parte de la

masa que antes habia en la disolucién a pasado al precipitado.

2.3.7.2 Efecto de la Temperatura y la Presion en la Solubilidad de Sdélidos y

Gases

La solubilidad de las sustancias solidas disueltas en agua aumenta con la
temperatura y por ende con la presion, sin embargo minerales constituido por calcio y
magnesio disminuye con aumento con temperatura denomindndose solubilidad
invertida debido a que no ocurre el proceso normal de solubilidad. En cambio, la

solubilidad de un gas en agua aumenta con la presion del gas sobre el disolvente, si la
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presion disminuye, la solubilidad disminuye también. Se dice que la solubilidad de
los gases es directamente proporcional a la presion. En relacion con la temperatura,
los gases disueltos en liquidos se comportan de forma inversa a como lo hacen los
solidos. La solubilidad de un gas en agua decrece a medida que aumenta la
temperatura; esto significa que la solubilidad y la temperatura son inversamente

proporcionales.

2.3.7.3 Determinacion de la Solubilidad de un Gas en Agua

La ley de Henry expresa que: “La solubilidad de un gas es directamente
proporcional a la presion del gas sobre la superficie del liquido a temperatura
constante”. Esta ley relaciona la presion parcial de un gas con su fraccién molar en la
fase liquida, y declara asi cuanto del gas se disuelve. La ley de Henry es descrita

como sigue:

P=H*x

En la qué P es la presion parcial de un gas, H es una constante que es diferente
para cada gas y x es la fraccion molar del gas en la fase liquida. Algunos gases tienen
una manera especifica de actuar cuando se disuelven. El diéxido de carbono, el acido
sulfurico y varios agentes volatiles, como el cloruro de hidrogeno, se disuelven y se

combinan.
2.3.8 Analisis Nodal
El objetivo del analisis nodal de un sistema de produccion o inyeccién de

fluidos, es combinar los distintos componentes de un pozo de gas, petroleo o agua
(revestidores, tuberia de inyeccién/produccion, cabezal del pozo, reductores, lineas de
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flujo y estaciones entre otros), con el propdsito de controlar la tasa de flujo y

optimizar los elementos del sistema (Cied, 1997).

En particular, se combina la capacidad del pozo para producir o inyectar fluidos
con la capacidad del sistema de tuberia para manejarlos, obteniendo una solucion en
un punto denominado nodo, el cual puede estar ubicado bien sea en el pozo, a nivel

de las perforaciones, en el cabezal o en las instalaciones de superficie.

2.3.8.1 Ubicacion de los Nodos en los Pozos Inyectores

Para aplicar la técnica de andlisis nodal, es necesario seleccionar puntos de
division o nodos en el pozo con la finalidad de dividir el sistema en esos puntos. Las
ubicaciones mas comunes usadas para colocar esos nodos son en el fondo del pozo
que se emplea para evaluar la caida de presion en la cara de la arena, al obtener la
presion de fondo fluyente (pwf); en el cabezal del pozo, con el fin de determinar la
tasa de inyeccion de fluidos y en el yacimiento permite igualmente calcular la tasa de

inyeccion, asi como también la presion de yacimiento.

2.3.8.2 Pozos de Inyeccion de Gas

Para aplicar el andlisis nodal a los pozos de inyeccion de gas, se procede a

emplear el siguiente procedimiento:

1) Calcule presion de fondo fluyente (pwf) a partir de la ecuacién de Darcy o de la
ecuacion de presion apropiada.

2) Determine el p requerido para las tasas de inyeccion asumidas y sumelo luego a

“pr” para encontrar el valor de pwf, el cual es mucho méas grande que “pr”.

3) Asuma otras tasas y determine los correspondientes valores de pwf.
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Para generar la curva de IPR, se procede de la siguiente manera:

Se calcula la tasa de inyeccion a través de la siguiente ecuacion:

6 = 7.08x107°k h(AP)
" Bu(Ln(r,/T,)=3/4+5)

Donde:

Oiny = Tasa de inyeccion. (PCND)

kw = permeabilidad efectiva del agua. (md)

h = espesor de la arena (pies)

AP = (Pwss — Py); diferencia de presion entre la completacion y la presion
promedio del reservorio (Lpca).

qw = Tasa de flujo de agua (BAPD)

r.=radio de drenaje (pies)

ry = radio del pozo (pies)

S = dafio total. (Adim)

1w = viscosidad del agua a la presion promedio. ((Pr + Pws)/2) (cP)

Bw = factor volumétrico del agua promedio. (BY/BN)

Esta ecuacion es similar a la ecuacion de DARCY para el flujo alrededor del
pozo excepto que AP debe ser sumado a la presion promedio del yacimiento.
Entonces, el indice de productividad en un pozo de inyeccion puede ser calculado

por:
q iny = ‘J iny AP

Esta es una relacion lineal para flujo de gas en una sola fase. Se asume los
valores de AP y se calculan las tasas correspondientes, luego se grafica q Vs. (Pr +

AP) obteniéndose una grafica como la que se muestra en la figura N° 2.9,
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Curva de IPR de Inyeccion

Pr

Figura N° 2.9. Comportamiento de inyeccion de un Pozo Inyector de gas.

Fuente: Gomez, Analisis Nodal, (1990).

Antes de inyectar cualquier fluido ya sea liquido o gas, es necesario conocer la
presion de fractura de las formaciones receptoras, la presion de fractura es la cantidad
de presion necesaria para deformar permanentemente (fallar o separar) la estructura
rocosa de la formacion. La presion de fractura puede ser expresada como un gradiente
(Ipca/pie), un fluido con densidad equivalente (Ipg) o por la presion total calculada de
la formacion (Ipca). Los gradientes de fractura normalmente aumentan con la
profundidad debido al incremento de la presion de sobrecarga. Formaciones
profundas, altamente compactadas requieren presiones de fractura muy altas para
superar la presion de formacion existente y la resistencia estructural de la roca. Las
presiones de fractura a una profundidad dada pueden tener gran variacion en funcion
de la geologia regional y no debe excederse en un punto como se observa en la figura

anterior.

Si el gradiente de fractura para un pozo en particular no es conocido, puede ser

estimado ya que pocas veces se excede de un gradiente de 0,8 Ipca/pie y tiende a estar
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en el orden de 0,7 Ipca/pie. Es decir, la presion de fractura para un pozo normal puede

ser estimada por la siguiente operacion

Presion de fractura: gradiente de fractura por profundidad del pozo.

2.3.9 Aspectos Medioambientales

De todos es conocida la problemética actual del didxido de carbono. Los paises
industrializados son responsables del aumento de la concentracidn de este gas que se
ha acumulado en la atmosfera desde la Revolucién Industrial a mediados del siglo
XVIII. El aumento de la emision de didxido de carbono proviene de dos tipos de
acciones: La quema de combustibles fésiles (en un 80%) tales como el carbon, el
petréleo y el gas natural y la deforestacion, que deriva en una menor regeneracion del
CO, en oxigeno. Todas estas actividades han contribuido al denominado efecto
invernadero acentuado. Este fendmeno natural ha permitido la vida en las formas que
conocemos; sin €l la temperatura de la Tierra seria en promedio entre 15° C a 20 °C
menor, pero el factor humano ha alterado este equilibrio con un resultado perjudicial
para los ecosistemas.También otros gases entre ellos el metano (CH,) y el dxido de
nitrégeno (N,O) (mas conocido como éxido nitroso) contribuyen al aumento global
de la temperatura. Sin embargo, la aportacion de estos gases al efecto invernadero,
sobre la base de los conocimientos actuales, es menos relevante que la del didxido de
carbono.En las ultimas décadas, sin tener en cuenta las variaciones estacionales, el
incremento anual de la concentracidon de CO; en el aire ha sido por término medio de

1,5 ppm, v (partes por millén), es decir, un 0,5 % por afio (Figura N° 2.10).
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Figura 2.10 Incremento en la concentracion de CO; atmosférico.

Fuente: Bennaceur, K, Captacion y almacenamiento de CO,, (2004).

2.3.9.1 E1 CO; y el Clima

Desde fines del siglo XI1X la temperatura de la superficie de la Tierra ha

aumentado en 0,6°C, que de acuerdo con el Panel Intergubernamental sobre el

Cambio Climatico (IPCC, por sus siglas en inglés), representa el indice de

calentamiento mas grande de los ultimos 1000 afios, segun valores obtenidos de datos

de nucleos de hielo y de cortes anulares de las cortezas de los arboles.

Si bien la temperatura de la superficie terrestre ha fluctuado a lo largo del

tiempo geoldgico, el examen de los nucleos de hielo indica que el calentamiento méas

reciente se esta produciendo junto con un incremento de los gases de efecto

invernadero (GHGs, por sus siglas en inglés), que incluyen CO,, CHy, éxido nitroso

(NO), los cloro-fluoro-carbonos (CFCs), y el ozono troposférico (Oz), aumentando

drasticamente durante el siglo XX.
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Si bien el CO, tiene un potencial de calentamiento global relativamente
pequefio comparado con otros GHGs, el volumen absoluto de CO, emitido a la
atmosfera como subproducto de la quema de combustibles fésiles, lo convierte en el
mayor contribuidor. Globalmente, més de 21000 millones de toneladas métricas de
CO, fueron emitidas a la atmosfera en el afio 2001, como resultado de la quema de

petréleo, carbdn y madera.

Algunas estimaciones ubican las emisiones totales de CO, provenientes del
petréleo, el gas y el carbon en mas de 35000 millones de toneladas métricas para el
afio 2025. Se prevé que la concentracion de CO, aumentara del nivel actual de 374
partes por millén (ppm, v) a entre 550 y 1,000 ppm, v para el afio 2100, lo que se
traducira en un aumento de la temperatura de 2 a 4.5 °C.

2.3.9.2 Efecto Invernadero

Es el mecanismo aislante por el cual la atmdsfera mantiene la superficie de la
tierra a una temperatura sustancialmente mayor a la que tendria en ausencia de
atmosfera. Los gases de efecto invernadero absorben gran parte de la radiacion
(infrarroja) ascendente que emite la Tierra, impidiendo que la energia pase
directamente de la superficie terrestre al espacio, con lo cual se experimenta un
calentamiento y es el que ha mantenido una temperatura media del planeta apta para

la vida, como puede verse en la figura N° 2.11.

No obstante, un aumento de las concentraciones normales de estos gases en la
atmosfera generadas por el hombre produce un aumento de la opacidad infrarroja de
la atmdsfera, y por lo tanto, una radiacion efectiva en el espacio desde una altitud

mayor a una temperatura mas baja.
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Figura N° 2.11 Presentacion de algunos gases del Efecto Invernadero.

Fuente: Calentamiento Global, (2005).

A su vez, otros procesos como: las corrientes de aire, la evaporacion, la
formacion de nubes y las lluvias transportan dicha energia a altas esferas de la
atmosfera y contribuyen a la liberacion de energia hacia el espacio. Sin embargo, son
considerados también un gas del efecto invernadero, aunque de distinta manera a los
anteriormente citados, ya que debido a la evaporacion (evaporacion: cambio del
estado liquido a vapor) de los mares, lagos y vegetacion, se condensa (condensacion:
proceso en el cual el vapor pasa a liquido) para formar las nubes reflejando y
devolviendo parte de la energia entrante del sol.

2.3.9.3 Relacion entre el Efecto Invernadero y el Calentamiento Global

La envoltura gaseosa de la Tierra funciona como techo protector de las
radiaciones procedentes del Sol, cuerpos celestes y como base de la vida terrestre
(como fuente de oxigeno para el reino animal y de anhidrido carbonico para el reino
vegetal). La atmosfera regula la temperatura terrestre, evita que existan contrastes

grandes entre dos periodos (por ejemplo: entre el dia y la noche), como suele suceder
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con los astros que carecen de cobertura atmosférica (por ejemplo: la Luna). Como se
mencionod anteriormente, la variedad en las actividades humanas son causantes de la
emision de gases del efecto invernadero en la atmdsfera, especialmente el CO,, N,O e

hidrocarburos, clorofluorados, etc (ver tabla N° 2.4).

Tabla N° 2.4 Composicion quimica atmosférica

Nitrégeno N, 78,08 %
Oxigeno O, 20,95 %
Argén Ar 0,95 %
Diéxido de carbono CO; 0,03%
Neoén Ne 0,0018 %
Helio He 0,0005 %
Criptén Kr 0,0001 %
Hidrégeno H, 0,00006%
Ozono O ; 0,00008%

Fuente: Secuestro Geologico como mecanismo para atenuar el cambio del clima,

(2005).

Las emisiones de estos gases pueden clasificarse como originados por la
produccion y la utilizacién de energia, las actividades industriales no productoras de
energia, los sistemas de agricultura y los cambios en la utilizacion de la tierra, entre
ellas la deforestacion. Sin embargo, los estudios realizados han demostrado que hasta

1990 los gases se han incrementado, como se puede observar la tabla N° 2.5.
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Por esta razon, es muy importante comprender que el Efecto Invernadero se
caracteriza por el calentamiento de las capas inferiores de la atmdsfera, debido a que
la radiacion solar que penetra en la atmosfera sufre absorcion y reflexion (49%),
mientras la superficie terrestre absorbe un 51%. Por otra parte, la radiacion terrestre

es absorbida por la atmosfera en una proporcion también importante.

Tabla N° 2.5 Incrementos de distintos gases en la atmodsfera.

Simbolo Incremento
CO, 56%
CH, 15%
CFC 24%
N,0 5%

Fuente: Secuestro Geologico como mecanismo para

Atenuar cambio del clima, (2005).

2.3.9.4 El Dioxido de Carbono como Contaminante Atmosférico

También conocido como anhidrido carbonico, es el mas importante de los gases
de invernadero por su mayor proporcion en la atmdsfera y su contribucion al
forzamiento radiactivo es del 50%, siendo la causa mas importante del efecto
invernadero, debido a las actividades humanas. La aportacion antropica se debe a dos

procesos esenciales:

a. El uso de combustibles fosiles y la produccion de cemento: ambos procesos
han experimentado un crecimiento desde 1860 préximo al 4% anual, con

interrupciones importantes, debidos a los dos conflictos bélicos mundiales y
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descensos notables en el periodo comprendido entre 1973 y 1979 relacionados

con la crisis del petréleo.

b.Los cambios en los usos de la tierra: es la segunda causa de la contribucion
antropica al CO, La emision total a la atmdsfera entre 1875 y 1985, se ha
estimado en torno a 115 gigatoneladas de dioxido de carbono, debido a la
deforestacién, la quema asociada al cambio de uso de las tierras, la
descomposicion de la biomasa in situ (raices, arboles talados, ramas), la
oxidacion de los productos de la madera retirados de su entorno (papel,

maderas, residuos) y la oxidacion del carbono en el suelo.

2.4 DEFINICION DE TERMINOS BASICOS

Acuitardo: es una formacion geoldgica (por lo general es una capa de material
como la arcilla) la cual crea una barrera al flujo del agua subterranea debajo de la
superficie de la tierra.

Aminas: sustancia derivada del amoniaco por sustitucion de uno o varios

atomos de hidrogeno por radicales alifaticos o aromaticos.

Antropogénica: usualmente se utiliza en el contexto de las emisiones (gases,
particulas, compuestos quimicos y otros), que son producidas como resultado de las

actividades humanas.

Carbonatos: son las sales o éter del acido carbonico producto de la disolucion
de CO, con H,0. Compuesto quimico que contiene los elementos carbono (C) y

oxigeno (O) en forma del grupo COs.
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Combustion: reaccion quimica entre una sustancia oxidante (comburente) y
otra reductora (combustible) con desprendimiento de calor y eventualmente de luz y

llama.

Deforestacion: destruccion a gran escala del bosque por la accién humana,

generalmente para la utilizacion de la tierra para otros usos.

Disolucién: son soluciones formadas por dos componentes soluto y solvente en

la cual el sélido (soluto) se disuelve en un liquido (solvente).

Emision: liberacion directa o indirecta a la atmoésfera, al agua o al suelo de
sustancias, vibraciones, calor o ruido a partir de fuentes puntuales o difusas de la

instalacion.

Emision: liberacion directa o indirecta a la atmoésfera, al agua o al suelo de
sustancias, vibraciones, calor o ruido a partir de fuentes puntuales o difusas de la

instalacion.

Hidrodinamica: es el estudio de las leyes que rigen el movimiento de los

liquidos y de la resistencia que oponen a los cuerpos que se mueven en ellos.

Matriz: patron de granos de una roca o formacion.

Tones: 4tomos o0 grupos de atomos que han perdido o adquirido uno 0 mas
electrones (negativos) y por tanto poseen una 0 mas cargas elementales positivas o

negativas.

Monoetanolamina (MEA): es una amina primaria y forma parte de los

solventes quimicos empleados en procesos no selectivos de remocién de CO, y H,S.
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Presion parcial de un gas: es la presion que el gas ejerceria si estuviera

presente él sélo en el recipiente a la misma temperatura que esta en la mezcla.

Radiacion infrarroja: radiacion emitida por la superficie de la Tierra, la
atmosfera y las nubes. Es conocida también como radiacion terrestre o de onda larga.
La radiacién infrarroja tiene una gama de longitudes de onda que es mas larga que la

longitud de onda del color rojo en la parte visible del espectro.

Radiacion solar: radiacion emitida por el Sol. También se denomina radiacion
de onda corta. La radiacion solar tiene una gama especifica de longitudes de onda

(espectro) determinado por la temperatura del Sol.



CAPITULO 111

MARCO METODOLOGICO

3.1 TIPO DE INVESTIGACION

La investigacion desarrollada es de tipo exploratoria. Exploratoria porque el
problema planteado no se ha abordado antes, es decir, se han efectuado estudios
similares, pero en formaciones geoldgicas completamente diferentes y en otros
paises. En tal sentido, como lo expresa Hernandez, Fernandez y Baptista (2000) “Los
estudios exploratorios se efectian, normalmente, cuando el objetivo es examinar un

tema o problema de investigacion poco estudiado...” (p. 25).

3.2 DISENO DE LA INVESTIGACION

De acuerdo al esquema establecido para la ejecucién del proyecto, la
investigacion  correspondio a un disefio de campo-documental. De campo, ya que
los datos fueron recabados directamente de situaciones reales, en este caso de los
pozos y yacimientos, sin manipularlos para posteriormente ser interpretados,
analizados y asi inferir o dar una explicacion de sus reacciones 0 comportamiento con
respecto a la captura y almacenamiento de CO2 en acuiferos salinos. Como lo indica
Arias (2004), “...Consiste en la recoleccion de datos directamente de los sujetos
investigados o de la realidad donde ocurren los hechos (datos primarios), sin

manipular o controlar variable alguna...” (p. 28).
Documental porque segun Arias (2004) “Es un proceso basado en la busqueda,

recuperacion, analisis, critica e interpretacion de datos secundarios, es decir, los

obtenidos y registrados por otros investigadores en fuentes documentales: impresas

49
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audiovisuales o electrénicas” (p.25). Para el estudio, se recolecto inicialmente
informacidn concerniente al proceso de inyeccion de CO2 mediante la revision de
manuales, folletos y documentos asi como de fuentes primarias como condiciones
mecénicas de los pozos, datos de las arenas y yacimientos basados en la

reinterpretacion de datos secundarios provenientes de trabajos previos.

3.3 POBLACION Y MUESTRA
3.3.1 Poblacion

La poblacion es definida por Hurtado (2000) como “Conjunto de elementos,
seres, eventos, concordantes entre si en cuanto a una serie de caracteristicas, de los
cuales se desea obtener alguna informacion” (p.152). Para esta investigacion, la
poblacion que se requirié estuvo constituida por todos los acuiferos salinos de pozos
inactivos o cerrados pertenecientes al Campo Guario de la formacion Oficina del
Area Mayor de Anaco, por ser este campo el area especifica en estudio, con un total
de 25 pozos que pueden ser empleados como inyectores de CO,.

3.3.2 Muestra

La muestra segun Hurtado (2000) se define como “una porcion de la poblacién
que se toma para realizar el estudio, la cual se considera representativa (de la
poblacion)” (p.154). La muestra para este estudio fue seleccionada tomando en cuenta
los siguientes criterios: que estén cercano a la planta de extraccién de San Joaquin,
cerrados por estado “EH” (cerrado por el Ministerio de Energia y Petrdleo) o “ED”
(encontrado inactivos) con disponibilidad inmediata, que posean un rango de
salinidad (6000 ppm -12000 ppm de NaCl), arenas de agua o acuiferos con espesores

mayores a los 24 pies, profundidad mayor a 2625 pies y que se localicen adyacente a
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un yacimiento de baja presion o depletados y por ende a un contacto agua-petroleo,

de los cuales se eligieron 2 pozos en total.

3.4 PROCEDIMIENTO METODOLOGICO

Para el desarrollo de la investigacion, fue necesario establecer la siguiente
metodologia para la obtencién y el cumplimiento de los objetivos planteados:

3.4.1 Etapa 1. Descripcion de las Tecnologias de Separacion del CO;

Se describid las diferentes tecnologias existentes para separar y capturar el CO,
del gas proveniente de la produccion de los pozos en las plantas de endulzamiento,
con el fin de conocer la mas Optima y rentable desde el punto de vista cualitativo. La
descripcion de estas tecnologias se basé en investigaciones bibliograficas y busqueda

de informacion en internet.

3.4.2 Etapa II. Seleccion de Pozos Inactivos del Campo Guario Candidatos

a la Inyeccion de CO,

Para cumplir esta etapa, se procedio a lo siguiente:

1) Se seleccionaron todos los pozos inactivos del Campo Guario, mediante la
revision del sumario mensual de produccién por pozo reflejada en la base de
datos del programa Centinela paralelamente con el potencial del Campo, en la

que se verificd su estado actual.

2) De los pozos inactivos del Campo, se escogieron aquellos pozos cercanos a la

planta de extraccion de San Joaquin de donde provendra el CO, a inyectar,
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haciendo uso del mapa de superficie y base correspondiente al Campo,
suministrado por el personal que maneja el programa Sigemap; posteriormente
de estos pozos, se identificaron los que presentaban estados EH y ED en cada
una de las arenas perforadas, es decir, inactivos o cerrados por ordenes del

Ministerio de Energia y Petroleo.

3) Luego se reviso en sala de mapas, los mapas isopacos estructurales de las
arenas (yacimientos) perteneciente a la formacion oficina para evaluar y anotar
los espesores y profundidades de las arenas en un intervalo comprendido desde
las arenas Morenos (MO) hasta las arenas Naranjas (NAF4), por el hecho de
que en arenas mas profundas el contenido de minerales de calcio y magnesio,
asi como sus concentraciones disminuye, observandose a través del programa
Simde en analisis previos realizados a estas arenas, para asi elegir acuiferos
salinos, con espesores Optimos mayores a 24 pies, vecinos a un contacto agua-
petréleo ubicados en un yacimiento de presion declinada, profundidad mayor a
2625 pies que es la profundidad minima requerida para el almacenamiento del
CO,, segun la experiencia de ingenieros de yacimientos que participan en el

proyecto del Campo Sleipner en Noruega (Bennaceur, 2004).

4) Aunado a esto, se hizo una revision mas a fondo de la informacion de los pozos
existentes en las carpetas tales como diagramas mecanicos, caracteristicas de
las arenas perforadas, datos de inicio de perforaciones etc. De esta forma, se
obtuvo un total de dos pozos, los cuales cumplieron con todos los criterios de

seleccidn mencionados anteriormente.

3.4.3 Etapa III. Caracterizacion Fisico-Quimica de las Aguas de los

Acuiferos

Con el proposito de caracterizar los parametros fisicogquimicos de las aguas de

los pozos seleccionados, se efectuaron los contactos necesarios con el departamento
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de operaciones para la recoleccion de muestras de aguas de pozos activos vecinos a
estos pozos en la misma arena y yacimiento, debido a que no fue posible tomar
muestras de pozos inactivos. Dicha recoleccion se llevo a cabo por intermedio de los
operadores de las estaciones de flujo, quienes facilitaron el proceso dirigiéndose a los
cabezales de los pozos, para de esta manera obtener las muestras lo mas
representativas posibles, corroborando previamente si las valvulas de los mismos no
presentaban problemas, esto con la idea de optimizar tiempo. Los pozos activos
seleccionado para el muestreo fueron JM-28, IM-52, JM-32, G-13, G-09 y JM-223,
de los cuales se les pudo obtener muestras de aguas a los pozos JM-52, JM-32, JM-
223 y G-09, en los demas pozos no fue posible, ya que al momento de tomar las
muestras fluia gas seco o condensado con contenido parafinoso, sin presencia de

agua.

Una vez obtenida las muestras de aguas, se realizé el analisis en dos etapas:
primero se evalu6 inmediatamente en sitio con técnicos especialistas perteneciente a
la empresa LIPESA, los pardmetros de alcalinidad, dureza total, dureza calcica, pH,
hierro, calcio y magnesio, donde se emple6 toda la instrumentacion adecuada
atendiendo a las normas aplicadas para cada caso, tales como medidor digital de pH,
vaso precipitado, buretas, cilindros graduados, kit portéatil para medir el hierro, entre
otros, validdndose estos datos con los del laboratorio en San tome. Los
procedimientos de los ensayos realizados en sitio se encuentran en el apéndice A.

Segundo, las muestras restantes se enviaron al Centro de Analisis ubicado en
PDVSA San Tomé, para ser analizada con el propoésito de obtener informacion fisico-
quimica de ellas como: cloruros, conductividad, sodio, indice de saturacién y solidos
disueltos, debido a que no se requiere una preservacion tan estricta de la muestra,
para poder inferir en el contenido de ellos, necesarios para que ocurra la reaccion

quimica entre estos minerales, el CO, y el fluido del acuifero.
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3.4.4 Etapa IV. Determinacion de los Parametros Petrofisicos de los

Acuiferos

Esta etapa comprende la blsqueda de registros eléctricos (resistividad, Rayos
Gamma, potencial espontaneo, microlog, densidad neutron, entre otros) presente en
las carpetas de los pozos seleccionados ubicados en el programa Simde o en archivos
de pozos, para obtener datos de las arenas de interés y estudiar las propiedades
petrofisicas de los mismos, realizando los calculos necesarios a través de ecuaciones,
considerando el uso de hojas de célculo en Microsoft Excel, a fin de adquirir
parametros importantes tales como espesor de arena neta, volumen de arcilla,
saturacion de agua, porosidad y permeabilidad; informacion necesaria para el
modelado de los pozos en el simulador y la estimacion de la tasa o caudal de CO, a

inyectar en las formaciones prospectivas.

Inicialmente se realizd una revision de los registros de los pozos G-29 y G-35,
esta consistio en el reconocimiento de la informacion asentada en el cabezal, en las
escalas y en las curvas, por lo que se pudo constatar que ambos pozos son muy Viejos
por poseer registros microlog y poca informacién en relacion a otros registros
actuales, comprobandose en las historias de los pozos, donde aparece reflejada el
inicio de las perforaciones, seguidamente se localiz6 el registro grafico de cada uno
de ellos, donde aparece resefiada las arenas correlacionadas en sus respectivas
formaciones y profundidades dadas a una escala 1:500, para localizar las arenas de
aguas interpretadas en NAE1 y NAC2, contando con la ayuda y apoyo de gedlogos
especialistas, que proporcionaron todos sus conocimientos; una vez encontradas estas
arenas, estos datos se ubicaron en el registro microlog de cada uno de ellos, en la cual
se observé que tanto para el pozo G-29 como para el pozo G-35 no habia corrida de
registros a las profundidades de las arenas de interés, procediéndose a encontrar a
través del mapa Base de San Joaquin pozos vecinos a los pozos seleccionados para
verificar cuales registros contenian, (Ver Apéndice B (figura N° B.1 y B.2; tabla N°
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B.1 y B2)) y asi extraer todos los datos presente en los cabezales y cuerpo de los
registros tales como: temperatura de fondo y superficie; temperatura y profundidad de
las arena de aguas, temperatura de la formacion, profundidad final del pozo,
resistividad de la lutita, SP del intervalo de interés, resistividad del intervalo, Gr
méaximo, Gr minimo, Gr leido, etc, para realizar de esta manera la evaluacion
petrofisica y emplear las ecuaciones correspondiente dependiendo del tipo de registro

a utilizar, para cargarlas en la tabla de Excel.

3.4.4.1 Calculos de los Parametros Petrofisicos

Volumen de Arcilla (Vsh)

La determinacién del volumen de arcilla es importante debido a que afecta el
calculo

de las saturaciones de los fluidos, permeabilidad y la porosidad efectiva. Se
puede calcular de distintas formas, segun el registro a partir del cual se desea definir
este parametro. Los dos registros mas empleados suelen ser los de Gamma Ray (GR)

y el Potencial Espontaneo (SP).

En los pozos que poseian curvas de rayos gamma se utilizd la siguiente
ecuacion:
_GRmin)
_GRmin)

(R

— leido

V
sh (GR

max

Donde:

Vsn= volumen de arcilla. [Adim]
GRieigo= gamma Ray leido. [Adim]
GR/max= gamma Ray maximo. [Adim]



56

GRmin=gamma Ray minimo. [Adim]

Los datos anteriores se calcularon aplicando los siguientes pasos:

> Se establece la linea base de arcilla (GRmaximo)-
» Se establece la linea base de arena (GRminimo)-

> Se determina el valor GR jeido.

En los pozos donde no se cont6 con registro de rayos gamma, se utilizé la curva

de SP, siendo su ecuacion la siguiente:

Vsh . ]_-M

MAX

Donde:

Vsh sp= volumen de arcillosidad. [Adim]
SPLoc = lectura de la curva del SP en la zona a evaluar. [Adim]
SPwmax =lectura de la curva del SP de una arena relativamente limpia en el

intervalo geoldgico. [Adim]

Porosidad (@)

» Calculo de la porosidad usando registros Microlog

Mediante los registros microlog se puede obtener informacion de porosidad,
aunque estos no son tan confiables como los registros de densidad neutron. Para

utilizar los valores que aportan estos registros viejos deben usarse una serie de
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ecuaciones Yy utilizarse ciertos dbacos para normalizar la informacion obtenida, como
gradiente geotérmico (GG), temperatura de formacion (Tfm), correccion de la
resistividad del lodo (Rm), resistividad del revoque (Rmc) y resistividad del filtrado
del lodo (Rmf) a la temperatura de la formacion de interés, asi como también
correccion de las curvas micronormal (Ry) y microinversa (Rixi) por didmetro del
hoyo empleando el abaco “Microlog Interpretation Chart” (Schlumberger) para
obtener la resistividad de la zona avada (Rxo) (ver apéndice B) Luego de la
correccion, se obtiene el valor de porosidad. Sin embargo para este estudio no se hizo
correcciones del didmetro del hoyo ni de ningun otro factor, por poseer un diametro
acorde al tipo de registro que se emplea. La ecuacion para la determinacion de la

porosidad es:

(Rm em ormacién)O'61
¢micro log = (0'614)* T(RFZ)OJS

Donde:
dmicrolog= Porosidad. [Adim]

RM (remrormacion)= resistividad del lodo a la temperatura de la formacion. [ohm]

R,= lectura de la curva Micronormal en el intervalo a evaluar. [ohm]

» Calculo de la porosidad usando registros Densidad-Neutron

Para determinar la porosidad efectiva de las arenas arcillosas, se realizo
previamente la correccion por arcillosidad de las porosidades de densidad-neutron,

mediante las siguientes ecuaciones:

¢Dc = ¢D _¢Dsh *Vsh
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¢Nc = ¢N - ¢Nsh *Vsh

Donde:

¢opc= porosidad corregida densidad. [Adim]

dnc= porosidad corregida neutron. [Adim]

Vsp= volumen de arcillosidad. [Adim]

dnsh = porosidad de las arcillas medidas por el registro de neutrén. [Adim]

dpsh = porosidad de las arcillas por el registro de densidad. [Adim]

Después que se obtuvo las porosidades corregidas por arcillas, se calculé la
porosidad efectiva, que se define como el espacio total de espacios vacios
interconectados a través de los cuales puede haber potencial de movilizacion de

fluidos, mediante la ecuacion que se muestra a continuacion:

/¢Dc2 + ¢ch
fect = | 2=—
s 2

Donde:

defect = porosidad efectiva. [Adim]
dpc” = porosidad neutrén corregida por  arcillosidad. [Adim]

dnc? = porosidad densidad corregida por arcillosidad. [Adim]
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Saturacion de Agua (Sw)

Esta estimacion de fluido se realiza apoyandose en los valores de volumen de
arcilla, resistividad, porosidad entre otras propiedades de la formacion. La saturacion
de agua obtenida a partir de los registros, es calculada como el porcentaje de agua
contenido en el espacio poroso de un volumen de roca. La determinacion de la
saturacion de agua (Sw) se realiz6 empleando el modelo de Simandoux, por ser este
el més apropiado para arenas con cierta arcillosidad y el méas aplicado en la
evaluacion petrofisica de los yacimientos en el Oriente Venezolano. Viene expresado

por:

1

a*Rw a* Rw*Vsh 2 |18 a* Rw*Vsh
W= -3 + 2 | o% 2% pah
¢ *Rt 2*¢° *Rsh 2* ¢°*Rsh

Donde:

Rw = Resistividad del agua de Formacion. [ohm]
Rt= Resistividad verdadera de la formacion. [ohm]
Rsn = Resistividad de las arcillas. [ohm]

V= Volumen de la arcilla. [ohm]

Permeabilidad (k)

Existen distintos metodos para la permeabilidad de formacion: analisis de

nucleos, registros especiales y utilizacidn de correlaciones empiricas. Para determinar
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la permeabilidad se utilizd la ecuacion de Timur para ambos tipos de registros

(Microlog y Registros de Densidad-Neutron), como se muestra a continuacion:

K = M*OJ%

(S\Nirr *100)2

Donde:

K= permeabilidad (md).
Oefect= porosidad efectiva. [Adim]

Swirr= Saturacion de agua irreducible. [Adim]

La saturacion de agua irreducible que se define como la porcion de agua que
permanece inmdvil en el yacimiento, impregnada en los poros de la roca, proveniente
de los resultados de analisis de permeabilidades relativas en los nucleos de las arenas,
en donde se determina las resistividades de las formaciones y la saturaciones de agua
de ellas. Para el presente estudio este pardmetro fue suministrado por el departamento
de ingenieria de yacimiento perteneciente a PDVSA Gas Anaco, con un valor

promedio de 0,12 en ambas arenas.

3.4.5 Etapa V. Determinacion de las Reacciones Quimicas entre el Fluido

del Acuifero, el CO; y los Minerales de la Roca

Se determinaron las posibles reacciones quimicas que pueden ocurrir entre el
fluido del acuifero, el CO; y los minerales de la roca, considerando los resultados de
las pruebas de laboratorio efectuadas a las aguas de los pozos cercanos a los pozos

candidatos y las formulas quimicas correspondiente para el caso, asimismo predecir si
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habrd precipitacion o no de los compuestos que se originen producto de dichas
reacciones, necesarias para el secuestro geologico del diéxido de carbono. Para ello
se tomaron las concentraciones de calcio, magnesio e hierro y se investigaron las
constantes del producto de solubilidad tedrico del carbonato de calcio, carbonato de

magnesio y carbonato de hierro, siendo los siguientes:

KpSCaCo3 = [Ca+2]* [CO3_2] =4, 8x 107°

Kpsmgco, = [Mg*™?]* [COs?]=4x107°

KpSreco, = [Fe*?] * [COs?] =2, 11 x10 ™

Los analisis realizadas a las aguas de las arenas infirieron que no hay presencia
de iones carbonatos (COs?) en solucién, por lo que fue necesario determinar que
cantidad de iones CO3? se requiere para que se lleve a cabo la precipitacion del
carbonato de calcio, magnesio e hierro, partiendo de la constante de solubilidad de
cada uno de ellos y del contenido de los mismos en las aguas, tomando en cuenta la
teoria que expresa que si el producto ionico de los elementos involucrados es mayor
que la constante de producto de solubilidad de los compuestos formados habra

precipitado, en caso contrario no existira formacion de precipitado.

De acuerdo a lo anterior, el contenido de calcio, magnesio e hierro en unidades
de ppm (mg/L) fueron convertidas a unidades de mol/L, dividiendo la cantidad del
elemento quimico en g/L entre el peso molecular del mismo (peso molecular del
calcio: 40; magnesio: 24; hierro: 56) expresado en g/mol, resultando lo que se conoce
con el nombre de molaridad que se define como la cantidad de sustancia de soluto,
expresada en moles, contenida en un cierto volumen de disolucion, expresado en

litros, es decirr M =n/ V.
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Para que suceda la precipitacion de los carbonatos por ejemplo carbonato de

calcio, se debe cumplir lo siguiente:

KPSCaCO 3 Calculado > KpSCaCO 3 Tedrico

La concentracion de iones de carbonatos, se calcula como sigue:

KPScsco,
lco ] = =

Donde:

[CO{Z] = concentracion de iones de CO3% en mol/L.

[Ca‘z] = concentracion de calcio presente en las aguas en mol/L.
Kpscacos = constante del producto de solubilidad.

La cantidad de iones de CO5 necesaria para que ocurra la precipitacion debera
ser mayor a la calculada por la ecuacion antes escrita. Lo mismo ocurrira para el

Carbonato de Magnesio e Hierro respectivamente.
Muestra de célculo

Obtencion de la molaridad de los iones de calcio y carbonatos (pozo JM 223)

147mgdeCa’ gdeCa”  1moldeCa ™

a)Ca™ = X
Ldesolucién ~ 1x10°mgCa  40grdeCa*’

= 3,68 x 10° mol/L de Ca*2.
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KpS a 9
b) COy2= —o o 490 =1,30 x 10~° mol/ L de CO5™
(Ca™?) 3,68x10°mol /ldeCa

La precipitacion se alcanzara cuando la concentracion de los iones de CO3? sea

mayor a los 1,30 x 10 ® mol/L.
3.4.6 Etapa VI. Estimacion de la Tasa de Inyeccion de CO;,

La estimacion se efectu6 empleando el programa de simulacién “PIPESIM
2003”, en él se cargaron los datos de las arenas, basado en evaluaciones petrofisicas
mediante los registros estudiados, como espesor de arena neta y permeabilidades;
datos de yacimientos tales como presiones y temperaturas del yacimiento mas
cercano por no contarse con pruebas de inyectividad y presiones estaticas de los
pozos en estudio; datos del fluido y el disefio mecanico de los pozos candidatos, en
los cuales se pudo observar la profundidad, los intervalos perforados y los didmetros
de las tuberias presentes, de igual forma, se utilizaron las correlaciones de flujo que
mas se ajustaron a las caracteristicas particulares de cada modelo. Con los datos
recopilados se realizé una apreciacion de la tasa de inyeccion de CO, requerida por
los pozos seleccionados mediante un andlisis nodal, que consistié en modelar el flujo
de fluido en este caso CO, desde que sale de una fuente de inyeccidn ubicada en la
planta de extraccion de San Joaquin hasta su destino que son las arenas de los pozos
de interes, en donde se corrio cada uno de los modelos, en la que sera inyectado a la
presion del sistema de transmision de gas de Anaco que es de 1214,7 Ipca, adicional a
esto, se hicieron sensibilidades, es decir, variaciones de pardmetros, como presiones
de inyeccion en el rango de 914,7 Ipca hasta 1214,7 Ipca y dafios de formacion entre

0; 5y 10, clave en el proceso de inyeccion.
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Para poder obtener toda la informacion para la simulacion, fue necesario tomar

en cuenta lo siguiente:

3.4.6.1 Diagramas Mecanicos Propuestos de los Pozos Candidatos

Para la inyeccion de CO; se realizaron diagramas mecanicos propuestos de los
pozos a partir de los diagramas actuales que presentaban, debido a que las arenas en
estudio no han sido perforadas, ademas se trata de pozos viejos con tuberias de
produccion que actualmente ya no son usadas. Se propone una tuberia de diametro
nominal 2 7/8” que es la cominmente usada para la inyeccion. Por otro lado las
tuberias requeridas deben ser fabricadas de acero inoxidable o acero al carbono, para
evitar la corrosion por CO,. Los diagramas propuestos de estos pozos se muestran en

el apéndice F.

3.4.6.2 Estimacion de la Presion de Fractura

Para el presente estudio tambien fue necesario conocer la presion de fractura de
las formaciones depositoras de CO,. Como no se conoce el gradiente de fractura, se
procedié a estimarla. Se recomienda multiplicar la profundidad a la cual se encuentra
la formacion por un gradiente que normalmente se ubica entre 0,7 y 0,8 Ipc/pie
(Gbmez, 1990). Para este estudio se tomo6 un gradiente de 0,8 Ipc/pie, por ser este
gradiente empleado en las arenas de la formacion Oficina por los especialistas en
geomecanica de la zona. La presion de fractura se determino con las profundidades de

los pozos multiplicados por dicho gradiente.
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3.5 TECNICAS E INSTRUMENTOS EMPLEADAS EN LA RECOLECCION
Y ANALISIS DE LA INFORMACION

3.5.1 Técnicas

Para la obtencion de los datos y el logro de los objetivos planteados en la
investigacion, donde se evalu6 el proceso de inyeccion de CO, en acuiferos salinos de
pozos inactivos del Campo Guario, se aplicaron las siguientes técnicas que a

continuacion se describen:

Busqueda y recopilacion documental: con el fin de obtener los fundamentos
tedricos, antecedentes, datos, procedimientos e informacién técnica referente a la
separacion y almacenamiento de CO,, se revisaron libros de diferentes autores,
manuales, papers, la red interna de PDVSA y paginas de Internet, que sirvieron para

la compresion y analisis de los datos.

Consulta a Personal Experimentado: consistio en realizar entrevistas a
personas expertas en el tema que laboran en las sedes de PDVSA, Criogénicos,
Centro de Analisis San Tome y la empresa de servicios LIPESA, con el propoésito de
obtener informacién confiable y necesaria para la realizacion de este trabajo de

investigacion.

Obtencion y procesamiento de datos: se recopilo informacion de las carpetas
de pozos donde se encuentra las historias, registros, diagramas mecanicos y de
completacion de los pozos; el sumario mensual de produccién, mapas de superficie y
estructurales, la red interna de PDVSA para consulta de los paquetes corporativo de
la empresa como Centinela, Simde (Sistema de Manejo de Documentos Electronicos)

y Sigemap, asi como también, de la visita a los pozos muestreado. Posteriormente, se
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procesaron los datos en el simulador PIPESIM, hojas de célculo de Excel, paginas de

word, power point y ensayos de laboratorio.

3.5.2 Instrumentos

3.5.2.1 Centinela (Centro de Informacion del Negocio Petrolero)

Es un sistema de informacion operacional oficial de PDVSA para soportar los
procesos de extraccion, control y contabilidad de crudo, agua, y gas, el cual
suministra informacion referente a los pozos, como presiones, pruebas de produccion,
cambio de reductores, entre otros. Tiene como objetivo principal asistir al personal de
las Unidades de Explotacion de los Grupos de Yacimientos y Produccion, en el
control de la produccion de pozos, facilitando la toma de decisiones necesarias para

cumplir con los objetivos de produccidn.

Este paquete esta constituido por 11 moddulos: gas, pozo (pruebas de
produccion), oleo, vapor, centinela, agua, declina, tabla, guia usuario, tutorial, entre
los que destacan en importancia los siguientes: pozo, donde se manejan los datos de
los pozos, el estado y las actividades que se realizan sobre ellos; Oleo, donde se
contabiliza la produccion manejada a partir de las Estaciones Principales y en general
todos los datos de los sistemas de recoleccion y distribucion de fluidos (sistemas de
transporte de crudo hasta los terminales de embarque, sistemas de diluente, etc.). En
el caso del presente trabajo, el modulo usado correspondio al de POZO, por ser este el
que posee el sumario de produccion, en donde se especifica los pozos completados en

sus respectivas arenas y el estado actual de cada uno de ellos.
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3.5.2.2 Hojas de Calculos

Forma parte del programa Microsoft Excel que es una de las herramientas de
Microsoft Office, en donde se pueden construir hojas de célculos complejas a partir
de un proceso de introduccion de simples ecuaciones matematicas en un orden
cronoldgico matematico, facilitando el procesamiento de datos complejos. Durante el
desarrollo del proyecto se hizo uso de las hojas de célculos, las mismas son necesarias
para la realizacion de los célculos requeridos para la determinacion de los pardmetros

petrofisicos de los pozos en estudio usando las ecuaciones correspondientes.

3.5.2.3 Simde (Sistema Manejo de Documentos Electronicos)

Es una aplicacion perteneciente a PDVSA que contiene las carpetas de los
pozos con reportes de las completaciones actuales y las pruebas que se le hayan
realizado a los diferentes pozos, via web. Tiene como finalidad automatizar mediante
la tecnologia de iméagenes, las consultas y actualizaciones de los diferentes
documentos presentes en las carpetas, logrando la disponibilidad de los mismos para
todos sus usuarios, garantizando la integridad y la confiabilidad de la informacion
contenida en estos documentos y ofreciendo mecanismos de acceso eficientes,
rapidos y sencillos. Es importante sefialar que en esta aplicacion se tiene acceso a
todos los campos del pais y por ende a todos los pozos perforados en el territorio
nacional, suministrando diferentes datos de importancia como: analisis, pruebas,
correspondencias oficiales, diagramas, planos y registros, informacién de presion y
temperatura de los pozos, informacion geoldgica, propuestas y reportes

operacionales, entre otros.
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3.5.2.4 Sigemap (Sistema de Generacion de Mapas)

Es un sistema computarizado para la generacion, actualizacion, validacién y
disponibilidad de una base de datos de mapas automatizados ya sea estructurales,
bases o de superficie. Consta de un ambiente de inicio de datos donde se revisa,
prepara y carga la data del cuadrangulo a incorporar en el sistema. La informacion
geoldgica y el posicionamiento de los pozos son procesados bajo el sistema SIGEO y
los datos adicionales como el limite de roca, los contactos condensado - petréleo
original, agua-petrdleo original, los limites arbitrarios, etc. Pueden ser capturados de
manera puntual y ser digitalizados directamente de los mapas existentes. Este sistema
se desarrolla bajo la plataforma micro-station, basado en la automatizacion de rutinas

que facilitan al usuario la manipulacion de los mapas oficiales.

3.5.2.5 Ensayos de Laboratorio

Son analisis fisico quimico que se efectlan a las aguas de los acuiferos de pozos
activos, cercanos a los pozos seleccionados algunas en el sitio donde se toma la

muestra y otras en los laboratorios. Las propiedades determinadas son:

a) Alcalinidad parcial y total en aguas naturales, industriales y residuales.
Mediante el método de valoracion con indicador (Método A de la Norma
COVENIN 2780-91).

b) Concentracion de cloruros presentes en aguas naturales, industriales y

residuales.

Mediante la valoracion con Nitrato de Plata (Método B de la Norma COVENIN
3141-95).
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¢) Conductividad eléctrica en aguas naturales, industriales y residuales de acuerdo

al manual de operacién del conductimetro Metrohm, modelo E-587.

d) Dureza Total, Célcica y Magnésica en aguas naturales, industriales y
residuales. (Método B de la Norma COVENIN 2771-91).

e) pH por medicion potenciémeétrica en aguas naturales, industriales y residuales.

3.5.2.6 Simulador Pipesim 2003

Es un simulador que permite la Optimizacion de Sistemas de Produccion
desarrollado por la empresa “Baker Jardine Petroleum Engineering & Software” y
adquirido posteriormente por la empresa Schlumberger. Se considera que es un
modelaje conceptual y detallado de produccién e inyeccion de gas. Los usuarios
pueden definir un gran rango de tipos de completacion de pozos incluyendo
yacimientos de mdaltiples capas. Este mdédulo simula el flujo desde el yacimiento a
través de la tuberia de produccién. Para un andlisis eficiente, hay una serie de
operaciones disponibles para ser utilizados. Ejemplo: analisis nodal, disefio de

levantamiento artificial pos gas, disefio de la tuberia de completacion, etc.

Este simulador contiene los siguientes modulos: pipeline & facilities (modela el
flujo detallado desde el cabezal del pozo hasta su destino); Well Performance
Analysis (estudia sistemas de produccion e inyeccion); Network Analysis (permite
combinar modelos y construir redes complejas de tuberia y pozos en un simulador de
red); Production Optimization (GOAL) (optimiza sistemas de Levantamiento
artificial por gas 6 Bombeo electrosumergible); Field Planning (FPT) (planificador de
produccion); Multi-lateral (HoSim) (permite generar modelos complejo de pozos

horizontales y multilaterales).
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De los médulos descrito anteriormente, se utilizaron el Pipeline & Facilities y
Well Performance Analisis enfocados desde el punto de vista de inyeccion de gas al

yacimiento, definiéndose brevemente cada uno de ellos.

Pipeline & Facilities: este modulo permite modelar el flujo detallado desde el
cabezal del pozo hasta su destino final. Un entendimiento detallado del sistema
hidraulico es critico para muchos disefios de tuberias de flujo y problemas de flujo en
sistemas multifasicos complejos. Si es requerido, los pozos pueden ser armados
dentro del mismo sistema o modelo para simular el flujo desde el yacimiento. Este
modulo modela lineas de flujos verticales y horizontales y los procesa a través de
equipos hasta el punto final. Los objetos detallados en las lineas de flujos de este
maodulo permite a los usuarios introducir la topologia del terreno y una data detallada
de transferencia de calor con cubiertas aislantes, y los usuarios pueden incluir equipos

como: bombas, compresores, intercambiadores de calor y separadores.

Para estudios detallados de tuberias este mddulo predice las caracteristicas de

taponamiento, formacion de hidratos y muchos otras variables criticas.

Well Performance Analisis: este modulo es fundamental para los ingenieros de
petréleo en el disefio y optimizacion de sistemas de produccion e inyeccion. Esta
disefiado para completar el flujo de trabajo de los ingenieros dando un analisis
eficiente y rapido de flujo multifasico desde el yacimiento hasta su destino final. Este
maodulo incluye modelos de completaciones detalladas (multiples zonas), perfiles de

tuberias, chokes en el cabezal y puede ser extendido hasta las tuberias de superficie.



CAPITULO IV

ANALISIS DE LOS RESULTADOS

En este capitulo se realizaron las discusiones de los resultados obtenidos

durante la investigacion en orden cronoldgico a los objetivos especificos planteados.

4.1 DESCRIPCION DE LAS TECNOLOGIAS DE SEPARACION DEL CO2

Las impurezas como el diéxido de carbono siempre han formado parte del gas
natural, provenientes de la produccion de los yacimientos del Area Mayor de Anaco,
con una concentracion molar de CO2, que se encuentra en el orden del 8 a 10 % v/v,
que al no ser tratado y removido totalmente en las plantas de procesamiento es
venteado junto al gas natural a la atmosfera o vendido al mercado interno para uso
industrial, lo que representa un problema de orden econdémico y ambiental, debido a
que le resta valor comercial al gas de venta al disminuir su poder calorifico y por otro
lado incumpliendo con las regulaciones ambientales vigentes, dando lugar al estudio
de distintas tecnologias para la recuperacion del CO2 por parte de las compafiias de
servicios y de plantas de extraccién especificamente la de San Joaquin, de tal manera
que el CO2 pueda ser inyectado en los acuiferos no potables y en otras formaciones

geoldgicas tales como los yacimientos de petrdleo y gas.

La remocion del didxido de carbono (CO2) del gas natural, procedente de los
pozos y de los procesos de post-combustion y pre-combustién, se obtiene mediante la
aplicacion de solventes fisicos, quimicos y fuerzas e interacciones moleculares de
este compuesto con agentes externos, donde entra en juego los parametros de presion

y temperatura.
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En la actualidad, existen diversas tecnologias de separacion de CO,, las cuales

se muestran esquematicamente en la figura N° 4.1 y seran descritas a continuacion.

SEPARACION DEL CO,
Adsorciéon Absorcion Criogénica Membranas Condensaciéon
Absorcion Absorcion Adsorcion Separacion
Quimica Fisica Gas Gas

Figura N° 4.1 Tecnologias de Separacion del CO,.

Fuente: propia

4.1.1 Adsorcion

Es el proceso mediante el cual las moléculas de CO; se separan y se adhieren a
la superficie de un material sélido llamado adsorbente, que son materiales porosos de
gran superficie interna en el que se hace pasar el aire, influyendo ciertos factores tales
como la temperatura, presiones parciales, fuerzas en la superficie y el tamafio de poro
del adsorbente. Consiste en un ciclo repetitivo, cuyas dos etapas basicas son la
adsorcion y regeneracion; en la etapa de adsorcion, el gas es alimentado sobre el
lecho de solidos (adsorbente) que adsorbe el CO, y deja pasar el resto de gases,
cuando el lecho llega a su capacidad maxima de adsorcion de CO,, la alimentacion es
enviada a otro lecho limpio, mientras se procede a la regeneracion del primero,

extrayéndole el CO, que ha sido adsorbido previamente.
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La regeneracion del adsorbente se fundamenta en tres parametros importante:
Psa (adsorcién con variacion de presion): el adsorbente es regenerado mediante

reduccion de presion.

Tsa (adsorcion con variacion de temperatura): el adsorbente es regenerado

mediante el aumento de temperatura.

Esa (adsorcion mediante corriente eléctrica): la regeneracion tiene lugar al

hacer pasar una corriente de bajo voltaje por el adsorbente.

Los absorbentes mas utilizados en esta técnica son: alimina activada, silice,
zeolitas (aluminosilicatos) y el carbdn activado que se presenta en forma de lechos

empaquetados de particulas esféricas.

4.1.2 Absorcion

Es un proceso de separacion que involucra la transferencia de una sustancia
inmersa en la fase gaseosa a una fase liquida a través de la interfase, es decir, el CO,
derivado del gas natural entra en contacto con un solvente, ya sea fisico o quimico, de
manera de que este se solubilice en él, logrando la captacion del didxido de carbono,
en donde la capacidad de absorcidn del solvente va a estar en funcién de la presion
parcial del gas, que viene determinada por la ley de Henry, valida en el equilibrio
quimico. La tecnologia de absorcion se divide de acuerdo al tipo de solvente a

emplear en:
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4.1.2.1 Absorcion Quimica

En este tipo de absorcion, el CO, reacciona con solventes quimicos (aminas)
para formar un compuesto de enlace intermedio débil, que luego se rompe por la
aplicacion de calor, regenerando los solventes originales para nuevamente usarlo y
producir mas corriente de didéxido de carbono. Este proceso esta limitado por la

estequiometria de la reaccion.

El mecanismo de absorcidn se ilustra méas claramente en la figura N° 4.2, donde
ocurre lo siguiente: el gas natural entra a un depurador para remover liquidos y
solidos presentes en ella, una vez que el gas natural sale del depurador libre de
liquidos y s6lidos ingresa al fondo de una torre de contacto, en donde esta presente
una solucion de aminas pobre en contenido de CO, que fluye desde el tope hasta el
fondo de la columna, alli el CO, existente en el gas reaccionan quimicamente con la
solucion acuosa de amina pobre (amina con bajo contenido de CO,). El gas
endulzado que es aquel que posee menos contenido de CO,, abandona la torre por el
tope de la misma y pasa por un depurador para ser despojado de cualquier resto de

solucion presente en la corriente y luego ser expulsado directamente al exterior.
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Figura N° 4.2 Proceso de absorcion quimica.

Fuente: Donnelly (1990), the Use of MDEA and Mixtures of Amines for Bulk CO, Removal.

La corriente de amina rica (amina con alto contenido en CO5) sale de la torre de
contacto por el fondo y fluye a un tambor de separacion o separador para eliminar los
hidrocarburos absorbidos en la corriente, inmediatamente es calentada por el
intercambio de calor de esta corriente con la de aminas libre de gases acidos. Después
de ser calentada, pasa hacia el tope de una columna despojadora para desplazarse al
fondo con la finalidad de sustraer el CO, presente y salir por el fondo del despojador.
Después de intercambiar calor con la corriente que contiene CO; es reinyectada a la
torre de contacto para continuar el ciclo. El gas acido despojado de la amina sale por
el tope de la torre y pasa a un condensador para ser enfriado y recobrar el agua

presente en la corriente.

La mayoria de los solventes quimicos son organicos y basados en aminas, entre
los cuales se tienen: monoetanolamina (MEA), dietanolamina (DEA),

metildietanolamina (MDEA) y diglicolamina (DGA). La trietanolamina (TEA) ha
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sido desplazada, debida principalmente a su baja capacidad de absorcion (por su
elevado peso molecular) y su baja reactividad (como amina terciaria). A continuacion
se describe a manera de resumen, cada uno de los solventes mencionados

anteriormente:

Monoetanolamina (MEA)

Es el solvente preferido para el tratamiento de corrientes de gas que contienen
bajas concentraciones de H,S y CO,, esto es especialmente cierto cuando el gas tiene
que ser tratado a baja presion (1,4 Mpa) y se exige una eliminacion maxima de los
gases acidos, utilizandose fracciones del solvente que varian entre 10 y 20 %. Debido
a problemas de corrosion, la carga de gas es limitada a valores de 0,3 a 0,35 moles de
gas acido por mol de amina, trayendo como consecuencia la restringida actividad de

esta amina.

Dietanolamina (DEA)

Comunmente se usa en porcentajes que varian entre 25y 35%. La carga de gas
es limitada a valores de 0,3 a 0,35 moles de gas acido por cada mol de amina, cuando
se emplean equipos de acero al carbono. Su baja presion de vapor permite que sea
factible en operaciones a baja presion, sin embargo, su mal comportamiento a altas
concentraciones de CO,, lo hace aconsejable para la recuperacion explicita de este gas
acido (da lugar a un gran namero de reacciones irreversibles con este gas, dando
como resultado productos corrosivos). Tiene un costo de produccion mas competitivo
que los solventes MEA, pero una disminucion en la capacidad de absorcion y sus
posibles problemas de corrosion cuando se tiene CO,, lo convierten en una opcién no

recomendable.
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Metildietanolamina (MDEA)

Es una amina que se emplea normalmente en un rango del 20 al 50% en peso, la
carga de gas llega a valores tan elevados entre 0,7 a 0,8 moles de gas acido por mol
de amina, por la poca corrosion que se genera alli. La MDEA tiene bastantes ventajas
frente a las aminas primarias y secundarias tales como: baja presion de vapor, bajos
calores de reaccion con los gases acidos, alta resistencia a la degradacion, escasos
problemas de corrosidn, y sobretodo, selectividad en la absorcién de H,S en presencia

de CO,, que lo hace ventajoso con respecto a las deméas aminas.

Diglicolamina (DGA)

Este solvente es similar en muchos aspectos a la monoetanolamina, excepto que
su baja presion de vapor permite su uso en altas concentraciones (50 a un 70% en
peso), dando como resultado un bajo radio de circulacion (se necesita menos cantidad
de corriente para absorber el gas acido) y una disminucion en el consumo de vapor
cuando lo comparamos con las soluciones tipicas de monoetanolamina. Presenta una
tendencia a reaccionar con CO, sobre el H,S. Ademas de usarse cada una de estas
aminas por separado, también se aplican mezclas de aminas constituida por solventes
MDEA con DEA o MEA para mejorar la capacidad de absorcion de CO, mediante la
MDEA.

En la tabla N° 4.1, se muestran los distintos tipos de aminas con sus respectivas

ventajas y desventajas.



Tabla N° 4.1 Tabla comparativa de las diferentes aminas empleadas en la absorcion Quimica.

[ Soveme | MEA | DEA | BGA | MOma |

Remociodn eficiente
usando se endulza gas
natural con
concentraciones muy
bajas de acidos

Esta permite mayor
carga de gas Yy
recirculacion menor.

Menores perdidas del

Permite altas
concentraciones,
graciasa baja de
presion de vapor
gue se traduce en
menor recirculacion.

No es corrosiva.

Permita la remocién
selectiva de H,S asi
como la remocion de

en pérdidas grandes del
solvente.

Altamente corrosiva.

Corrosiva.

Gran afinidad a COS y

CS,, dificil de regenerar.

Corrosiva.

Ventajas Permite trabajar a baja | solvente. forma conjunta.
presion.
Reduce la tasa de
Permite operar a bajas circulacion y consumo
Temperaturas. energético.
Bajo peso molecular.
Alta presién de vapor. | Gran afinidad a COS y | Alta presion de vapor. Costosa.
CS,, dificil de regene-
Gran afinidad a COS y | rar lo que resulta en | Grandes pérdidas del
CS;, dificil de | pérdidas grandes del | solvente.
Desventajas regenerar lo que resulta | solvente.

8.
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Para la seleccion del tipo de amina adecuada en el proceso son fundamentales
las condiciones de operacion tales como la presion, los rangos de temperaturas de
operacion, la composicién del gas a tratar y finalmente la pureza del gas deseado. En
muchos casos los requerimientos finales del proceso pueden ser conseguidos por mas
de una solucion técnicamente viable, por lo que se requiere una posterior evaluacion

econémica.

4.1.2.2 Absorcion Fisica

Esta basado en el mismo proceso de absorcion quimica con la diferencia de que
se aplican solventes fisicos para la recuperacion de CO, a altas presiones de vapor, en
la que el CO, es separado del resto de gases en la regeneracién, por medio de una
reduccién de presion o temperatura en el sistema, requiriendo de bajo consumo de
energia. La mayoria de ellos son organicos con elevados punto de ebullicion. Los

solventes fisicos en general, son escogidos cuando:

a) Se desea la remocion del gas acido sin segregacion por componentes y la del

H2S de forma selectiva.
b) La presion parcial del gas &cido en la alimentacién es mayor a 50 Ipca.

c) La concentracion de hidrocarburos pesados en la alimentacion es baja.
Los procesos comerciales tipicos de absorcion fisica mas comunes son: selexol,
rectisol, purisol y fluor solvent que se definen a continuacion:
Proceso selexol: este proceso utiliza el dimetiléter o polietilenglicol como

solvente. Es ideal para remover H,S (1% mol) o para una remocién conjunta de CO,

y H,S a condiciones de temperatura de — 104,00 °F y presion de 2 a 3 Mpa; ademas

79
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de estos gases, es posible también la absorcién de COS y mercaptanos. Es licenciado

por la compafiia Union Carbide (EEUU).

Proceso Rectisol: fue desarrollado por las compafiias alemanas Lurgi y Linde,
emplea un solvente organico (generalmente metanol) a temperaturas comprendidas en
el rango de -30 °F a 100°F. Por otro lado, puede purificar el gas hasta
concentraciones de azufre de 0,1 ppm, v y concentraciones bastante bajas en CO,. El
CO; y los compuestos de azufre son removidos en fracciones diferentes. La mayor
ventaja de este proceso sobre los otros es el uso de solvente barato, estable y de facil
obtencion, ademas de ser un proceso bastante flexible y de poco consumo en

inSuUMos.

Proceso Purisol: este proceso remueve gases acidos del gas natural, fuel gas y
gas de sintesis por absorcion fisica con n-metil-2-pirrolidona (NMP). EI NMP es el
solvente mas selectivo en el mercado, es barato, estable, no es corrosivo, se puede
conseguir facilmente y posee un amplio rango de aplicaciones industriales. Fue
desarrollado y licenciado por la empresa alemana Lurgi. Se usa para los siguientes

casos tipicos:

a) Remocion de CO, de altos hasta contenidos residuales.

b) Remocién conjunta de componentes &cidos o remocién hasta una pureza

moderada de las corrientes por regeneracion flash.

c) Remocidn selectiva de H,S.

Proceso Fluor Solvent: esta patentado por la compafiia norteamericana Fluor y
emplea carbonato de propileno anhidrido. El proceso involucra varias separaciones

del solvente rico a valores decrecientes de presion, reciclando el gas que resulta de la
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separacion, que se lleva a cabo en la etapa de mayor presion. En modificaciones

posteriores del proceso se logran reducciones en la pérdida de hidrocarburos.

Ventajas y desventajas mas importantes de los solventes fisicos

Ventajas

a) Se logran composiciones muy bajas de CO; y H,S.

b) Es posible la remocion de compuestos como mercaptanos y COS.
c) El gas tratado es producido con contenido de agua reducido.

d) Los solventes son bastantes estables.

e) No son compuestos tOXicos.

f) Muchos de los solventes tienen una gran solubilidad con agua.

Desventajas

a) Poca experiencia comercial en cuanto a tratamiento de gas natural.

b) Generalmente los solventes usados poseen afinidad por hidrocarburos pesados,
trayendo como consecuencia su presencia en la corriente de gas acido y por
ende su pérdida, sin embargo, la solubilidad de ciertos solventes con agua

puede ser usada para recobrar estos compuestos.

c) La utilizacién de solventes con alta presién de vapor como es el caso del

proceso rectisol, requiere la operacion con temperaturas criogénicas.

d) Los solventes son caros y la pérdida a través del proceso debe ser evitada.
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e) Tienden a formar espuma, pero este fendmeno puede ser controlado al disefiar

equipos provistos con eliminadores de niebla.

f) La alta presion de vapor de ciertos solventes, hace necesario operar a bajas
temperaturas o métodos especiales para prevenir la pérdida del mismo.

4.1.3 Criogénica

Esta tecnologia es empleada comercialmente en la obtencion de didxido de
carbono proveniente de corrientes de gases que ya tienen una concentracion elevada
de CO, de mas del 50%, como es el caso de la combustion con oxigeno o aire
enriquecido. ElI CO; es separado a bajas temperaturas mediante condensacion a partir
de la sucesiva compresion y enfriamiento del gas o empleando solventes como
hidrocarbon C,4. No es utilizado en la recuperacion de CO, procedentes de gases de la

combustion de carbon o gas natural, debido a que es econémicamente inviable.

La ventaja que tiene es la produccion directa de CO; liquido a altas presiones,
el cual es indispensable para el transporte econémico. Una de las desventajas que
presenta es la formaciéon de hidratos de CO, a partir de la solidificacion del agua

cuando se expone a temperaturas criogénicas.

4.1.4 Membranas

Son barreras delgadas semipermeables, donde diferentes gases, vapores o

liquidos se desplazan de forma selectiva a través de estas a diferentes velocidades.

Actualmente las Unicas membranas econdémicamente viables usadas para el

endulzamiento del gas son basadas en ceramicas o polimeros tales como: acetato de
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celulosa, poliamidas, poliimidas, polisulfonas, policarbonatos y poliéterimidas,

siendo el acetato de celulosa el més difundido y probado.

De acuerdo al proceso que se lleva a cabo para aislar el CO; de los gases de

alimentacion, se pueden encontrar dos tipos de membranas:
Membranas de separacion de gases

Las membranas de separacion de gases dependen de las diferencias, tanto
fisicas como quimicas, entre la interaccion de los gases y el material de la membrana.
Esto causa que algunos componentes del gas pasen a través de la membrana mas
rapido que los otros a cierta presion establecida, permeando en el lado de menor
presion. La separacion de los gases va a estar en funcion de la solubilidad o la
difusion de las moléculas de gas en la membrana (diferencias en la presion parcial de

un lado a otro de la membrana), como se puede ver en la figura N° 4.3.

O
%
OOk

Alta Baja
Presion Presion

O v O v OO
50 ' 950 5

Figura N° 4.3 Membranas de separacion de gases.
Fuente: Murlidahr (2003), CO, Capture Technologies and Opportunities in Canada.
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Membranas de absorcién de gases

Son membranas sélidas con micro poros que se utilizan como forma de
contacto entre la corriente de gas y la de liquido. EI CO, difunde a través de la
membrana y es eliminado selectivamente por el liquido absorbente al otro lado de la
membrana (ver figura N° 4.4). En este caso, la membrana simplemente proporciona el

area de contacto, sin mezclar el gas de alimentacion y el flujo liquido.

Al contrario de las membranas de separacion de gas, aqui es el liquido

absorbente (no la membrana) el que da al proceso su selectividad.

Pérdida de gas ]

A

\ 4

CO, Absorcion de fluidos

Membranas micro porosas

Figura N° 4.4. Membranas de absorcion de gases.

Fuente: Murlidahr (2003), CO, Capture Technologies and Opportunities in Canada.
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4.1.4.1 Ventajas y Desventajas de las Membranas

Ventajas

v' Son sistemas simples, no poseen gran cantidad de equipos asociados ni partes

movibles.

v" Por el hecho de ser sistemas simples, el arranque y la operacion de la planta son

sencillos.

v" Gran cantidad de area efectiva es empacada en un volumen pequefio, es por ello
que una planta de purificacion de gas natural con membranas requiere de menos

espacio que aquellas que usan procesos mas convencionales.
v" Menores costos de inversion que las plantas de aminas.

v' Deshidrata hasta cumplir con especificaciones de gas a ventas (7 Ib agua
IMMSCEF de gas).

Desventajas

v Las membranas son costosas, es por ello que se deben proteger en arranques y

operaciones.

v' No es el proceso a elegir cuando se tienen concentraciones bajas de gases
“rapidos” (CO,, H,S).

v' La presencia de agua en el gas acido a tratar puede dafar las membranas.

v Dependiendo de las condiciones de operacidn, existe pérdidas de hidrocarburos

que van desde 2% al 10% de la corriente del gas.
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v' La elevada degradacién que presentan motivada por las condiciones que deben

soportar del gas de combustion, principalmente temperatura y suciedad.

v" Los solventes son caros y la pérdida a través del proceso debe ser evitada.

4.1.4.2 Descripcion del Proceso de Membranas

El esquema mas simple corresponde al de una etapa de flujo (figura N° 4.5). La
corriente de gas entra a través del sistema de membranas, desplazdndose a través del
arreglo de membranas explicado en el punto anterior; el CO,, H,S y otros compuestos
altamente permeables viajan hasta llegar al tubo central donde gracias a orificios
dispuestos a lo largo del mismo se produce la entrada de estos compuestos compactos
a su interior. El gas es entonces separado en una corriente rica en CO, y otra rica en
hidrocarburos. Cuando el contenido de CO, en la corriente de entrada es importante,

una parte significativa de los hidrocarburos permean la membrana y se pierden.

Corriente de bajo
contenido en CO,

Corriente de gas )
Sistema de Membranas

Corriente rica en
CO,

Figura N° 4.5. Proceso de membranas.

Fuente: Murlidahr (2003), CO, Capture Technologies and Opportunities in
Canada.
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4.1.5 Condensacion

Es una técnica que se basa en la purificacion de gases, la cual tiene como
interés primario la eliminacion de compuestos volatiles organicos procedentes de los
gases de combustion. El proceso consiste en enfriar la corriente de gas a una
temperatura tal que el componente organico tenga una baja presion de vapor para asi

colectar el condensado.

Una vez descritas las tecnologias de separacion del CO,, se hace una

comparacion breve de ellas, como se expresa a continuacion:

La adsorcibn no es una técnica recomendable para capturar COg,
principalmente porque la capacidad de los sélidos para adsorber el gas y selectividad

son ambas relativamente bajas.

La absorcion fisica no es econdmicamente competitiva cuando la presion
parcial es alta, ya que como se explicé con anterioridad, es directamente proporcional
a la presion parcial del gas a absorber, mientras la absorcidn en solucion alcalina esta
favorecida con presiones parciales bajas. Ambas estan justificadas teniendo en cuenta
un tamafio de planta considerable. La eliminacion de CO, de una corriente de gas es
mas efectiva cuando el contenido en CO; esta entre los 400 ppm, v y un 1,5% en

volumen.

Las membranas son aplicables cuando la presion parcial de dioxido de carbono
es elevada (altas concentraciones) y cuando los volimenes a tratar son relativamente

pequenos.
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La tecnologia criogénica, como antes explicAbamos, es utilizada solo para muy
altas concentraciones de CO,, ya que es una técnica econdmicamente inviable para el

resto de condiciones.

Por ultimo, la condensacion esta principalmente destinada a la recuperacion de
compuestos volatiles organicos, por lo que fuera de este ambito su aplicacion es

inviable.

Las diferentes tecnologias antes descritas deduce que la tecnologia mas
aceptable y conveniente es la de absorcion quimicas con aminas, por las siguientes
razones: se logran las especificaciones en concentraciones de CO, y H,S, poseen una
experiencia comercial probada, ademas de que los licenciantes del proceso y
proveedores de reactivos se encuentran en el pais, menores problemas ambientales y
no existe pérdida de hidrocarburos pesados de arrastre por parte del solvente, siendo
el solvente seleccionado la Metildietanolamina (MDEA) por poseer la reposicion
anual mas baja, ya que no se degrada; a las condiciones del proceso, esta amina es
eficiente en cuanto a la remocion del CO,; menor tendencia corrosiva, conllevando a
menor inversiéon de capital por mayor uso de equipos de acero al carbono; menor
consumo de energia, inversion de capital mas baja y optimizacion del tamafio de los

equipos.

4.2 SELECCION DE LOS ACUIFEROS SALINOS DE POZOS INACTIVOS
DEL CAMPO GUARIO CANDIDATOS A LA INYECCION DE CO,

Para la seleccion de los acuiferos salinos candidatos a la inyeccion de CO,
inicialmente se escogieron todos los pozos inactivos del Campo Guario perteneciente
a la formacion Oficina, por ser esta formacion la elegida para el desarrollo del trabajo
de grado, caracterizada por arenas con salinidades mayores a los 6500 ppm, aguas
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con mayor contenido de minerales y poseer zonas con excelentes propiedades
petrofisicas, resultando un total de veinticinco (25) pozos, que se muestran en la tabla
N° 4.2, de una poblacion general de noventa y ocho (98) pozos de todo el campo, con
sus respectivos estados actuales. En la tabla C.1 (apéndice C) se indica la leyenda de
los estados de los pozos.

Tabla N° 4.2 Pozos inactivos del Campo Guario y su estado actual.

v | wea | vaowmvio | o |

G-14 NAE1 JM 38C EH
VEE3 G114 AG
COA JM 13 AG
G-15 NAL2 JM 34 EH
NAL1 JM 34 EH
NAK3 G 16 El
G-16 NAL2 JM 34 EE
NAL1 JM 34 ES
NAK3 G 16 EH
G-19 NAL2 JM 34 EH
NAL1 JM 34 EH
G-23 NAF3 JM 35 EH
G-28 NAF3 JM 35 EH
G-29 NAF4 G2 ED
G-32 NAF4 G2 EX
G-33 NAF4 G2 EH
G-34 NAF4 G2 EH
G-35 NAF4 G2 EH
G-37 NAF4 G2 EX
G-40 NAF4 G2 EH
G-42 NAF4 G2 EH
G-46 NAF3 JM 35 EX
G-48 NAF3 JM 35 EH
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Tabla N° 4.2: (Cont).

VEG GUAS8 EL
G-49 VEH1 RG 5 EZ
G-52 VEG GUA 8 EL
VEG GUA 8 EL
G-53 VEI G-53 EH
G-54 VEG GUA 8 El
G-56 VEG GUA 8 El
NAF3 G 58 EW
G-58 VEF4 GUA 58 EW
G-201 COA GUA1 EH
AMC1 G 203 EH
G-203 COA GUA 201 EH
COB3 G 203 EH
G 301 COG G 301 El

Fuente: elaboracién propia basada en el programa Centinela (2005).

De los pozos inactivos del Campo Guario reflejados en la tabla N° 4.2, se
eligieron aquellos pozos que cumplian con el primer criterio de escogencia, que es
estar cercano a la planta de extraccion de San Joaquin, seleccionandose la cantidad de
catorce (14) pozos, que representa el 64 % del total de la poblacion de pozos, como se

muestra en la tabla N° 4.3.
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Tabla N° 4.3 Pozos cercanos a la planta de extraccion San Joaquin con su estado

actual.

NAL2 JM 34 EH
G-15 NAL1 JM 34 EH

NAKS3 G 16 EH
G-19 NAL2 JM 34 EH

NAL1 JM 34 EH
G-23 NAF3 JM 35 EH
G-28 NAF3 JM 35 EH
G-29 NAF4 G2 ED
G-32 NAF4 G2 EX
G-33 NAF4 G2 EH
G-34 NAF4 G2 EH
G-35 NAF4 G2 EH
G-37 NAF4 G2 EX
G-42 NAF4 G2 EH
G-23 NAF3 JM 35 EH
G-28 NAF3 JM 35 EH
G-29 NAF4 G2 ED

Fuente: elaboracion propia basada en el programa Centinela (2005).

Estos pozos se pueden visualizar claramente en la figura N° 4.6, donde se
muestra la distancia de cada uno de ellos con respecto a la planta. Las coordenadas
Norte y Este de los pozos y sus distancias se encuentran en la tabla C.2 del apéndice
C.
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041000 -
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039000 c>3 N
w
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& 11038000 -
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Planta de extraccion
037000 de San Joaquin

036000 -

035000 -

]

034000

326000 328000 330000 332000 334000 336000 338000 340000 342000 344000 346000
ESTE
Figura N°4.6 Ubicacion de la Planta de Extraccion de San Joaquin y la distancia

a sus pozos vecinos.
Fuente: elaboracion propia

Como se puede observar en la tabla N° 4.3, de los 14 pozos vecinos a la planta,
13 presentaron estados EH y ED, cumpliendo cabalmente con uno de los criterios de
seleccidn, a excepcion del pozo G-53 que fue descartado por encontrarse bastante
distanciado del resto de los pozos de acuerdo al gréfico de la figura N° 4.6 y exhibir

en una de sus arenas estado EL que no fue tomado en cuenta para el estudio.

Los 13 pozos seleccionados fueron estudiados mediante mapas estructurales
isopacos, asi como también, la visualizacion de los restantes criterios propuesto. Con
base a lo antes expuesto, se generd una serie de analisis que permitieron el descarte
de la mayoria de los pozos y la seleccion de aquellos que estaban dentro de los

parametros de criticidad, esto se puede ver con mas detalle a continuacion:

Los pozos G-15, G-23 y G-28 fueron descartados por no cumplir con ninguno
de los criterios de seleccion mencionados, segun las tabla D.1, D.2 y D.3 del apéndice
D.
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El pozo G-19 exhibe en la arena MOK interpretada como agua un espesor de 30
pies a una profundidad de 2737 pies, mientras que el pozo G-42 muestra en la arena
MOJ (arena de agua) espesor y profundidad de 38 y 3427 pies respectivamente (ver
tablas N° 4.4 y 45). A pesar de que ambos pozos cumplen con todas las
caracteristicas necesarias para ser candidatos, no se consideraron para el proyecto por
limitantes de trabajo, es decir, no se encontraban disponibles en el Archivo Central de

las Carpetas de Pozos al momento de la investigacion.

Tabla N° 4.4 Espesores, profundidades e interpretaciones de las arenas del pozo

G-19.

MOJ 23 2642 Agua
MOK 30 2737 Agua
MOM - - -
MOQ 6 3014 Agua
MOH 20 3244 Agua
MOI - - -

MQOJ 38 3427 Agua
MOK 5 3517 Agua
MOM 5 3571 Agua
MOQ 0 3694 No ploteada
MOR 0 3737 No ploteada
MOU 13 3872 Agua
NAB 3 4002 Agua
NAC1 0 4057 No ploteada
NAC2 9 4095 Agua
NAC3 0 4130 No ploteada
NAC4 0 4160 No ploteada
NAD 0 4215 No ploteada
NAE1 3 4285 Agua
NAE2 9 4325 Agua
NAF1 0 4446 No ploteada
NAF2 5 4473 Agua
NAF3 0 4510 No ploteada

Fuente: elaboracion propia basada en mapas de las arenas (2005).

Tabla N° 4.5 Espesores, profundidades e interpretaciones de las arenas del pozo

G42
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Tabla N° 4.5:(Cont).

NAF4 12 4524
Fuente: elaboracion propia basado en mapas de las arenas (2005).

Condensado

El pozo G-29 presenta buenos espesores y profundidades en las arenas NAC3,
NAEL y NAF4, no obstante, la Unica que cumplié con todos los criterios de seleccion
fue la arena NAEL, interpretada como agua con espesor de 56 pies y profundidad de
3561 pies, como se ilustra en la tabla N° 4.6.

Tabla N° 4.6 Espesores, profundidades e interpretacion de las arenas en el pozo

G29
MOK 12 2720 Agua
MOM 8 2785 Agua
MOQ 0 2914 No ploteada
MOR 3 2964 Agua
MOU 8 3116 Agua

e | esresorems | morvsomab e | reRrRETACION

MOR 0 3053 Agua
MOU 12 3199 Agua
NAB - - -
NAC1 0 3452 No ploteada
NAC2 6 3482 Agua
NAC3 0 3498 No ploteada
NAC4 6 3532 Agua
NAD 0 3602 No ploteada
NAE1 6 3682 Agua
NAE2 11 3723 Agua
NAF1 0 3839 No ploteada
NAF2 0 3877 No ploteada
NAF3 15 3914 Condensado
NAF4 0 4024 No ploteada
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NAB 3 3227 Agua
NAC1 6 3300 Agua
NAC2 18 3343 Agua
NAC3 32 3377 Agua
NAC4 3 3425 Agua
NAD 0 3481 No ploteada
NAE1 56 3561 Agua
NAE2 10 3642 Agua
NAF1 0 3761 No ploteada
NAF2 16 3799 Gas
NAF3 0 3846 No ploteada
NAF4 29 3865 Condensado

Fuente: elaboraciéon propia basado en mapas de las arenas (2005).

Los pozos G-32, G-33 y G-34  presentaron excelentes espesores y
profundidades en varias arenas especificamente en las arenas NAE1 y NAC3 con
interpretaciones de agua, pero fueron descartadas porque no contaban con la
informacion necesaria para realizar el estudio, tales como diagramas mecéanicos de
pozos, reporte de perforacién, arenas producidas, entre otros datos. (Ver tablas N° D4,
D5y D6, apéndice D)

El pozo G-35 en base a la revision de los mapas estructurales y la historia del
mismo presente en las carpetas, se pudo constatar que es apto para la inyeccion en la
arena NAC2, interpretada como agua, con espesor de 24 pies y profundidad de 3556

pies como se observa en la tabla N° 4.7.
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Tabla N° 4.7 Espesores, profundidades e interpretacion de las arenas en el pozo

G35.

MOF 23 2771 Agua
MOH 15 2695 Agua
MOJ 5 2886 Agua
MOK 15 2944 Agua
MOM 0 3018 No ploteada
MOQ 0 3151 No ploteada
MOR 0 3201 No ploteada
MOU 10 3331 Agua
NAB 2 3447 Agua
NAC1 0 3524 No ploteada
NAC2 24 3556 Agua
NAC3 12 3607 Agua
NAC4 4 3638 Agua
NAD 0 3702 No ploteada
NAE1 0 3752 No ploteada
NAE2 10 3781 Agua
NAF1 0 3904 No ploteada
NAF2 0 3943 No ploteada
NAF3 0 3985 Agua
NAF4 22 4003 No ploteada

Fuente: elaboracion propia basado en mapas de las arenas (2005).

Los demas pozos se excluyeron por no encontrarse adyacente a un contacto
agua - petroleo en las arenas situadas a nivel de las morenos, adicional a esto, se
comprobo que uno de los pozos fue abandonado durante el transcurso de la tesis y los
otros pozos tenian poca informacion histdrica. Estos pozos se aprecian en la tabla N°
4.8 y sus espesores, profundidades e interpretacion en las tablas D.7, D.8 y D.9

(apéndice D)
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Tabla N° 4.8 Situacion de descarte de los pozos.

| P | Sicndedeeare

G-37 Abandonado
G-46 Con escasa informacion histérica
G-48 Con escasa informacion historica

De acuerdo a los razonamientos que se realizaron, solo dos pozos son
prospectivos para ser empleados como pozos inyectores de CO, estos son el pozo G-
29 en la arena NAE1 cercano al yacimiento JM 38 y el pozo G-35 en la arena NAC2
proximo al yacimiento G-09 (Ver apéndice E, figura E.1 y E.2), que se refleja en la
tabla N° 4.9.

Tabla N° 4.9 Pozos Candidatos para la inyeccion de CO.

I I

G-29 NAE1 JM 38

G-35 NAC2 G 09

A continuacién se describiran de forma resumida cada uno de los pozos

seleccionados:

4.2.1 Pozo G-29

Este pozo se perford el 01 de diciembre de 1948 y se completo originalmente el 06 de
enero de 1949, sin presentar problemas operacionales. Esta completado en la arena
NAF4 perteneciente al yacimiento G-02 caracterizada por ser una zona de

condensado con hidrocarburo original en sitio de 404 barriles diarios con 44,8 © API,
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ademas posee como candidato para la inyeccion de CO, a la arena NAE1 del
yacimiento JM 38 interpretada como agua. En los actuales momentos presenta estado
ED desde el 01 de Noviembre del 2004. El estado actual del pozo se ubica en la
figura N° 4.7.

REV. 9-5/8" @ 1012"

TUBERIA DE INYECCION DE 2-7/8”——1>>

T} CAMISA DE PRODUCCION @ 4273’

EMP. LANE WELLS BOC @ 4400’ |5 =&

I

— NARANJA F (LOWER) (4433’ -4453’)

T.D.H. @ 4466 — |

| B REV. 6" @ 4494'

NOTA: TODAS LAS PROFUNDIDADES ESTAN REFERIDAS A LA MESA ROTATORIA.

Figura N° 4.7 Diagrama Actual del Pozo G-29.
Fuente: Archivos de PDVSA.

4.2.2 Pozo G-35
Este pozo inici6 sus operaciones de perforacion hace 55 afios el 22 de junio de 1951 y

fue completado el 20 de julio del mismo afio. Presentd una zona productora de

condensado en la arena NAF4 del yacimiento G-02 con una produccion inicial de 544



99

barriles diarios de 44,7 °API, con una relacion gas — petréleo de 740 pies cubicos por
barril. Tiene como Unico prospecto a la arena NAC2 del yacimiento G-09 para recibir
el CO; a inyectar, definida como una zona virgen sin explotar. Actualmente se
encuentra en estado EH, desde el 29 de julio del 1951. En la figura N° 4.8, se ilustra

el estado actual del pozo.

J L REV. 9-5/8" @ 1068"

TUBINGDE 21/2" (EUE) —

CAMISA DE PRODUCCION @ 4368’

EMP. LANE WELS BOC @ 4460’

REV. 6" @ 4555'

NARANJA F LOWER (4555'- 46007)

Prof. Tap6n @ 4600 Hueco abierto

Prof. Final @ 4828

NOTA: TODAS LAS PROFUNDIDADES ESTAN REFERIDAS A LA MESA
ROTATORIA.

Figura N° 4.8 Diagrama Actual del Pozo G-35.
Fuente: Archivos de PDVSA.
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4.3 CARACTERIZACION DE LOS PARAMETROS FISICOQUIMICOS DE
LAS AGUAS DE LAS ARENAS DE LOS POZOS APTOS PARA LA
INYECCION A TRAVES DE PRUEBAS DE LABORATORIOS A LAS
ARENAS DE AGUA DE POZOS ACTIVOS CERCANOS A LOS
CANDIDATOS

La caracterizacion de los parametros fisicoquimicos de las aguas de los pozos
activos vecinos a los pozos prospectivos que seran utilizados como receptores de
CO02, se fundamenté en ensayos de laboratorios, con la finalidad de adquirir
conocimientos de la composicion y propiedades que poseen dichas aguas,
indispensable para determinar su naturaleza (corrosiva o incrustante) y asi evaluar
posteriormente las posibles reacciones quimicas que puedan suceder en la formacion.
Los pozos muestreados sirvieron de referencia para inferir sobre los valores fisico-
quimicos que exhiben las aguas de los pozos en estudio, asi se tiene para el pozo G-
29 los pozos JM-32 y JM-52 activos en la arena NAE1 yacimiento JM-38, mientras
que para el pozo G-35 los pozos JM-223 y G-09 activos en la arena NAC2

yacimiento G-09.

A continuacion se presentan los resultados de los andlisis fisicoquimicos
realizadas a las muestras de aguas captadas en cada una de las arenas de los pozos
activos ya mencionados, con sus respectivas unidades de medidas, en las que se
analizaron los parametros mas relevantes como contenido de calcio (Ca™), magnesio
(Mg™"), hierro (Fe™), dureza total, alcalinidad (HCOs y COs?), pH e indice de

saturacion.
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Tabla N° 4.10. Caracterizacion fisicoquimica de las aguas de pozos activos

vecinos a los pozos inactivos seleccionados.

Sodio (Na) (ppm)
Calcio como Ca (ppm) 147 139 110 95
Magnesio como Mg (ppm) 81 79 75 72
Hierro como Fe (ppm) 45 48 46 40
Carbonatos (CO;?) (ppm) 0 0 0 0
Bicarbonatos (HCO3) (ppm) 36 39 45 42
Dureza Calcica (ppm de CaCOs) 368 348 275 238
Dureza magnesica (ppm de CaCO3) 332 324 305 295
Dureza Total ( ppm de CaCOz) 700 672 580 533
Alcalinidad parcial 0 0 0 0
Alcalinidad Total 36 39 45 42
Cloruros (ppm) 5650 5920 6450 6846
Sélidos disueltos (ppm) 7589 7827 8466 8920
Conductividad (Microhmios/cm) 6250 6002 6846 6780
pH 6.77 6,5 7,5 7,2
indice de saturacion 1.25 1.19 1.21 1.39

Tal como se refleja en la tabla N° 4.10, las aguas analizadas a nivel de las
arenas NAC2 y NAEL de los pozos de interés, presentan concentraciones de iones de
calcio, hierro y magnesio considerables, comparandose con andlisis que se han
realizados anteriormente a las aguas de las arenas, reportando cantidades superiores
de calcio en relacion a los demas minerales (magnesio e hierro), por ser este el mas
abundante en las aguas. De igual forma, se denota claramente que en la arena NAC2

dichos parametros son mayores con respecto a la arena NAEL. Este comportamiento
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se debe basicamente al efecto de solubilidad invertida, en las que los iones de calcio y
magnesio asi como la solubilidad de sus sales en las aguas disminuyen a medida que
aumenta la temperatura, la cual tiene relacion con la profundidad, debido a que la
temperatura se incrementara cuando la profundidad aumente, si se toma en cuenta que
la NAE1 se encuentra mas profunda e infrayacente a la NAC2, comportandose de

manera diferente a la mayoria del resto de los minerales existentes.

Las durezas totales de las aguas en las arenas estudiadas son mayores a los 300
mg/L, lo cual es indicativo de aguas muy duras, causadas por las altas
concentraciones de iones de calcio y magnesio disueltas en ellas, haciéndola propicia
para la generacion de precipitados por ser la responsable de la formacion de

incrustaciones.

/ Parametros Fisicoquimicos de los pozos perteneciente a la arena NAC2 \
700

400

Concentraciones de iones

0
Dureza Total Calcio como Magnesio Hierro como Fe Carbonatos Bicarbonatos pH
Ca como Mg

Grafica N° 4.1 Principales parametros fisicoquimicos de la arena NAC2.
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/ Parametros Fisicoquimicos de los pozos perteneciente a la arena NAEL \

600

500

400

300

200

Concentraciones deiones

100

0
Dureza Total Calcio como Magnesio Hierro como Carbonatos Bicarbonatos pH
K Ca como Mg Fe /

Grafica N° 4.2 Principales parametros fisicoquimicos de la arena NAE1.

En cuanto a los indices de saturacion calculados mediante el método de
Langelier a temperatura ambiente de 80° F, como un medio para predecir la tendencia
de las aguas a ser corrosivas y/o incrustantes (tabla N° 4.10), se puede decir, que las
aguas se caracterizan por presentar una tendencia incrustantes y por lo tanto a formar
precipitados, resultando beneficioso, porque esta incrustacion formara un sello para

que el CO; que se encuentre en solucion con el agua quede confinado en los pozos.

En lo que se refiere a la alcalinidad presente en las aguas en las formas de
alcalinidad parcial (fenolftaleina) y total impartida por la existencia de carbonatos
(CO3) y bicarbonatos (HCO3) en ellas, se puede observar que la alcalinidad parcial

arrojo un valor de 0 (cero) ppm en cada uno de los pozos de las arenas respectivas,
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indicando gque no hay iones carbonatos en solucion solamente iones bicarbonatos, por
lo que se esta en presencia de un sistema no carbonatado; en relacion a la alcalinidad
total ,esta present6 valores de 36 y 39 ppm en la arena NAC2 y valores de 42 y 45
ppm en la arena NAEL, siendo estos mismos valores los correspondientes a las
cantidades de iones bicarbonatos en el agua, debido a las relaciones de alcalinidades
en las que se muestra que en caso de no haber alcalinidad a la fenolftaleina, la
alcalinidad total correspondera a la alcalinidad netamente bicarbonatica, mostrando
una variacion minima entre arena y una mayor proporcion en la arena NAEL (ver
graficos N° 4.1y 4.2).

Los valores de pH representados en los graficos N° 4.1 y 4.2, arrojaron valores
promedios de 6,64 y 7,74 en las arenas NAC2 y NAEL, las cuales infieren que las
aguas poseen cierta condicion de acidez o alcalinidad en funcion de la menor o mayor
cantidad de iones hidrdgeno. Es relevante expresar que de acuerdo al valor de pH, las
alcalinidades en las aguas asociadas a la cantidad de carbonatos y bicarbonatos se
veran afectada, esto se explica por el hecho de que si se tiene una muestra de agua
con un pH menor a 8,3 se tendra iones bicarbonatos exclusivamente, en cambio si el
pH es mayor a 8,3 comenzara a aparecer los iones de carbonatos, lo anterior
corrobora los resultados de las alcalinidades que estan acorde con los pH resultante de

los analisis de las aguas en estudio.

Resulta importante sefialar que las propiedades del agua se veran afectadas
cuando este presente el CO,, ya que conllevara a un aumento en las concentraciones
de sus iones, asi como también, alcalinidad, dureza total y sélidos totales disueltos, de
igual forma habra inicialmente una disminucion del pH como consecuencia de la
formacion de acido carbonico, sin embargo, el pH volvera a incrementarse cuando el

acido carbonico comience a disociarse en los iones carbonatos y bicarbonatos.
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Es de acotar que los resultados suministrados por la empresa que efectud el
tratamiento quimico son mas confiables, debido a que son realizados en sitio,
mientras que los proporcionado por el laboratorio a pesar de ser analizados con
aparatos precisos tienen el inconveniente de que las muestras deben ser muy
preservadas segun los parametros que se quieren medir (pH, alcalinidad, dureza total
y calcica, hierro total, entre otros), para que asi los resultados sean representativos y

faciliten una idea cercana a lo que se tiene en la arena en estudio.

4.4 DETERMINACION DE LOS PARAMETROS PETROFISICOS DE LOS
POZOS SELECCIONADOS

La evaluacion petrofisica realizadas a los pozos seleccionados permitié conocer
las caracteristicas de las rocas y constatar los fluidos presentes en la formacion, en
este caso, arenas de aguas subterraneas, por medio de la interpretacion de las curvas
mediante las herramientas disponibles (registros graficos, eléctricos, microlog y
densidad neutron); es importante destacar, que se debe tener conocimiento de estas
propiedades, puesto que es indispensable para la definicidn de las arenas de los pozos
y concluir si las formaciones reinen las condiciones adecuadas para ser perforadas y

luego ser utilizadas como pozos de inyeccion.

Para el analisis petrofisico de la arena NAEL perteneciente al pozo G-29 se
considerd la informacion del pozo G-47 que contd con registro microlog a esa
profundidad, que es un registro caracteristico de pozos muy viejos. En lo que respecta
a la arena NAC2 del pozo G-35, se cont6 con el pozo G-87 que data del afio 2001 y
dispone del registro densidad neutron compensado para la estimacion de la

petrofisica, siendo uno de los registros méas confiable por ser modelos mas recientes
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que determinan con mayor exactitud valores de porosidad (¢) y saturacion de agua
(Sw).

A continuacién se muestra la Tabla 4.11, donde se reflejan los parametros
petrofisicos mas importante de los pozos prospectos obtenidos de la correlacion de
los pozos vecinos mencionados anteriormente, lo cual es valido por el hecho de que
son las mismas arenas estudiadas, sin embargo, estos no son los valores reales sino un

estimado de lo que puedan presentar las arenas.

Tabla N° 4.11 Parametros petrofisicos de los pozos seleccionados.

G-29 | 4126 | 4182 56 4 0.12 0.20 1 501

G-35 | 4113 | 4137 24 4 0.16 0.18 1 315

En la tabla N° 4.11, se puede apreciar que las resistividades obtenidas de las
aguas presentes en las formaciones estudiadas estan en el orden de 4 ohm, resultando
un valor logico, ya que se ajustan a las caracteristicas de aguas de formacién que
muestran resistividades bajas, por la presencia de sales disueltas ionizadas en
solucidn tales como cloruros y sodio, haciendo que el fluido sea mas conductivo, los
cuales concuerdan con los valores de resistividades de las arenas de agua de la

formacion Oficina que arrojan valores de 4 a 6 ohm.

Por otro lado las arenas presentan un bajo contenido de arcillas entre 0,12 y
0,16 en comparacién con los valores establecidos para arenas arcillosas que se ubica
en el orden del 0,20, el cual es un pardmetro de importancia en la evaluacion
petrofisica, porque la presencia de arcillas en la roca yacimiento ejerce influencias

muy relevante en la interpretacion de todos los dispositivos del perfilaje. Estas causan
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una reduccién en la resistividad de las arenas, por ser conductoras de la electricidad y
generalmente originan un aumento en las lecturas de los perfiles de porosidad, que
traen como consecuencia, que a la hora de emplear los métodos convencionales,

como la ecuacion de Archie, se sobreestime la saturacion de agua.

Es importante mencionar que el volumen de arcilla calculado a partir de los
registros rayos gamma y sp siempre es mayor que el volumen de arcilla real de la

formacion por lo que es denominado indice de arcillosidad.

En referencia a los parametros de saturacion de agua, las arenas de los pozos de
interés estan saturadas de 100% de agua, corroborando una vez mas que estos pozos
son aptos para aplicar el proyecto de inyeccion de CO,, por ser acuiferos salinos.

En lo que respecta a los valores de porosidad y permeabilidad estimados para
ambos pozos en las distintas arenas (ver tabla N° 4.11), estos cumplen con los rangos
establecidos en la formacion Oficina a nivel de las arenas Naranjas, que poseen
porosidades entre 0,17 y 0,21 y permeabilidades entre 125 y 600 md respectivamente.
Es importante hacer notar, que dichas propiedades petrofisicas determinan de una
manera u otra la capacidad de almacenamiento que tenga la arena para recibir el
fluido que se va a inyectar, por lo tanto se vera influenciada por la cantidad de pozos
disponibles para la inyeccion. A mayor porosidad y permeabilidad, mayor sera la
capacidad de acumulacion de la arena o viceversa. En base a lo anterior y de acuerdo
a los resultados obtenidos, el pozo G-29 presenta mayores valores de porosidad y
permeabilidad en comparacién con el pozo G-35, lo que indica que tiene probabilidad

de depositar mas volumen de CO; en esa arena.

El modelo empleado para el célculo de la permeabilidad fue la ecuacion de
Timur que toma en cuenta los valores de saturacion de agua irreducible (Sirr = 0,12)
del campo Guario estimados por el Departamento de Subsuelo y Reservas de PDVSA



108

GAS, Distrito Anaco y la porosidad, derivadas de las formulas correspondientes a los

registro Microlog y densidad Neutron.

4.5 DETERMINACION DE LAS REACCIONES EXISTENTES ENTRE EL
FLUIDO DEL ACUIFERO, EL CO, Y LOS MINERALES DE LA ROCA

La determinacion de las reacciones quimicas del CO; con el agua de formacién
y los minerales contenidos en las rocas, se baso en los resultados de las pruebas de
laboratorios realizadas a las aguas de pozos vecinos a los pozos seleccionados, en la
que se evalud y se obtuvo parametros fisico-quimicos necesarios para establecer
dichas reacciones y posteriormente predecir la precipitacion de los carbonatos
formados, tales como carbonato de calcio, hierro y magnesio. Cabe destacar, que en
base a estudios previos de geologias y analisis de agua efectuadas a las arenas por el
departamento de yacimiento y tratamiento quimico de PDVSA Gas Anaco, se esta en
presencia de areniscas constituidas por una matriz de particulas calcareas y aguas con
concentraciones de iones de calcio (Ca*®), hierro (Fe*?) y magnesio (Mg*?), sin

presencia de iones carbonatos.

El dioxido de carbono (CO,) una vez que se inyecta en los acuiferos salinos en
estudio se disuelve en agua (H,O) para formar acido carbénico (H.COg) (1), el cual se
disocia nuevamente dando lugar a los iones bicarbonatos (HCO3) (2), carbonatos
(CO37) (3) y a los iones hidrogeno (H®); los iones bicarbonatos o carbonatos
resultante de la disociacion del acido carbonico reacciona con los iones de calcio,
hierro y magnesio presente tanto en las aguas en forma de bicarbonatos o sales y en la
matriz de la roca, trayendo como consecuencia, la formacion de carbonatos de calcio
(CaCOs3) (4), hierro (FeCO3) (5) y magnesio (MgCQOg3) (6) respectivamente. Las
siguientes reacciones quimicas son las que establece el CO, con el fluido y los

minerales existentes en las arenas consideradas.
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CO; (9) + H20 (lig) < H2CO;3 (aq) 1)
H,CO; < HCOs; + H' (2)
HCO; < COs% + H' (3)
Ca™ +HCO;3 (CO3?) <« CaCOs (4)
Fe'?+ HCO; (CO3?) « FeCOj3 (5)
Mg*? + HCO3 (CO3?) < MgCOs3 (6)

De acuerdo a las reacciones expresadas anteriormente, es evidente que en los
acuiferos se presenten procesos de carbonatacion en este caso, de calcita (CaCOyg),
siderita (FeCO3) y magnesita (MgCO3) por la aparicion de iones carbonatos (CO3)
aportado por el CO, inyectado en la disolucion, la cual resulta favorable, por el hecho
de que pueda haber precipitados de los mismos en las aguas, siempre y cuando el
producto i6nico de las concentraciones de los compuestos mencionados sea mayor
que sus constante de producto de solubilidad, de tal manera de que se genere una capa
protectora que sirva de sello para almacenar el gas, conduciendo a reducir la
permeabilidad y la porosidad efectiva, a traves de la deposicion de los sélidos en los
poros de la roca, influyendo las fuerzas atractivas entre las particulas y las superficies
de los poros, sin embargo, esto trae como consecuencia, la depositacion de
incrustaciones en las tuberias o lineas de conduccion, originando posibles
taponamientos, que se pueden solventar, debido a que en los pozos del distrito Anaco
se realizan cada cinco afos trabajos de rehabilitacion y estimulacion con &cido a los
pozos que tengan estos problemas. Es de resaltar que los bicarbonatos formados
permaneceran solubles en el agua por el contenido de acido carbonico no disociado
Ilamado también, acido carbonico equilibrante, evitando que estos precipiten.
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En funcién de las reacciones quimicas establecidas y tomando en cuenta que
inicialmente no existen iones carbonatos en las aguas de las arenas en donde se
inyectara el gas, se calculd la cantidad de iones de CO3, como se muestra en la tabla
N° 4.12.

Tabla 4.12. Concentraciones de iones de CO;” que debe ser superada para que

ocurra la precipitacion de carbonato de calcio, magnesio e hierro.

JM-223 | 368x10° | 1,30x10° | 3,38x10° | 1,18x102% | 8,03 x10* 2,62 x108

G-09 348x10° | 1,39x10° | 3,29x10° | 1,22x10% | 8,57 x10™ 2,46 x108
JM-52 | 2,75x10° | 1,75x10° | 3,12x10° | 1,28x102% | 8,21 x10* 2,51 x108

JM-32 | 2,38x10° | 2,02X10° | 3,00x10° | 1,33x102 | 7,14 x10* 2,95X108

Cuando los iones carbonatos sean mayores a los calculados en la tabla N° 4.13,
se iniciara la precipitacion de los compuestos procedentes de las reacciones quimicas
causadas por los fluidos implicados y la roca, precipitando primero aquel que sea
menos solubles, es decir, el que posea menor producto de solubilidad como es el
carbonato de hierro, seguido de carbonato de calcio y por ultimo carbonato de
magnesio, no obstante, para tener certeza de la existencia 0 no de precipitado en los
pozos, es recomendable realizar ensayos de laboratorios con tapones de nicleos de las
arenas, en la que se inyecta cierta cantidad de CO, con el propdsito de observar y
evaluar los cambios de porosidad y permeabilidad. Las reacciones de carbonatacion y
la subsiguiente precipitacién en los sistemas fluidos (CO, + H,O) - roca, son
relativamente lentas y se incremementaran a medida que transcurra el tiempo de

inyeccion, llevando a cabo la secuestracion del CO, a corto plazo.
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4.6 ESTIMACION DE LA TASA DE INYECCION DE CO, CONSIDERANDO
EL USO DEL PROGRAMA PIPESIM 2003

La tasa de flujo de diéxido de carbono (CO,) que se requiere inyectar en cada
una de las arenas de los pozos candidatos, se estimd a través de un sistema de analisis
nodal a nivel de yacimiento, mediante la utilizacion del programa de simulacién
PIPESIM 2003. Este analisis se corrié empleando las correlaciones que se adaptaban
a las condiciones del estudio, como son la ecuacion de Moody para flujo monofésico
y la de Estado Seudo Estable derivada de la ley de Darcy para el flujo desde el
yacimiento hasta el pozo o viceversa, una vez cargado los datos del yacimiento tales
como permeabilidad, espesor de arena neta, presiones y temperaturas, ademas de la

tuberias presentes.

Es importante enfatizar que antes de proceder con la inyeccién en estas
formaciones, es necesario conocer hasta que presion es posible inyectar el gas (CO,)
sin presurizar las arenas depositoras (Ver tabla N° 4.13) mediante un gradiente de

fractura, como se explico en el capitulo anterior.

Tabla N° 4.13 Presion de fractura de las arenas de los pozos en estudio.

Pozo Arena / Yacimiento Presion de fractura (Lpca)
G-29 NAE1/ JM 38 3595,2
G-35 NAC2/ G-09 3862,4

Las presiones de fracturas de los pozos mostradas en la tabla N° 4.14, permitio
conocer cual puede ser la presion de inyeccion, sin embargo, va a depender de las
condiciones de presion y temperatura de la fuente de donde procedera el CO,.
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Por otra parte, el volumen de dioxido de carbono disponible para la inyeccion
se evalu6 por medio del proyecto denominado “Estudio de Recuperacion y
Transporte de CO,” que se pondrd en marcha por la planta de extraccion de San
Joaquin para el afio 2007, en la que se indica que el gas natural posee una
concentracion de CO, del 10 % molar, cuya produccién de los centros operativos es
de 2400 millones de pies cubicos de gas diario (MMPCGD), de los cuales se tiene
mediante el endulzamiento de ese gas por aminas un aproximado de 200 millones de
pies cubicos diarios (MMPCD) de CO,. Esta es la cantidad de CO, que se dispone
para la inyeccion, ya sea para la recuperacion mejorada de crudo o para el
almacenamiento geoldgico en acuiferos salinos. Informacién mas especifica de este

proyecto se encuentra en el apéndice G.

La realizacion del analisis nodal en ambos pozos se basé en las graficas de
presion de fondo fluyente versus caudal de CO, en las que se graficaron las curvas de
ofertas, que representan las presiones de inyeccién a la cual el CO; fluira del pozo
hacia el yacimiento y las curvas de demanda que constituye los distintos dafios de la
formacion. La interseccion de estas dos curvas mostré la tasa de inyeccion optima
posible para cada uno de los pozos en el eje de las abscisas, obteniéndose de esta
manera la solucién del sistema, como se puede visualizar en las figuras N° 4.9 y.
N°.4.10.

A continuacion se muestran los resultados del analisis nodal de los pozos G-29
y G-35, mientras que la informacion complementaria para la realizacion del mismo,
se encuentran en el apendice F.

Pozo G-29

Este pozo tiene como prospecto a la arena NAE1 ubicada en el yacimiento JM
38 (ver figura F.1, apéndice F) para ser completada con tuberia de inyeccion de 2 7/8
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pulgada, constituida por acero de 13% cromo y linea de flujo de 4 pulgadas, segun el
diagrama de completacion propuesto. La presion de yacimiento de este pozo en la
arena NAE1 es de 671 Ipca se evalué mediante pruebas RFT efectuados al pozo JM
226 de fecha 22 de noviembre de 2004.
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Tabla N° 4.14 Sensibilidades en el sistema (Pozo G-29)

Dafios (Adim) S=0 S=5 S=10
: Pwf Q Pwf Q Pwf Q
PRESION (LPCA) | (LPCA) | (MMPCGD) | (LPCA) | (MMPCGD) | (LPCA) | (MMPCGD)
914,7 680,80 5,90 687,90 5,88 702,11 5,83
1014,7 687,56 7,32 697,49 7,30 706,56 7,27
11147 687,90 8,90 702,11 8,89 716,32 8,88
1214,7 695,01 10,39 709,22 10,38 723,42 10,37

De acuerdo a la figura N° 4.9 arrojada por el simulador para este pozo, se puede
sefialar que a la presion de inyeccion de 1214,7 Ipca obtenida del sistema de
transmision de gas de Anaco indicada con la curva de color verde, se estima una tasa
de inyeccion oOptima de CO, de 10,39 MMPCGD, considerando el minimo dafio
posible a la formacion, en este caso, a la condicion de dafio igual a O (cero)
representado por la curva de color rojo, la cual se puede verificar en la tabla N° 4.15,
en donde se expresa toda la informacion referente a las tasas de inyeccion y presiones

de fondo fluyente que se manejan a las distintas presiones de inyeccion y dafio.

Por otra parte, es de acotar que las curvas de dafios (Ver figura N° 4.9) no
muestran una separacion apreciable entre ellas, presentando una tendencia de las
curvas casi lineal, lo que significa que el dafio que se origine como producto del
proceso de inyeccion a este pozo es relativamente pequefia, es decir, las restricciones
al flujo en la cara de la arena no van a estar tan influenciada por la tasa de CO; que
para un momento determinado se este inyectando; pero a medida que transcurra el
tiempo de inyeccion el dafio se incrementaran y la presiones de fondo fluyente
también aumentaran, siendo proporcionales entre si, por el hecho de que necesitara
mas energia para poder transportar el CO, hacia el yacimiento; este dafio puede ser
ocasionado por la interacciones quimica de los minerales, las sales disueltas y el
fluido del yacimiento con los fluidos introducidos a la formacién durante las
operaciones de inyeccion, por la posterior precipitacion de carbonatos e inicialmente



115

por los procesos de perforacion, completacion y cafioneo de las arenas como

resultado de la invasion del filtrado y sélidos del lodo.

En relacion a la presion de inyeccion en funcion de las sensibilidades realizadas
al sistema (ver tabla N° 4.15), se puede observar que a mayor valor de este parametro
mayor cantidad de CO, se desplaza a la arena y entra en solucion con el agua,

aumentando de esta forma la tasa de inyeccion del fluido.

Pozo G-35

Posee a la arena NAC2 del yacimiento G-09 para ser completada con las
mismas caracteristicas de las tuberias del pozo previamente simulado, por presentar el
mismo didmetro del revestidor, con una presion de yacimiento en la arena respectiva
de 871 Ipca obtenidas de registros RFT del pozo JM 226 realizadas el 22 de
noviembre del 2004. Se estima en base a la figura N° 4.10 arrojados por el simulador,
una tasa optima de inyeccion de 9,43 MMPCD a la presion del sistema de transmision

del gas de Anaco (1214,7 Ipca) (interseccion de la curva verde con la curva roja).
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Figura N° 4.10 Resultados del Analisis Nodal Corrido al Pozo G-35

Tabla N° 4.15 Sensibilidades en el sistema (Pozo G-35)

Dafios (Adim) | s=0 | 85 | ssl0

PRESION Pwf Q Pwf Q Pwf Q
(LPCA) (LPCA) | (MMPCGD) | (LPCA) |(MMPCGD)| (LPCA) |(MMPCGD)
914,7 911,93 4,84 933,85 4776 956,56 4,65
1014,7 926,56 6,36 953,24 6,26 993,27 6,14
1114,7 942,62 7,97 979,92 7,78 1006,61 7,64
1214,7 953,24 9,43 999,94 9,22 1013,28 9,18

En base a la estimacion que se hizo de la tasa de inyeccion a este pozo (figura

N° 4.10), se ve claramente que el caudal de CO, es mucho menor en comparacion al

otro pozo, a pesar de contar con un yacimiento de mayor energia, esto se puede deber
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al dafio apreciable que puede existir en la formacidn, que se observa por la separacion
significativa de las curvas de dafio en la grafica de la figura N° 4.10, resultante del
analisis nodal, como consecuencia del posible taponamiento parcial que se presente
en la regidon cercana al pozo ocasionado por la precipitacién de los carbonatos
generados y por otras causas antes expuesta, reduciendo la permeabilidad de la
formacion y mostrando un descenso de la tasa de inyeccién por las fuertes
restricciones encontrada en la vecindad inmediata al hoyo; en cuanto al
comportamiento de la presion de inyeccion resulta légico, debido a que aumenta a
medida que se inyecta el fluido, lo cual incrementa la presion de fondo de fluyente
que es la presion con que recibe la arena y por ende el caudal de inyeccién, por lo que
se recomienda emplear presiones mayores a las empleadas en este proyecto, siempre
que se disponga de una fuente de inyeccion que funcione a las presiones que se

establezcan.

Las tasas de inyeccion en los pozos G-29 y G-35, representa la cantidad de CO;
que se inyectara diariamente a una determinada presion en las arenas de dicho pozos,
si la inyeccion se extiende a un afo se tendran tasas de 3,79 millardos de pies cubicos
anuales (MMMPCA) de CO, para el pozo G-29 y 3,44 MMMPCA de CO, para el
pozo G-35, si se suman los dos caudales de CO,, esto equivale a 7,23 millardos de
pies cubicos (MMMPC) de CO,, cantidad considerable que se evitaria enviar a la
atmosfera, minimizando en gran parte las emanaciones de dicho gas y contribuyendo
una vez més a las soluciones de este fenomeno como es el creciente calentamiento
global que se aproxima la cual repercutira en la vida animal, vegetal y humana

trayendo graves problemas de indole social y econémico.



CAPITULO V

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

5.1 CONCLUSIONES

> Los resultados obtenidos en el presente trabajo permiten aseverar que la
tecnologia méas optima y factible para separar el CO, del gas natural es la de
absorcion quimica con aminas, mediante el empleo del solvente
Metildietanolamina (MDEA).

» Los pozos candidatos para la inyeccion y posterior almacenamiento del CO,
son los pozos G-29 en la arena NAE1 yacimiento JM 38 y el pozo G-35 en la

arena NAC2 yacimiento G-09, pertenecientes al campo Guario.

» La correlacién de permeabilidades de los pozos vecinos infieren que el pozo G-
29 presenta valores de permeabilidad de 501 md seguido del pozo G-35 con
permeabilidad de 315 md.

» Los valores de permeabilidad de los pozos prospectivos, permiten estimar que
la mayor capacidad de almacenamiento de CO; a presenta el pozo G-29.

» Las reacciones quimicas que pueden originarse como consecuencia del CO,
soluble en las aguas de las arenas, sugiere la formacion de carbonatos en este

caso de calcio, hierro y magnesio.

» Las aguas de los pozos analizados se caracterizan por no contener iones

carbonatos, debido a que se esta en presencia de areniscas y no calizas.

> Las presiones de fracturas de los pozos G-29 y G-35 son de 3595,2 Ipca y

3862,4 Ipca, siendo mayores a la presion de inyeccion establecida.
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> Las tasas de inyeccion de CO; estimadas para los pozos G-29 y G-35 son de
10,39 MMPCD vy 9,43 MMPCD respectivamente.

» La cantidad de Volumen de CO; que se evitaria enviar a la atmésfera producto
de los estudios de inyeccion en los pozos es de 7,23 millardos de pies cubicos
(MMMPC) de CO,, contribuyendo este proyecto a la problematica ambiental a

causa del creciente calentamiento global que se avecina.

5.2 RECOMENDACIONES

» Realizar pruebas de restauraciéon de presiones a los pozos inyectores de CO,
con la finalidad de conocer con exactitud las permeabilidades de las arenas y si

existe algun dafio por el fluido inyectado.

» Extender este estudio a pozos de petrdleo y gas depletado para obtener una

maxima recuperacion de los fluidos contenidos en la formacién.

» Llevar un control de los pozos a fin de observar las variaciones en las

propiedades de las rocas, una vez que se procede a la inyeccion del fluido.

» Efectuar un monitoreo constante del pH, mediante analisis de agua para obtener

conocimiento de la presencia de iones carbonatos.

» Llevar a cabo andlisis de agua en sitio, mediante el uso de kit portatiles, para
que los resultados referente a los parametros fisicoquimicos sean lo mas

confiable posible.

» Realizar ensayos de laboratorios con tapones de nucleo de las formaciones
candidatas para el almacenamiento de CO, y el fluido del acuifero, a fin de

observar si efectivamente hay precipitado o no de algun compuesto formado.
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» Efectuar estudios de geomecanicas en las arenas de los pozos a ser receptores
del dioxido de carbono (CO,) mediante la utilizacion de registros de imagenes,
con el propédsito de estimar con veracidad las presiones de fracturas de las

formaciones.

> Realizar pruebas de retorno de permeabilidad, asi como también, estudios de
geologia a las arenas de interés, para determinar y verificar el comportamiento

del fluido inyectado (CO,) en el yacimiento.
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APENDICES



APENDICE “A”

ENSAYOS PARA LA DETERMINACION DE: ALCALINIDAD,
DUREZA TOTAL Y CALCICA, pH, HIERRO TOTAL, CALCIO Y
MAGNESIO EN EL AGUA.



A.1 Alcalinidad

El método empleado para la determinacion de este parametro se hizo a través de
valoraciones con indicador. Los equipos y reactivos empleados asi como el

procedimiento fueron lo siguiente:

Equipos

Medidor de pH.

Goteros.

Buretas graduadas de vidrio borosilicato.
Vaso de precipitado 0 erlemeyer de 250 ml.
Cilindro Graduado.

vV V V V V

Reactivos

» Agua desionizada o destilada.
> Acido Sulfarico (H,SO4) 0,02 N.
» Solucién indicadora de Fenolftaleina.

» Solucidn indicadora de Anaranjado de Metilo.

Procedimiento

> Enrasar la bureta previamente limpia y curada, con solucion de Acido Sulfdrico
0,02 N.

» Determinar el pH de la muestra a valorar.



Diluir la muestra en relaciones adecuadas con agua destilada si se considera
necesario, dependiendo de las alcalinidades que normalmente presenta el agua
que se va a valorar.

Transferir al vaso de precipitado o erlemeyer el volumen de muestra que se desea

titular (normalmente 50 6 25 ml de muestra).

Agregar 4 gotas de fenolftaleina; si la muestra desarrolla un color rosado,
proceder con el paso siguiente. En caso contrario la alcalinidad fenolftaleinica (P)

= 0; y continuar con la determinacién de la alcalinidad total (T).

Titular con &cido sulfarico hasta que el color rosado desaparezca. La muestra
debe ser agitada mientras dure la titulacion. Anotar los mililitros gastados de
H,SO,.

Mantener el nivel de H,SO, donde quedd, al finalizar la titulacion previa, al igual

que si P =0.

Agregar 4 gotas de Anaranjado de Metilo, si la muestra desarrolla un color azul
proceder con el paso siguiente. Si la muestra desarrolla un color rosado o salmon
T=0.

Titular con H,SQO,, hasta que la solucién cambie de color azul a incoloro. La

muestra debe ser agitada mientras dure la titulacion.

La alcalinidad se determind utilizando la siguiente formula:

AxNx50000

Alcalinidad, mgCaCO, /L = .



Donde:

A = volumen del acido normalizado, ml.

N = normalidad del 4cido utilizado. [Adim]

v = volumen de muestra, ml.

Si la muestra inicial es diluida, multiplicar el valor obtenido por la relacion de

dilucion empleada.
Para obtener el tipo de alcalinidad ya sea parcial o total, es decir, la presencia de
bicarbonatos y carbonatos, se evaluaron las relaciones de alcalinidades que se

encuentran en la tabla A.1.

Tabla A.1. Relaciones de Alcalinidades.

P=0 0 0 T
P<%T 0 2P T-2P
P=%T 0 2P 0
P>%T 2P-T 2(T-P) 0
P=T T 0 0

Fuente: Martin, Desarrollo de aguas subterraneas, (1967)

A.2 Dureza total

Se determind por titulacion con &cido etilendiaminotetracético (EDTA).



Equipos

Y

Enrasar la bureta previamente limpia y curada, con solucién de Acido Sulfdrico
0,02 N.

» Medidor de pH.

» Goteros.

» Buretas graduadas de vidrio borosilicato.

» Vaso de precipitado 6 erlemeyer de 250 ml.
» Cilindro Graduado.

Reactivos

» Agua desionizada o destilada.

» Solucion Buffer.

» Agentes formadores de complejo: sal de Mg
» Indicadores: Negro de Eriocromo T 6 Camalguita.
» Solucién valorada de EDTA 0,01 M (0,02 N).

Procedimiento

» Enrasar la bureta previamente limpia y curada con EDTA
» Diluir la muestra de agua, si es necesario, dependiendo de la dureza que

normalmente presenta el agua que se analiza.
» Agregar unas gotas de indicador

» Agregar 1 6 2 ml de solucion buffer (generalmente 1 ml sera suficiente para
mantener un pH de 10.0 + 0.1). la ausencia de un cambio de color pronunciado en
el punto final de la titulacién generalmente significa que en ese momento se debe
agregar un inhibidor (Mg-CDTA) 6 que el indicador esta deteriorado. En el punto



final la solucién normalmente es azul, se recomienda trabajar con luz solar o con
lampara fluorescente; debido a que la luz incandescente ordinaria tiende a

producir un tinte rojizo en el agua del punto final.

La dureza total (EDTA) se expresa como miligramos de CaCOzg/l y se calculo

mediante la siguiente expresion:

AxBx1000

Dureza(EDTA),mgCaCO,/l = ———
mldemuestra

Donde:

A = volumen de solucién valorada EDTA para titular la muestra; ml
B = mg CaCO; de EDTA equivalente a 1,00 ml de solucion valorada de EDTA, es
decir B =50 x normalidad del EDTA utilizado para la titulacion.

Si la muestra inicial es diluida, multiplicar el valor obtenido por la relacion de

dilucion empleada.

A.3 Dureza calcica

Se determind por titulacion con acido etilendiaminotetracético (EDTA), al
igual que en la determinacion de la dureza total, basicamente la diferencia se presenta
en la utilizacion de un agente buffer que hace al pH lo suficientemente alto para que
el magnesio se precipite como hidroxido de magnesio y el indicador cambie

Unicamente con el calcio.

Equipos

» Medidor de pH.



» Goteros.
» Buretas graduadas de vidrio borosilicato.
» Vaso de precipitado ¢ erlemeyer de 250 ml.

» Cilindro Graduado.

Reactivos

» Agua desionizada o destilada.

» Indicador Murexide.

» Solucion valorada de EDTA 0,01 M (0,02 N).

» Solucion de hidréxido de sodio (NaOH) 1 N y 4N.

Procedimiento

» Enrasar la bureta previamente limpia y curada con EDTA

» Diluir la muestra de agua, si es necesario, dependiendo de la dureza que

normalmente presenta el agua que se analiza.

» Afadir 2 ml de NaOH 1 N o un volumen suficiente para producir un pH 12 a 13,

verificar pH.
» Afadir 0,1 a 0,2 g de indicador murexide.

» Titular inmediatamente con la solucién EDTA 0,02 N, agitando constantemente

hasta obtener un cambio de color de rosado a violeta.

La dureza calcica (EDTA) se expresa como miligramos de CaCO3/l y se calcul6

mediante la siguiente expresion:



AxBx1000

Dureza(EDTA),mgCaCO, /|l = ———
mldemuestra

Donde:

A = volumen de solucion valorada EDTA para titular la muestra; ml
B = mg CaCO3; de EDTA equivalente a 1,00 ml de solucién valorada de EDTA, es
decir B = 50 x normalidad del EDTA utilizado para la titulacion. Si la muestra inicial

es diluida, multiplicar el valor obtenido por la relacion de dilucion empleada.

A4 pH

Con esta propiedad se logré conocer la tendencia a la acidez o alcalinidad que
presenta el agua de formacion, a través de un equipo digital (Ver figura A.1). Se
determind utilizando el siguiente procedimiento:

» Agitar la muestra.
Agregar la muestra en un vaso de precipitados de 100 ml.

Lavar el electrodo con agua destilada y secarlo con papel suave.

YV VYV VYV

Introducir el electrodo en el vaso de precipitados que contiene la muestra, tomar

lectura hasta que la misma se haga constante en la pantalla.

» Leer el valor de pH en la escala del equipo.



17 11 200

— _7_ P ]

Figura A.1. Instrumento digital para medir el pH.

A.5 Hierro total

La determinacion del hierro en las muestras de aguas se realizd mediante la
utilizacion de un Kit practico (Ver figura A.2) para facilitar la medicion en sitio,
donde se comparé la ampolla que contiene la muestra de agua con ampollas patron, la
ampolla que sea similar a la de la muestra se dird que ésta contiene los ppm de hierro
total que tiene la patron. Para ello, se tom6 2 ml de la muestra de agua y se le agregd
1 ml de acido con la finalidad de mantener en suspensién todo el hierro en el agua,
luego se dispuso de una ampolla sin utilizar y se introdujo su capilar en la muestra,
seguidamente se coloco el capilar de la ampolla en agua destilada y se procedio a
romperla de manera tal que se llenara la ampolla con la muestra y el agua destilada
hasta dejar que se estabilizara, por ultimo se compard esta ampolla con las ampollas
patrones y se determiné el contenido de hierro total presente en el agua multiplicando

por 1,5 al valor de la ampolla patrén seleccionada.



Figura A.2. Kit practico para la determinacion de hierro total en sitio.

A.6 Calcio Ca™

La cantidad de iones calcio existente en el agua, se obtuvo mediante la siguiente

ecuacion:

ca?(ppm) = % x (Durezacalcica)

A.7 Magnesio Mg"

Para la obtencion de la concentracion de iones magnesio en las aguas, se empleo la
siguiente ecuacion:

Mg 2 (ppm) = 0,606 % ( DurezaTotal Ca*zj

2,5



APENDICE “B”

INFORMACION DE POZOS VECINOS A LOS POZOS
SELECCIONADOS PARA LA EVALUACION PETROFISICA.
ECUACIONES USADAS EN EL CALCULO DE LAS
PROPIEDADES PETROFISICAS.



B.1 Pozos vecinos a los pozos seleccionados para la revision de la petrofisica

Tabla B.1 Pozos vecinos al Pozo G-29 revisados para constatar si poseen
registros para la petrofisica

_Pozos | Norte |  Este |Distancia

G 0029 | 1035432,519 | 337286,3091 -
G 002 |1035674,733 | 337535,1333 347
G 0011 | 1035836,365 | 337313,1629 405
G 0032 | 1035357,126 | 337683,2954 404
G 0034 | 1035158,646 | 336934,3145 446
G 0036 | 1035064,843 | 336594,8288 783
G 0039 | 1035042,361 | 337292,1369 390
G 0047 | 1035093,356 | 337924,5151 723
JM 0030 | 1035750,209 | 337008,7893 422
JM 0043 | 1035498,584 | 337007,0363 287
JM 0056 | 1035287,507 | 336815,6772 492
JM 0181 | 1035788,772 | 337161,5339 377
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Figura N° B.1 Distancia de los pozos vecinos al pozo G-29




Tabla B.2 Pozos vecinos al Pozo G-35 revisados para constatar si poseen

__ Pozos | Norte | Este |Distancia

registros para la petrofisica

G 0035 1036182,439 | 338745,4062 -

G 0004 1036591,278 | 338736,3487 409
G 0009 1036344,761 | 337902,8405 858
G 0013 1037206,06 338669,0599 | 1026
G 0014 1036022,131 | 338149,5084 617
G 0027 1036681,575 | 338399,0803 608
G 0033 1035491,844 | 338190,1924 886
G 0038 1036905,95 339409,9829 982
G 0040 1035575,169 | 338772,4199 608
G 0042 1036255,3 339180,5675 441
G 0067 1036689,406 | 338515,1032 557
G 0068 1036894,296 338507,832 750
G 0081 1037424,509 339186,426 1318
G 0085 1036962,734 | 338499,8475 818
G 0087 1036385,297 | 337976,0544 796

NORTE

1038000

1037500

1037000

1036500

1036000

1035500

1035000
337800

338000

338200 338400

POZOS VECINOS AL POZO G-35

338600
ESTE

338800

339000

339200

339400

339600

L+ e x x

G 0035
G 0004
G 0009
G 0013
G 0014
G 0027
G 0033
G 0038
G 0040
G 0042
G 0067
G 0068
G 0081
G 0085
G 0087

Figura N° B.2 Distancia de los pozos vecinos al pozo G-35




B.2 Ecuaciones usadas en el célculo de las propiedades petrofisicas

B.1.1 Modelos matematicos para curvas Microlog:

»  Gradiente geotérmico (GG)

GG = 1 TS w100 o B.1
Pf por _cada_ 100

Donde:

Tf = temperatura de fondo (°F).
Ts = temperatura de superficie (°F).

Prof. arena = profundidad de la arena (pie).

»  Temperatura de formacién (Tfm)

B.2

Tfm < Ts + [GG Prof .arenaj(OF)

100

Cuando se conoce la resistividad y el peso especifico del lodo (Rm) y el peso del
lodo, el cual se obtiene del cabezal del registro, se puede calcular la resistividad del
filtrado del lodo y de la costra de barro mediante las siguientes ecuaciones y tablas:

Tabla B.3 Determinacion de Km por medio del peso del lodo (Schlumberger, 1985)

PESO DEL LODO

Lb/gal Kg/m 3
10 1200
11 1320
12 1440

13 1560
14 1680
16 1920
18 2160




Rmf = Km(Rm)"%’

2.65
Rme = 0,69(Rmf )| -~
Rmf

» Correccion de la resistividad del filtrado a la temperatura de formacion

Ts+6,77

Rmf @Tfm = Rmf *
Tfm +6,77

Donde:

Rmf =resistividad del filtrado (ohm-m).

» Correccion de la resistividad del revoque a la temperatura de formacion

Ts+6,77

Rmc@Tfm = Rmc*
Tfm+6,77

Donde:

Rmc = resistividad del revoque (ohm-m)

» Correccion de la resistividad del lodo a la temperatura de formacion

Ts+6.77

Rm@Tfm =Rm*
Tfm+6.77

Donde:
Rm = resistividad del lodo (ohm-m)

B.3

B.4

B.5

B.6

B.7



Correccién de la curvas micronormal (R,7) y microinversa (Rix1) por diametro del
hoyo segun el dbaco de la Schlumberger (figura B.3) para obtener la resistividad de la

zona lavada (Rxo):
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Figura B.3 Determinacion de Rxo/Rmc mediante el Microlog (Schlumberger,
1985)



APENDICE “C”

LEYENDA DE LOS ESTADOS DE LOS POZOS INACTIVOS
COORDENADAS NORTE Y ESTE DE LA PLANTA DE
EXTRACCION DE SAN JOAQUIN Y DE LOS POZOS VECINOS
CON SUS RESPECTIVAS DISTANCIAS



Tabla C.1 Leyenda de los estados de los pozos inactivos.

EH Cerrado por orden del Ministerio de Energia y Petréleo.
AG Abandonado por alta relacion gas — petroleo.
El Esperando instalacion de superficie.
Cerrado por razones econdmicas. No estan en capacidad de
EE producir o ser reparados en la actualidad.
Esperando reparacion de superficie. Pueden ser restituidos a
ES estados activos mediante la reparacion o reemplazos de
equipos mayores de superficie (lineas de flujo balancin,
etc.)
EX Cerrado por investigacion a causa de cese de produccion
Esperando instalacion de subsuelo. Requieren para producir
EL instalacion de equipo de levantamiento de subsuelo, sea
bombeo o levantamiento por gas.
Cerrada aislada selectivamente por manga (sleeve) u otro
EZ equipo apropiado.
Cerrado por alta relacion agua —petroleo. Produccion
EW anormal de agua.

Tabla C.2 Coordenadas Norte y Este de la planta de extraccion de San Joaquin y
de los pozos vecinos con sus respectivas distancias.

v | e

Planta de extraccién de San Joaquin 1038225 329000 -
G-15 1038704,603 | 338183,0548 9196
G-19 1039176,576 | 337597,8731 8650
G-23 1039283,941 | 336396,4291 7472
G-28 1040063,783 | 338170,2041 9353
G-29 1035432,519 | 337286,3091 8744
G-32 1035357,126 | 337683,2954 9145
G-33 1035491,844 | 338190,1924 9588
G-34 1035158,646 | 336934,3145 8506
G-35 1036182,439 | 338745,4062 9957
G-37 1034926,967 | 336360,3862 8066
G-42 1036255,3 | 339180,5675 | 10369
G-46 1039660 336158,2118 7301
G-48 1040128,366 | 337746,0281 8951
G-53 1042351,45 | 343427,2365 15006




APENDICE “D”

ESPESORES, PROFUNDIDADES E INTERPRETACIONES DE
LAS ARENAS DE LOS POZOS DEL CAMPO GUARIO
EMPLEADOS PARA LA SELECCION DE LOS POZOS

CANDIDATOS.



Tabla D.1 Espesores, profundidades e interpretaciones de las arenas del pozo G-

15
MOK 10 2642 Agua
MOM 8 2734 Agua
MOQ 5 2864 Agua
MOR 0 2911 Agua
MOU 4 3044 Agua
NAB 2 3552 No ploteada
NAC1 0 3275 No ploteada
NAC2 0 3306 No ploteada
NAC3 0 3324 No ploteada
NAC4 7 3359 Agua
NAD 0 3427 Agua
NAE1 7 3503 Agua
NAE2 8 3548 Agua
NAF1 0 3662 No ploteada
NAF2 0 3700 No ploteada
NAF3 5 3737 Condensado
NAF4 4 3754 Condensado

Tabla D.2 Espesores, profundidades e interpretaciones de las arenas del pozo

G-23.
MOH 4 2878 Agua
MOI 0 2957 No ploteada
MOQOJ 2 3052 Agua
MOK 15 3154 Agua
MOM 7 3241 Agua
MOQ 2 3381 Agua
MOR 0 3433 Agua
MOU 6 3544 Agua
NAB 0 3733 Agua
NAC1 0 3832 No ploteada
NAC?2 0 3877 No ploteada
NAC3 0 3898 No ploteada
NAC4 0 3936 No ploteada
NAD 0 3999 No ploteada
NAE1 3 4093 Agua
NAE?2 7 4136 Agua
NAF1 0 4249 No ploteada
NAF2 0 4292 No ploteada
NAF3 18 4331 Condensado
NAF4 0 4359 No ploteada




Tabla D.3 Espesores, profundidades e interpretacion de las arenas en el pozo

G-28.

MOF 3 2629 Agua
MOH 15 2975 Agua
MOl 37 3039 Agua
MOJ 12 3162 Agua
MOK 12 3275 Agua
MOM 6 3325 Agua
MOQ 0 3486 No ploteada
MOR 0 3546 No ploteada
MOU 20 3675 Agua
NAB 0 3847 No ploteada
NAC1 0 3936 No ploteada
NAC?2 0 3984 No ploteada
NAC3 0 3998 No ploteada
NAC4 7 4050 Agua
NAD 0 4106 No ploteada
NAE1 3 4188 Agua
NAE?2 12 4227 Agua
NAF1 0 4353 No ploteada
NAF2 0 4388 No ploteada
NAF3 38 4425 Condensado
NAF4 0 4478 No ploteada




Tabla D.4 Espesores, profundidades e interpretaciones de las arenas del pozo

G-32.

MOH 12 2754 Agua
MOI 0 0 No ploteada
MOJ 24 2895 Agua
MOK 8 2982 Agua
MOM 7 3036 Agua
MOQ — — —
MOR 0 3239 No ploteada
MOU 8 3340 Agua
NAB 0 3497 No ploteada
NAC1 0 3571 No ploteada
NAC?2 0 0 No ploteada
NAC3 16 3642 Agua
NAC4 4 3680 Agua
NAD 0 3742 No ploteada
NAE1 66 3812 Agua
NAE?2 13 3910 Agua
NAF1 3 4052 Agua
NAF2 5 4092 Agua
NAF3 0 4122 No ploteada
NAF4 36 4150 Condensado




Tabla D.5 Espesores, profundidades e interpretaciones de las arenas del pozo

G-33.
MQJ 32 2948 Agua
MOK 10 3046 Agua
MOM 10 3116 Agua
MOQ 5 3251 Agua
MOR 0 3296 Agua
MOU 10 3413 Agua
NAB 2 3546 Agua
NAC1 0 3644 No ploteada
NAC2 6 3668 Agua
NAC3 — 3694 Agua
NAC4 0 3721 No ploteada
NAD 0 3767 No ploteada
NAE1 68 3836 Agua
NAE?2 15 3911 Agua
NAF1 5 4041 Agua
NAF2 0 4076 No ploteada
NAF3 0 4111 No ploteada
NAF4 33 4130 Condensado




Tabla D.6 Espesores, profundidades e interpretaciones de las arenas del pozo

G-34.

MOJ 18 3043 Agua
MOK 10 3131 Agua
MOM 6 3213 Agua
MOQ 10 3350 Agua
MOR 0 3409 No ploteada
MOU 6 3534 Agua
NAB 4 3690 Agua
NAC1 0 3773 No ploteada
NAC2 10 3813 Agua
NAC3 38 3854 Agua
NAC4 0 3917 No ploteada
NAD 0 3975 No ploteada
NAE1 5 4078 Agua
NAE2 12 4110 Agua
NAF1 0 4268 No ploteada
NAF2 0 4308 No ploteada
NAF3 0 4351 No ploteada
NAF4 26 4368 Condensado




Tabla D.7 Espesores, profundidades e interpretaciones de las arenas del pozo

G-37
MOH 6 2926 Agua
MOJ 10 3091 Agua
MOK 36 3165 Agua
MOM 60 3243 Agua
MOQ 0 3436 No ploteada
MOR 0 3476 No ploteada
MOU 8 3624 Agua
NAB 3 3762 Agua
NAC1 0 3850 No ploteada
NAC2 18 3883 Agua
NAC3 14 3915 Agua
NAC4 0 3963 No ploteada
NAD 0 4037 No ploteada
NAE1 7 4117 Agua
NAE?2 12 4169 Agua
NAF1 0 4301 No ploteada
NAF2 0 4340 No ploteada
NAF3 0 4376 No ploteada
NAF4 26 4395 Condensado




Tabla D.8 Espesores, profundidades e interpretaciones de las arenas del pozo

G-46

MOF 15 2716 Agua
MOH 40 3063 Agua
MOI 0 3143 No ploteada
MQOJ 26 3236 Agua
MOK 28 3337 Agua

MOM 10 3431 Agua
MOQ 10 3576 Agua
MOR 0 3628 No ploteada
MOU 10 3786 Agua
NAB 13 3926 Agua
NAC1 0 4032 No ploteada
NAC2 0 4078 No ploteada
NAC3 0 4093 No ploteada
NAC4 0 4136 No ploteada
NAD 0 4205 No ploteada
NAE1 4 4296 Agua
NAE2 6 4339 Agua
NAF1 3 4458 Agua
NAF2 0 4496 No ploteada
NAF3 18 4536 Condensado
NAF4 0 4564 No ploteada




Tabla D.9 Espesores, profundidades e interpretaciones de las arenas del pozo

G-48

MOF 20 2768 Agua
MOH 26 3088 Agua
MOI 53 3167 Agua
MOJ 21 3282 Agua
MOK 15 3389 Agua
MOM 7 3476 Agua
MOQ — - -
MOR 10 3650 Agua
MOU 15 3784 Agua
NAB 3 3948 Agua
NAC1 0 4046 No ploteada
NAC?2 0 4090 No ploteada
NAC3 0 4105 No ploteada
NAC4 3 4148 Agua
NAD 0 4216 No ploteada
NAE1 3 4293 Agua
NAE2 — — —
NAF1 3 4456 Agua
NAF2 - - -
NAF3 21 4534 Condensado
NAF4 - - No ploteada




APENDICE “E”

UBICACION DE LOS POZOS G-29 Y G-35 DE LAS ARENAS
NAE1 Y NAC2 PERTENECIENTE A LOS YACIMIENTOS JM-38
Y G-09



Figura E.1 Ubicacion en mapas del pozo G-29.
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Figura E.2 Ubicacion en mapas del pozo G-35.



APENDICE F

DIAGRAMAS MECANICOS PROPUESTO DE LOS POZOS G-29
Y G-35 DATOS BASICOS DE LOS POZOS G-29 Y G-35
UTILIZADOS EN EL SIMULADOR PIPESIM



\/
> e

CAMPO: GUARIO
POzZO: G-29

AREA MAYOR ANACO

PROPUESTO

TUBERIA DE INYECCION DE 2-7/8” ——1>

EMP. PERMANENTE @ 3926 Rl

& REV.9-5/8" @ 1012

CAMISA DE CIRCULACION @ 3856’

— NAE1 (4126 -4182")

T.D.H. @ 4233

TAPON DE CEMENTO @ 4283

R R
MRy

— NARANJA F (LOWER) (4433’ -4453")

T.D.H. @ 4466

-

B REV.6" @ 4494'

NOTA: TODAS LAS PROFUNDIDADES ESTAN REFERIDAS A LA MESA ROTATORIA.

Figura F.1 Diagrama mecanico propuesto del pozo G-29.




»"\Q PDVSA CAMPO: GUARIO
N cas POZO: G-35

AREA MAYOR ANACO
PROPUESTO

REV. 9-5/8" @ 1068

TUBERIA DE INYECCION DE 2 7/8” —1—>

MM | CAMISA DE CIRCULACION @ 3863’

EMP. PERMANENTE @ 3913’ e =

—  NAC2 (4113’ -4137’)

T.D.H. @ 4355

TAPON DE CEMENTO @ 4405

J k REV. 6" @ 4555’

| e e e e e e NARANJA F (LOWER (4555"-4600")
PROF. TAPON @ 4600" [z 27| Hueco abierto

PROF. FINAL @ 4828
NOTA: TODAS LAS PROFUNDIDADES ESTAN REFERIDAS A LA MESA ROTATORIA.

Figura F.2 Diagrama mecanico propuesto del pozo G-35.



Tabla N° F.1 Datos de la fuente de inyeccion para ambos pozos.
Presion (Ipca) 12147
Temperatura (° F) 120

Datos del pozo G-29 (Arena NAE1, Yac JM 38)

Tabla N° F.2 Datos del Yacimiento.

Propiedades Arena NAE1
Pws (Lpca) 671
Tws (°F) 163
Tope (pies) 4126
Base (pies) 4182
I (%) 20
K (md) 501
Espesor Neto (pies) 56
Diametro del hoyo (pulg) 8,625
Radio de drenaje (pies) 1500

Dafo 0-10




Tablas N° F.3 Datos de las tuberias.

Diémetro Externo (pulg) 6
Diémetro Interno (pulg) 5,424

Peso (Ib/pie) 18
Esiesor de iared iﬁiesi 0,288
Diametro Externo (pulg) 2,875
Didmetro Interno (pulg) 2,441
Espesor de pared(pies) 0,217
Rugosidad (pulg) 0,001

~_ Lineadeflujo(4pulp)

Didmetro Externo (pulg) 4,500
Diametro Interno (pulg) 3,826
Espesor de pared (pulg) 0,337
Rugosidad (pulg) 0,001

Longitud (km) 8,2

Datos del pozo G-35 (Arena NAC2, Yac G 09)

Tabla N° F.4 Datos del Yacimiento

. Datosdelyacimiento |
Propiedades Arena NAC2
Pws (Lpca) 871
Tws (°F) 161
Tope (pies) 4113
Base (pies) 4137
D (%) 18
K (md) 315
Espesor Neto (pies) 24
Diametro del hoyo (pulg) 8,625
Radio de drenaje (pies) 1500
Dafo 0-10




Tablas N° F.5 Datos de las tuberias del pozo

Diémetro Externo (pulg)

Diametro Interno (pulg) 5,352
Peso(lb/pie) 20
Espesor de pared (pies) 0,324

Diémetro Externo (pulg) 2,875
Didmetro Interno (pulg) 2,441
Espesor de pared(pies) 0,217

Rugosidad (pulg) 0.001

Diémetro Externo (pulg) 4,500
Didmetro Interno (pulg) 3,826
Espesor de pared (pulg) 0,337
Rugosidad (pulg) 0,001
Longitud (km) 9,97




APENDICE G

RESUMEN DEL PROYECTO “ESTUDIO DE RECUPERACION Y
TRANSPORTE DE CO; “



RESUMEN DEL PROYECTO “ESTUDIO DE
RECUPERACION Y TRANSPORTE DE CO,”



INTRODUCCION

Como parte de la visualizacion de la GERENCIA DE ESTUDIOS Y ASESORIAS de
PDVSA GAS en el documento No. P-02-046-00-C-L, se recomendo la recuperacion
de CO, a partir del gas rico disponible en Anaco para su utilizacion en el Norte de
Monagas como fluido de inyeccion para recuperacion secundaria de crudo (EOR por
sus siglas Enhanced Oil Recovery). EI CO; usado para CO,-EOR requiere del
proceso mostrado en la Figura 1.1.

GAS ASER REMOCION SELECTIVA DE COMPRESION CO. PARA EOR
__ TRATADO | S/ DESHIDRATACION - .
RECUPERACION DE 7
AZUFRE
AZUFRE

Figura 1.1 Esquema de recuperacion de CO,

La remocion selectiva de H,S se realiza a partir del tratamiento del gas de cola del
proceso de endulzamiento con aminas. El contenido de azufre en esta corriente
permite una produccion de azufre estimada en el orden de 3 ton/dia para cuando se
endulzan 2400 MMSCFD de gas y se tiene un gas de cola de 200 MMSCFD, lo que
sugiere que para esa capacidad se puede comparar tecnologias que son recomendadas
en esos rangos de produccidn, tales como las tecnologias Redox.

En el proceso Redox, el gas es lavado con una solucion que contiene un catalizador
apropiado. En la primera etapa, la solucién absorbe el H,S, que posteriormente
reacciona con la forma oxidada del catalizador para generar azufre elemental y
transformar el catalizador a su forma reducida.

Una vez removido el azufre de la corriente rica en CO,, es necesario comprimirlo
hasta las condiciones requeridas para su envio a los pozos de MUSCAR (1200 psig).
Esta compresion requiere de una etapa de deshidratacion para conseguir la remocion



del contenido de agua hasta valores por debajo de 0,001%, para evitar la formacion
de &cido carbonico que cause corrosion en tuberias y equipos.

Para cada proceso, se seleccionara una tecnologia que logre el acondicionamiento de
la corriente de CO; removiendo impurezas como H,S y H,O hasta las
especificaciones requeridas para su inyeccion, ademas de su compresion para ser
transportado a aproximadamente 160 km de donde sera recuperado.

Otros aspectos a considerar en la seleccion de la tecnologia son los siguientes:

o Calidad del azufre producido.

e Experiencia comercial del proceso.

e Disposicion y manejo de los subproductos del proceso (subproductos de
reacciones, quimicos consumidos, etc.).

e Costos de solventes y catalizadores.

OBJETIVO

Evaluar las diferentes alternativas para el tratamiento de una corriente rica de CO,
proveniente del gas de cola de un proceso de aminas, la cual posee alto contenido de
sulfuro de hidrégeno (H,S), mediante el analisis de las diferentes ventajas y
desventajas que presentan cada uno de los diferentes procesos comerciales. Ademas,
se debe evaluar las alternativas de compresion y transporte del CO, recuperado, con
la finalidad de ser utilizado como fuente de gas para la recuperacion secundaria de
crudo (EOR por sus siglas Enhanced Oil Recovery) en los pozos productores de las

areas del norte de Monagas.

ALCANCE

Este documento reflejara los resultados del estudio para el tratamiento de una
corriente rica en CO, proveniente del gas de cola de la planta de endulzamiento con



aminas, gas que proviene a su vez del Sistema de Transmision de Gas de 1200 psig.

Este tratamiento se divide en dos tipos de procesamiento:

e Remocidn de H,S mediante su transformacion a azufre:

Debido a la toxicidad del H,S, es necesaria su remocion hasta que se tenga un
contenido por debajo de 10 ppm, ya que la corriente rica en CO, serd transportada a
una presion de 1200 psig mediante una tuberia de aproximadamente al60 km que
pasa cerca de poblados. De esta manera se eliminan los riesgos de envenenamiento,
en el caso eventual de una fuga masiva.

= Compresion y deshidratacion del CO,

A partir de la tecnologia de remocion de H2S al gas de cola del proceso de
endulzamiento de la planta con aminas, se obtiene una corriente rica en CO,. Esta
corriente se encuentra saturada en agua y a una presion de 4 psig. Para su transporte
es necesario comprimirla hasta las condiciones requeridas para su envio a los pozos
de Muscar (1200 psig). Esta compresion podria requerir de una etapa de
deshidratacion para conseguir la remocion del contenido de agua hasta valores muy
bajos (0,001%) para evitar la formacion de acido carbonico que cause corrosion en
tuberias y equipos.

Se realizara un analisis de las tecnologias existentes en el mercado para la produccion
de azufre a partir de una corriente de gas, de forma tal que se tenga una corriente de
CO, con una minima cantidad de H,S para ser usada en EOR en un area que estaria
aproximadamente a 160 km de distancia del centro de compresiéon, y con ello evitar
riesgos de envenenamiento con H,S en caso de fuga masiva. Este analisis incluye los
resultados de contactos a los proveedores de estos procesos de forma tal que se pueda
obtener una vision més amplia de sus caracteristicas.

Se desarrollaran los siguientes aspectos considerando ambos tipos de procesamiento:

e Analisis comparativos de las diversas alternativas tecnoldgicas considerando las
especificaciones requeridas de la corriente.

e El resultado de una matriz de alternativas donde se seleccionaran y se propondran
las opciones técnicamente viables para lograr los requerimientos previstos.



ANALISIS DE LA SITUACION ACTUAL

El gas natural del Sistema de Transmision de Gas de 1200 psig del area de Anaco
tiene una concentracion de CO, que se encuentra en el orden del 10% molar.
Considerando que el volumen de gas natural que sera producido por los campos de
produccion de los centros operativos es de 2400 MMSCFD, se tiene que para un
endulzamiento de ese gas, se puede obtener como gas de cola de procesos de
endulzamiento por aminas un aproximado de 200 MMSCFD de CO..

Actualmente existe un déficit de 260 MMSCFD de gas en el gas de inyeccion a pozos
en el Centro de Compresion Pigap 11, en el &rea del Norte de Monagas, porque se
estan recibiendo 940 MMSCFD de gas en donde se requieren de 1200 MMSCFD. En
la Figura 4.1, se puede observar la distribucién del gas a partir de su recepcion en la
Tanquilla N° 2 de la Estacion de Valvulas de la Planta Extraccion Santa Barbara.

Se propone el uso de CO, del recuperado de Area de Implantacion del Proyecto 1135,
pero éste tendra un contenido aproximado de 320 ppm de H,S, para que se haga
necesario un tratamiento previo. Existe la disponibilidad operacional de una tuberia
de 26 pulgadas y que recorre aproximadamente 160 km, desde San Joaquin hasta la
Tanquilla N° 2 de la Estacion de Valvulas Santa Barbara, la cual surte de gas al
Complejo Muscar y al Centro de Compresion Pigap 1l (Edo. Monagas). Se prevé el
uso de dicha tuberia para el transporte del CO,, de forma que la Estacion de Valvulas
sirva de suministro de CO, para ser mezclado con el gas de succion de Pigap 11, pero
que también exista la facilidad de envio de CO, hacia el Complejo Muscar (que a su
vez surte a Pigap 1) hacia la Estacion de Compresion IGF.
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Figura 1.2 Esquema de distribucién del CO,
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