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Glosario

Permeabilidad absoluta (Kabs): capacidad de un medio poroso para permitir el flujo de un fluido,
independientemente del tipo de fluido. Se mide en Darcys o miliDarcys.

Permeabilidad efectiva (Keff): capacidad de un medio poroso para permitir el flujo de un fluido
especifico cuando otros fluidos estan saturando el medio poroso.

Permeabilidad relativa (Kr): relacion entre la permeabilidad efectiva de un fluido y la
permeabilidad absoluta. Refleja la eficiencia con la que un fluido especifico puede fluir a través
del espacio poroso de la roca en presencia de otros fluidos.

Pluma de COz: volumen del yacimiento alcanzado por el dioxido de carbono inyectado durante
un proceso de almacenamiento o recobro mejorado, describiendo tanto su alcance como su
distribucion espacial dentro de la formacion. Su forma y extension esta determinada por las
condiciones de inyeccién, la heterogeneidad geoldgica, la interaccion roca- fluido y las
propiedades del fluido inyectado.

Saturacion de agua irreductible (Swirr): saturacion minima de agua en la roca porosa despues
del desplazamiento del petrleo y que no puede ser desplazada bajo condiciones de produccion.
Representa el agua que queda adherida a la superficie de los poros debido a las fuerzas capilares.
Saturacion de agua critica (Swcri): saturacion a la cual el agua permanece inmovil en el
yacimiento por encima de esta saturacion el agua empieza a moverse en el espacio poroso.
Saturacion de petréleo residual (Sor): durante el desplazamiento del aceite en el medio poroso
mediante la inyeccion o invasién de agua o gas, quedara algo de aceite remanente que se

caracteriza por tener un valor de saturacion mayor que la saturacion critica de aceite.
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Resumen

Titulo: Modelado numérico del entrampamiento de CO2 en un medio poroso durante la inyeccion
alternada de agua y gas (WAG)”
Autor: Juan Carlos Gutiérrez Barrera™

Palabras Clave: Cuenca del Valle Medio del Magdalena (VMM), Mecanismos de
entrampamiento de fases, Capacidad de almacenamiento de CO-, Histéresis, Presion minima de

miscibilidad (PMM), Simulacién composicional.

Descripcion

La inyeccion alternada de agua y dioxido de carbono (WAG-CO:2) es una técnica prometedora
para mitigar la huella de carbono y aumentar la recuperacion de hidrocarburos. Este estudio evalta
su aplicacion en un sector del Campo Llanito, Formacion Mugrosa Zona B, de la Cuenca del Valle
Medio del Magdalena, analizando los mecanismos de entrampamiento, su impacto en factor de
recobro y capacidad de almacenamiento de CO..

El andlisis petrogréfico indica estabilidad mineraldgica, dominada por silicatos (principalmente
cuarzo), limitando el entrampamiento mineral. La evaluacion del entrampamiento capilar mediante
pruebas de desplazamiento muestra 65.7% de saturacion de gas atrapado después de tres ciclos
WAG, con efecto de histéresis del 29.6%. A partir de datos sismicos 2D vy registros de pozo
(Servicio Geoldgico Colombiano) se construye un modelo estatico, en el cual se evalua el
entrampamiento estructural. La simulacion numérica, basada en modelo composicional de
ecuacion de estado, indica que no se logra miscibilidad al primer contacto crudo-CO2, con una
presion minima de miscibilidad de 3590 psia, siendo la solubilidad el mecanismo de interaccion.

El modelo dindmico muestra que la inyeccion WAG bajo condiciones no miscibles reduce la
densidad y viscosidad del crudo en ~27%, logra factor de recobro de ~14% y disminuye el corte
de agua en ~20% con respecto al escenario de inyeccién de agua. El sector del Campo Llanito
almacena ~0.47 Mton de CO., siendo el entrampamiento estructural es el mecanismo inicial méas
importante (70-75% del total), pero su efectividad aumenta significativamente al considerar
histéresis (22-25%) y solubilidad (3-5%).

El anélisis de sensibilidad identifica histéresis, solubilidad y relacion Kv/Kh como los factores
mas influyentes para almacenamiento y recuperacion durante un proceso WAG. Se estima un
potencial de almacenamiento para el Campo Llanito de 4.788 Mton, un porcentaje de retencion de
CO- del 56% y una recuperacion incremental de ~5%.

“ Trabajo de Grado
Facultad de Ciencias. Escuela de Fisica. Director: Maria Isabel Sandoval Martinez. M.Sc.
Codirector: Victoria Eugenia Mousalli Diaz. Ph.D.
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Abstract

Title: Numerical Modeling of CO: Trapping within a Porous Medium during a Water-Alternating-
Gas (WAG) Injection”

Author(s): Juan Carlos Gutiérrez Barrera™

Key Words: Middle Magdalena Basin (MMB), Phase trapping mechanisms, CO- storage capacity,

Hysteresis, Minimum miscibility pressure (MMP), Numerical simulation.

Description

Water-alternating-gas injection with carbon dioxide (WAG-CO:) is a promising technique for
reducing the carbon footprint and enhancing hydrocarbon recovery. This study evaluates its
application in a sector of the Llanito Field, Mugrosa Formation Zone B, Middle Magdalena Basin,
through the analysis of trapping mechanisms and their impact on the recovery factor and CO:
storage capacity.

Petrographic analysis indicates mineralogical stability, dominated by silicates (mainly quartz),
which limits mineral trapping. Capillary trapping evaluation through core flooding shows a trapped
gas saturation of 65.7% after three WAG cycles, with a hysteresis effect of 29.6%. A static model
was built using 2D seismic data and well logs (Colombian Geological Survey) to assess structural
trapping. Numerical simulation, using a compositional equation-of-state model, indicates no first-
contact miscibility between crude oil and CO-, with a minimum miscibility pressure of 3590 psia,
making solubility the main interaction mechanism.

The dynamic model shows that non-miscible WAG injections reduce crude oil density and
viscosity by ~27%, achieves a recovery factor of ~14%, and decreases the water cut by ~20%
compared to water injection. The studied sector of the Llanito Field stores approximately 0.47
Mton of CO., with structural trapping as the dominant initial mechanism (70-75% of total storage).
However, its effectiveness increases significantly when considering hysteresis (22-25%) and
solubility (3-5%).

Sensitivity analysis identifies hysteresis, solubility, and the vertical-to-horizontal permeability
ratio (Kv/Kh) ratio as the most influential factors in storage and recovery in a WAG process. The
estimated storage potential for the Llanito Field is 4.788 Mton, with a CO: retention percentage of
56% and an incremental oil recovery of approximately 5%.

“ Degree Work
“ Faculty of Sciences. School of Physics. Director: Maria Isabel Sandoval Martinez. M.Sc.
Codirector: Victoria Eugenia Mousalli Diaz. Ph.D.
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Introduccion

El cambio climético es uno de los mayores retos actuales, causado principalmente por el
incremento de gases de efecto invernadero (GEI), como el dioxido de carbono (CO.), debido a su
alta tasa de emision, forzamiento radiactivo y persistencia atmosférica (Jiang et al., 2017). En las
ultimas décadas, las emisiones globales de CO2 provenientes de combustibles fosiles e industria
han alcanzado un récord de 36.700 Mton en 2019 (Statista, 2021).

Una estrategia clave para mitigar estas emisiones es la captura y almacenamiento de
carbono (CCS) en el subsuelo. Esta técnica permite inyectar CO2 en formaciones geoldgicas como
acuiferos salinos, basaltos, yacimientos agotados y mantos de carbon, ademas de integrarse a
procesos de recobro mejorado de hidrocarburos (EOR), incrementando el factor de recobro al
mantener la presidn y activar nuevos mecanismos de produccion.

Entre las tecnologias de inyeccion mas estudiadas se encuentran la inyeccion continuay la
inyeccion alternada con agua (WAG, por sus siglas en inglés). La inyeccién continua de CO2 busca
mantener la presion del yacimiento hasta que la relacion gas producido-aceite sea tan alta que no
resulte econdmicamente viable. Como alternativa la inyeccion WAG combina las ventajas de la
inyeccion de agua (alta eficiencia macroscopica) y la inyeccion de gas (alta eficiencia
microscopica), generando un frente de barrido eficiente que se ve reflejado en el aumento del factor
de recobro (Jiménez et al.,2007).

Se ha sugerido la posibilidad de almacenar una parte del CO; inyectado durante estos
procesos; sin embargo, no se han establecido andlisis claros del impacto del almacenamiento de
CO- durante la implementacion de dichas tecnologias, ya que, desde su origen, su enfoque es el
incremento del factor de recobro. Se han descrito variados mecanismos de entrampamiento del

CO2 que pueden suceder en las formaciones geoldgicas, los cuales pueden ser tanto quimicos como
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fisicos, o una interaccion entre ellos (Camara, 2010). No obstante, estos mecanismos han sido
analizados en entornos donde solo se contempla el almacenamiento del CO2: acuiferos salinos de
caudales extremadamente lentos y trampas estratigraficas y/o estructurales en yacimientos
explotados (Zhang y Song, 2014).

Hasta el momento, no se ha caracterizado ni cuantificado los efectos sobre el
almacenamiento de gas las condiciones de un proceso de recobro mejorado para los yacimientos
colombianos, donde los acercamientos sobre la capacidad de almacenamiento han sido por
aproximacion probabilistica, donde no se tienen en cuenta los mecanismos de entrampamiento, los
cuales son afectados por las diferentes condiciones del yacimiento: presion, temperatura, asi como
la composicion del crudo, la roca y el agua de formacion (Yariez et al., 2022).

En este contexto, es imperativo reducir la incertidumbre de aplicacion de la tecnologia de
inyeccion WAG- CO, dada su baja madurez en Colombia en relacion con el almacenamiento del
gas en condiciones de un método de recobro mejorado (Yafez et al., 2022). Su implementacion
puede mejorar la recuperacion de hidrocarburos, contribuyendo a la reduccion de la viscosidad del
crudo, incrementando del factor de recobro, asi como favorecer el almacenamiento de CO-, al
combinar los mecanismos: estructural, solubilidad y entrampamiento capilar (Espinoza, Kim y
Santamaria, 2011).

El objetivo de la presente investigacion es modelar numéricamente los mecanismos mas
influyentes en el entrampamiento de CO- en un sector model del Campo Llanito, de la cuenca del
Valle Medio del Magdalena (VMM), simulando un proceso de inyeccion alternada de agua con
gas (WAG), a partir de datos petrofisicos y geoldgicos tanto en laboratorio, como de informacion
sismica y de registros de pozo, para la determinacion de la capacidad y el potencial de

almacenamiento.
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1 Objetivos

1.1 Objetivo General

Modelar numéricamente los mecanismos mas influyentes en el entrampamiento de CO. en
un medio poroso durante un proceso de inyeccion alternada de agua y gas (WAG).
1.2 Objetivos Especificos

Analizar los mecanismos de entrampamiento mas influyentes en el almacenamiento de CO>
en el medio poroso durante un proceso de inyeccion alternada de agua y gas (WAG).

Caracterizar el medio poroso mediante analisis petrografico y petrofisico para la estimacién
de las propiedades sedimentologicas y petrofisicas influyentes en el almacenamiento de COa.

Evaluar el mecanismo de entrampamiento capilar de CO; mediante pruebas de
desplazamiento a condiciones de un campo del Valle Medio del Magdalena durante un proceso de
inyeccion alternada de agua y gas (WAG).

Establecer las condiciones mas favorables para el almacenamiento de CO2 durante un
proceso de inyeccion alternada de agua y gas (WAG), realizando modelamiento numérico a escala

de sector model de un campo del Valle Medio del Magdalena.
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2 Marco teérico

El almacenamiento de CO> en medios geologicos comparte muchas caracteristicas
similares con acumulaciones de petréleo y gas en yacimientos de hidrocarburos, asi como las de
metano en mantos de carbon (Fagerlund et al., 2013). Es un proceso fisicoquimico complejo, que
normalmente involucra fendmenos de flujo y transporte en medios porosos, junto con reacciones
quimicas lentas (Jiang X., 2011).

Puede ocurrir en dos etapas: a "largo plazo" periodo posterior a la interrupcion de la
inyeccion en el sitio de almacenamiento; mientras que "a corto plazo" se refiere al periodo de
inyeccion activa de CO; en el lugar de almacenamiento, que suele ser inferior a 100 afios (Jiang
X., 2011). Su descripcion debe abordar tanto mecanismos primarios como secundarios,
involucrando todos los procesos fisicos y quimicos relevantes que pueden tener lugar. Ademas, las

propiedades del CO», asi como las propiedades de los medios geologicos (Jiang X., 2011).

2.1 Inyeccion alternada de agua y gas

La Inyeccién Alternada de Agua y Gas (WAG) consiste en inyectar al yacimiento baches
alternados y sucesivos de agua y gas (Figura 1). Se observa que al emplear WAG se logra una
mejor eficiencia de barrido e incrementos del factor de recobro (FR) de alrededor de un 10%. Este
resultado es consistente con el hecho de que la mayoria de las aplicaciones con CO; han sido en
condiciones miscibles.

La adicion de volimenes alternados de agua tiene como efecto una disminucion de
la permeabilidad relativa al gas debido al incremento de la saturacion del agua en el espacio poroso

y viceversa, cuando se inyecta el volumen de agua posterior a un ciclo de gas, se encuentra que se
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ha reducido la permeabilidad relativa al agua por incremento de gas atrapado en el medio poroso
(Jiménez et al., 2007).

La inyeccion WAG combina las ventajas que ofrecen tanto la inyeccion de agua como la
inyeccion de gas, en otras palabras, una mejor eficiencia microscépica (de desplazamiento) que
ofrece el gas, con una mejor eficiencia macroscopica (volumétrica) dada por el agua (Jiménez,
2005). El uso del agua esta justificado por el hecho de que ayuda a controlar la movilidad y
estabilizar el frente de desplazamiento, reduciendo los efectos de digitacion viscosa que presenta
el gas.

Figura 1

Esquema de Inyeccidn Alternada de Agua y Gas.
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Inyector Pozo

. Productor

Volumen de Volumen de
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Nota. Tomada de Santos y Siabato, 2024.
2.2 Propiedades fisicoquimicas del CO2

El CO2 es definido como un gas no reactivo a condicion ambiente. Es facilmente
comprimido a liquido bajo el punto critico, lo cual lo convierte en la mejor manera de almacenarlo
y transportarlo para aplicaciones industriales (Arora et al., 2019). En condiciones estandar
normales, el CO2 es un gas con una densidad ligeramente mayor que la del aire. La temperatura y

presion criticas son: Tc = 31,1 °C y Pc = 1070.3 psia, respectivamente (Jiang X., 2011).
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Tabla 1

Propiedades fisicas claves del CO;

IFT con salmuera K (mPas) p (kg/m3)
CO- supercritico 25-50 0.025-0.15 200-1000
Nota. Tomadas de Kimbrel (et al., 2015).

Bajo condiciones normales, el almacenamiento geoldgico ocurre con T < Tc y presiones
por encima de la curva de vaporizacion, donde el CO2 es un liquido. Mientras que, para
temperaturas y presiones por encima del punto critico, el CO2 es un fluido supercritico que posee
la caracteristica de alta densidad de los liquidos y ocupa todo el volumen disponible como un gas
(Ver Figura 2) (Jiang X., 2011).

Figura 2

Diagrama de fases del dioxido de carbono.
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Nota. Tomado y modificado de: Pérez-Estaun et al. (2009).

En la mayoria de los casos, el CO> inyectado profundamente en el subsuelo suele ser un
fluido flotante mas ligero que el agua. Otras caracteristicas relevantes del CO2 incluyen su
solubilidad en agua, que aumenta a medida que aumenta la presion y disminuye al aumentar la
temperatura y salinidad del agua (Jiang X., 2011).

En cuanto a la utilizacion del espacio poroso, el COz se inyecta preferentemente en un

estado supercritico (SC-COy). Esto se debe a que el SC-CO2 es mas denso que el CO, gaseoso
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(Bachu, 2000 en Zhang y Song, 2014). EI SC-CO- puede sufrir un cambio de fase debido a cambios
de presion y/o temperatura. Dependiendo de las condiciones del yacimiento, el CO2 puede
almacenarse como gas comprimido, liquido o en una fase supercritica. La mayor parte del CO;
inyectado residira en una fase movil de COy, libre de moverse lateralmente o migrar verticalmente
hacia las rocas suprayacentes, donde debe procurarse una roca sello que impida que continue su
migracion (Zhang y Song, 2014).
2.2.1 Densidad del CO>

A medida que la profundidad en el subsuelo aumenta, también lo hacen la temperatura y la
presion, aunque sus efectos sobre la densidad del CO> son opuestos: la presion tiende a
incrementarla, mientras que la temperatura la disminuye (Jiang X., 2011) (Figura 3). Dado que en
la geosfera las condiciones suelen superar el punto critico del CO (31.1 °Cy 7.38 MPa), durante
su almacenamiento en el subsuelo, este gas estard predominantemente en fase supercritica (SC)
(Arora et al., 2019).
Figura 3

Diagrama de cambio de volumen por profundidad y temperatura.
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Nota. Tomado de: Paredes (2020).
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El CO- se almacena en una fase densa segun las condiciones de presion y temperatura del
yacimiento o, como minimo, no debe ser inferior a 250 kg/m?®, para minimizar el contraste de
densidad entre el CO2 y la salmuera, y asi minimizar las fuerzas de flotabilidad del CO. que actuan
sobre el sello del depdsito. En este sentido, es menos probable que los yacimientos poco profundos
con CO2 gaseoso o supercritico de baja densidad (<250 kg/m?®) retengan de forma segura el CO:
durante los plazos necesarios para el almacenamiento geolégico (Miocic et al., 2016).

2.3 Presion capilar

Es la diferencia que hay entre la presion que ejercen dos fluidos inmiscibles a través de una
interfaz curva en equilibrio (Delgado, 2010). La presion capilar en el medio poroso es una funcion
de la composicion quimica de la roca y mojabilos fluidos, la distribucidn de poro, y la distribucién
de los fluidos en el medio poroso (Figura 4).

Figura 4
Diferencia de presion a través de la interfase que separa dos fluidos inmiscibles, siendo A:

petroleo y B: agua.

Por consecuencia la presion capilar se expresa en términos del diferencial de presién en la
interfase entre la fase mojante y la fase no mojante (Delgado, 2010). Como se expresa en la
Ecuacion (1):

2 0 .,
Pc =Py — Py = — Govi * oS Ecuacion (1)




ENTRAMPAMIENTO DE CO; DURANTE LA INYECCION WAG 27

De igual manera, se ha observado que la presion capilar es funcion de la historia de
saturacion, por lo cual es posible encontrar cambios en procesos de imbibicion y drenaje (Speight,
2016).

2.4 Mojabilidad

Describe la afinidad del medio poroso por una fase fluida en relacion con otra (Salgado y
Gonzalez, 2005). La mojabilidad del medio poroso se puede estimar cualitativamente a partir de
las saturaciones de los fluidos y sus respectivas curvas de permeabilidad relativa:

Mojabilidad al agua: La interseccion de las curvas de permeabilidad relativa ocurre
cuando la saturacion de agua es superior a 0.5. Ademas, la permeabilidad relativa del agua en
condiciones de saturacion de aceite residual suele ser inferior a 0.3.

Mojabilidad al petrdleo: En las curvas de permeabilidad relativa del petroleo y el agua en
funcidn de la saturacion de agua, la interseccion se presenta cuando la saturacion de agua es menor
a0.5.

Mojabilidad neutra o intermedia: En este caso, la interseccion de las curvas de
permeabilidad relativa del agua y el petr6leo ocurre en un rango de saturacién de agua entre 0.4 y
0.6. Estas curvas suelen ser mas suaves y menos pronunciadas, lo que indica que el medio poroso
permite la coexistencia de ambos fluidos sin una preferencia marcada por uno de ellos (Lake et al.,

2014).

2.5 Tension interfacial
La tensién interfacial (IFT, por sus siglas en inglés) surge a nivel molecular como resultado
de las fuerzas de Van der Waals (Butt et al., 2006; Defay y Prigogine, 1966 en Espinoza y

Santamarina, 2010), y es susceptible a cambios en la presion y temperatura (Nielsen, Bourg y
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Sposito, 2012). Espinoza y Santamarina (2010) postulan que, la IFT COz-agua disminuye
significativamente a medida que aumenta la presion, lo cual estd de acuerdo con estudios previos.
2.6 Fendmeno de histéresis

Bennion, Thomas y Bietz (1996) definen la histéresis como la diferencia entre los valores
de saturacion de agua y las curvas de permeabilidad relativa cuando la saturacion de los fluidos
varia en el yacimiento. Ademas, destacan que un mismo valor de saturacién puede estar asociado
a dos valores distintos de permeabilidad relativa.

Por su parte, Tweheyo, Talukdar y Torseter (2001) afirman que la histéresis influye
directamente en las presiones capilares y en las permeabilidades relativas, lo que hace
indispensable su inclusion en los modelos de simulacion para representar con mayor precision los
procesos del yacimiento. Fatemi et al. (2012) analizan la histéresis desde dos perspectivas:

o Graficamente, como la diferencia entre las curvas de imbibicion y drenaje en los
desplazamientos de fluidos.

o Conceptualmente, como el mecanismo de entrampamiento de fases, el cual provoca la
retencion de fluidos en el yacimiento, generando variaciones en la saturacion y, en
consecuencia, cambios en la permeabilidad relativa que ralentizan el flujo de los fluidos.

2.7 Fendmenos asociados al entrampamiento de CO2

Los principales fendmenos que hacen que se presente el efecto de entrampamiento de fase
en el medio poroso son: Snap off y Bypassing. EI Snap off ocurre cuando las fuerzas capilares
dominan el flujo de fluidos en el medio poroso, ocurriendo un entrampamiento de la fase no
mojante (Helland y Jettestuen, 2016). Se produce durante la imbibicion cuando el agua rellena
preferentemente los espacios porosos mas pequefios y los meniscos de agua tocan las gargantas de

los poros, abarcando y aislando los grupos de fase no mojante. Dado que las peliculas delgadas
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solo existen en sistemas de mojabilidad fuerte, el mecanismo de ruptura puede reducirse o
eliminarse por completo en medios de mojabilidad intermedia (Kimbrel et al., 2015).

Bypassing donde la misma condicién de fase no mojante tiende a desplazarse por los poros
mas grandes, debido a que alli las presiones requeridas para desplazar la fase mojante son menores
(Bryan y Kantzas, 2015) y el efecto Jamin, donde la presencia de burbujas en un capilar puede
retardar el flujo, a tal punto de que se puede evidenciar una restriccion de flujo (Spiteri y Juanes,
2006).

2.8 Capacidad de almacenamiento de CO2

Se refiere a la cantidad de CO> que una formacion geologica es capaz de almacenar (por
ejemplo, un yacimiento de petroleo). Evalia el volumen total de poros disponible para el
almacenamiento de COz en un almacenamiento en particular y lo compara con el volumen probable
de la fuente de CO:z que el sitio necesitard acomodar (Kaldi y Gibson-Poole, 2008).

Esta controlado por pardmetros como el tamafio del area del sitio de inyeccion, el espesor
del yacimiento, el volumen de poro disponible y la densidad del CO (Kaldi y Gibson-Poole, 2008).
La capacidad de almacenamiento depende del sitio seleccionado como almaceén, en el caso de los
yacimientos depletados, esta se estima como el volumen del aceite que ha sido producido,
asumiendo que un volumen igual al del petréleo que se ha producido estd disponible para el
almacenamiento de CO> en las condiciones del yacimiento, como se muestra en la Ecuacion (2)

(Yanez et al., 2022).

Boi
Bco,

Capacidad de almacenamiento de CO, = 0,05259 = N, * Ecuacion (2)

Donde:
Capacidad: (en toneladas).

Np: Aceite producido acumulado (STB).
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Boi: Factor volumétrico del aceite (Bbl/STB).

2.9 Potencial de almacenamiento de CO:2

Se refiere a la cantidad de CO2 que la formacidn puede almacenar y reside en la interaccion
global entre larocay la fase fluida, generalmente después de un proceso de inyeccién de gas como
método de recobro mejorado (Hurtado, 2009). Sin embargo, en las operaciones de CO2-EOR, el
calculo de la cantidad de CO. para almacenamiento se basa en la estimacién del petréleo que se
espera producir y el volumen de inyeccion de CO> requerido, parte del cual quedara atrapado en
el yacimiento y contribuira al potencial de almacenamiento de CO: (Yafiez et al., 2022).

Para esto, es necesario integrar en este calculo otros parametros inherentes al desarrollo del
campo en términos del petroleo original en sitio (OOIP), asi como el factor de recobro incremental
y la utilizacion neta de CO, la cual es la cantidad de CO2 requerida para producir un barril de
petroleo durante la inundacion de CO: y se expresa comunmente en unidades de miles de pies
cubicos de CO2 por barril de petréleo producido (Mscf/bbl), como se muestra en la Ecuacion
(3) propuesta por Peck et al. (2017).

Pa de CO, = OOIP * RF * UFyerco, * Pco, Ecuacion (3)
Donde:

Pa: Potencial de almacenamiento en Mscf.

OOIP: Aceite producido acumulado (Original Oil in Place) (STB).

UF: Factor de utilizacion del CO; (Mscf/STB).

RF: Factor de recobro incremental (%).

1 Mscf =0,0563 Ton CO».
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2.9.1 Factor de utilizacién (UF)

El factor de utilizacion de CO> se define como la cantidad de CO; requerido para producir
un barril adicional de petroleo y se puede expresar en Mscf CO./STB (Yafez et al., 2022). Los
factores de utilizacion de CO2 permiten evaluar la optimizacion de la inyeccion de CO2 en
proyectos CO2-EOR.
2.9.1.1 Factor de utilizacion Bruto (UFb)

La utilizacion bruta de CO; incluye la cantidad total de CO; inyectado, que incorpora los
volimenes de CO, comprados Yy reciclados en el célculo (Azzolina et al., 2015). Una manera de
calcular esta utilizacion bruta de CO2 se muestra en la Ecuacion (4).

UFb = 202y [Mscf] Ecuacion (4)
[stb]

9o prod

2.9.1.2 Porcentaje de Retencion de COz

Un porcentaje del total de CO> inyectado originalmente no regresa con el petroleo (no se
produce), debido a que queda atrapado en la formacion geoldgica; es decir, el CO2 se queda
atrapado ya sea en solucién dentro del petrdleo en poros y canales sin salida y queda "adherido" a
las superficies de las rocas. El atrapamiento continda mientras se inyecta CO>. Una manera de
calcular este porcentaje de retencion de CO> fue propuesta por Azzolina et al. (2015) y se muestra
en la Ecuacion (5).

Total CO3 jpy — Total CO3 prod Ecuacion (5)
Total CO, iny

% Retencién =

2.10 Criterios geologicos para la seleccion del sitio para almacenamiento de CO2
Los criterios geologicos que se consideran al momento de definir un sitio para
almacenamiento de CO; son aplicables a diferentes escalas: regional, local y de yacimiento. La

seleccion de un sitio geoldgico adecuado para el almacenamiento de CO2 depende de muchos
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parametros, como geologicos, ya sean tectonicas y estructurales, estratigraficos y litoldgicos,
hidrogeoldgicos, hidrogeoquimicos y geotérmicos, por lo cual, la manera mas facil de abordarlo
es a través de analogos naturales donde ocurre entrampamiento del CO2 (Ruiz et al., 2007).

Se tienen en cuenta parametros del yacimiento como profundidad, permeabilidad y
propiedades del sello, otros parametros claves incluyen la inyectividad, los mecanismos de
entrampamiento y las fuerzas de contencion, asi como la densidad del CO; y las propiedades del
petréleo (Raza et al., 2016).

En este sentido, teniendo en cuenta los andlogos naturales donde ocurre almacenamiento
de COy, donde se observa que la seguridad del almacenamiento tiende a disminuir con la
profundidad (<1200 m o 3937 ft de profundidad), y cuando el yacimiento exhibe una presion
significativamente superior a la presion hidrostatica, ocurriendo la migracion del CO; a través de
fallas (Miocic et al., 2016).

Por lo tanto, el éxito del almacenamiento en la naturaleza de CO; es controlado por: el
espesor y la presencia de multiples capas de roca sello, la profundidad del yacimiento (>1200 m)
y la alta densidad del CO.. Ademaés, la caracterizacion completa de las fallas, para evaluar su
permeabilidad y su habilidad de no permitir la migracion del CO2 (Miocic et al., 2016).

En relacion con las propiedades del petroleo, se debe tener en cuenta la densidad de este
porque afecta a la solubilidad del CO,. Las condiciones ideales para almacenar CO:
corresponderian a yacimientos con petréleos ligeros a medianos con densidades < 900 kg/m®y con
una viscosidad menor a 10 cP (Nelms, et al., 2004 en Ruiz et al., 2007).

2.10.1 Criterios tectonicos y estructurales
De manera general, las cuencas con limitados potenciales para el almacenamiento de CO;

son probablemente todas aquellas que: estén muy falladas y fracturadas, estén situadas en
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cinturones de plegamiento, presenten secuencias muy discordantes y muestren importantes
procesos de diagénesis (IPCC, 2005). No obstante, cada cuenca debe ser evaluada de manera
individual, ya que existen casos, en los que, a pesar de ser zonas con alta actividad tectonica y
sismica, se han encontrado acumulaciones de hidrocarburos, lo que demuestra una buena
capacidad de almacenamiento de las formaciones involucradas (Ruiz et al., 2007).

Estos estudios deben incluir el analisis de la presion del subsuelo y el analisis del caracter
sellante de las fallas, independientemente de la extension vertical de las fallas presentes. Debe
prestarse especial atencidn al régimen de tensiones in situ para evaluar la amenaza de reactivacion

de la red de fallas/fracturas durante la inyeccion de CO2 (Miocic et al., 2016).

2.10.2 Criterios estratigraficos y litologicos

Un criterio clave es la existencia de formaciones que presenten porosidad y potencia
adecuadas (capacidad de almacenamiento) y una permeabilidad suficiente (buena inyectividad del
CO»). Ademas, la formacion almacén debe estar limitada a techo por unidades confinantes extensas
(sellos) para evitar el escape del CO2 (Ruiz et al., 2007).

En la naturaleza los yacimientos de CO2 ocurren comdnmente en rocas siliciclasticas y
carbonaticas, o una intercalacion entre ellas, que presenten buenas caracteristicas de porosidad y
permeabilidad, lo cual se puede relacionar con las rocas almacén de los yacimientos de
hidrocarburos. Las rocas sellos predominantes son siliciclasticas: lodolitas y shales, con menos
casos de evaporitas, o una intercalacién de capas sello carbonaticas y siliciclasticas, en todo caso,
rocas de granulometrias finas o con baja permeabilidad (Miocic et al., 2016).

Para determinar la geometria del sello, se pueden utilizar datos de pozos y campos,
incluidos analisis estratigraficos, sedimentoldgicos, registros de pozos y datos sismicos (Miocic et

al., 2016). Por otro lado, las rocas sello (arcillas y lutitas) suelen presentar altas concentraciones
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de minerales que aporten cationes para atrapar el CO2 en forma de carbonatos, como son los
feldespatos y arcillas ricas en Fe* y Mg*, fundamentalmente cloritas (Ruiz et al., 2007).

Por lo anterior, se puede presentar disolucion al reaccionar la roca sello con los fluidos
acidificados ricos en CO»; debido a esto, un correcto andlisis de la roca sello es indispensable para

evitar que su integridad se vea comprometida posterior a la inyeccion del CO..

3 Antecedentes

Diversos autores (Metz, Davidson, De Coninck, Loos, & Meyer, 2005; Zhang y Song,
2014) han sugerido que estudiar el flujo, el transporte de los fluidos, y su interaccién fisicoquimica
con la roca almacén, a traves de analizar las reacciones minerales que puedan ocurrir, permite
determinar el tipo de mecanismo de entrampamiento mas eficaz, ya sea fisico, geoquimico, o una
combinacion de diferentes mecanismos. El aumento del recobro se ha propuesto a través del
mantenimiento de la presion del yacimiento en ciclos tardios de produccion. Ademas, Bueno (et
al., 2021) consideran el empuje de gas y el hinchamiento de petréleo como los principales
mecanismos adicionales de recuperacion.

Los resultados obtenidos por autores como Wu et al. (2018), apoyan la estrategia
seleccionada para la presente investigacion. Ya que, mediante una investigacion experimental que
utiliza una estrategia similar a la aqui planteada, reportaron reduccion de gas producido con
respecto al inyectado durante un proceso de inyeccidn de vapor con nitrégeno. Observaron que el
gas de combustion inyectado migro6 hacia arriba debido a la diferencia de densidades entre el gas
y el vapor. Desplazando el aceite restante en la parte superior y se forma una capa de aislamiento

térmico, que evita la pérdida de calor desde la parte superior del yacimiento.
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Los mecanismos de entrampamiento se ven afectados por las condiciones de presion y
temperatura del yacimiento, asi como por la composicion del crudo, la roca y el agua de formacion
(Yafez et al., 2021). La tension interfacial entre las superficies minerales y los fluidos inmiscibles
determina la eficiencia de las operaciones de recuperacion mejorada de petrdleo o gas, asi como
la capacidad para inyectar y almacenar CO2 en formaciones geoldgicas. Este mecanismo de
entrampamiento residual depende de la presion y el angulo de contacto (Espinoza, Kim y
Santamaria, 2011).

Las propiedades petrofisicas mas influyentes en la captura de CO., el incremento de su
saturacion residual y por consiguiente de la capacidad de almacenamiento son: la estructura del
medio poroso (especialmente a partir de la porosidad y la permeabilidad absoluta, el tamafio de los
poros y la geometria de la garganta poral). También influyen la viscosidad del fluido, la fuerza de
flotabilidad, la presion capilar, la fuerza interfacial entre el medio poroso y los fluidos. En
particular la permeabilidad relativa (Jiang L. et al., 2017).

En cuanto a las condiciones de yacimiento, Arora (et al., 2019) describen que cuando se
incrementa la acidez se incrementa la solubilidad de los minerales; lo cual, conduce a un
incremento de la porosidad y permeabilidad del medio poroso (generacion de porosidad
secundaria, aumento de la capacidad de almacenamiento). Cuando la presion se incrementa, el pH
cae, Y a su vez, si la temperatura se incrementa, también el pH cae. Ademas, cuando la salinidad
aumenta la solubilidad decrece, por lo que mientras méas alta salinidad posea el medio poroso,
menor sera su capacidad para almacenar gases. No obstante, Niu B. (et al., 2014) reportan que la
eficiencia del entrampamiento residual de CO: es similar a diferentes condiciones de presion,

temperatura y salinidad.
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4 Seleccion del sitio prospecto para almacenamiento de CO:2

En este capitulo se muestran los resultados de la evaluacién de diferentes campos de la
cuenca del Valle Medio del Magdalena Colombiano para la seleccion de los candidatos prospectos
para la implementacion de la técnica WAG-CO2 en CCUS (Gutierrez et al., 2023), usando
informacion encontrada en fuentes secundarias y bases de datos del Servicio Geoldgico
Colombiano (SGC) y la Agencia Nacional de Hidrocarburos (ANH).

A partir de screening técnico se realiza la seleccidn de los campos prospectos, teniendo en
cuenta criterios geologicos para la seleccion del campo y finalmente, la determinacion de su
capacidad de almacenamiento. Este trabajo es la base para determinar el potencial de
almacenamiento de CO> a partir la aplicacion de la tecnologia WAG-CO:..

Inicialmente, se genera una basqueda para encontrar un screening técnico que se ajustara
a la técnica WAG, la cual permitié obtener diferentes casos de aplicacion, donde destaco el estudio
realizado por Manrique et al. (1998), el cual agrup6 56 experiencias en pruebas WAG en campos
a nivel internacional. En la Tabla 2 se aprecia el criterio sugerido para la seleccion de los campos
prospectos para la aplicacion de esta técnica, propuesto por Manrique et al. (1998).

Tabla 2
Parametros del fluido y roca empleados para la seleccion de campos prospectos para aplicacion

de técnicas WAG

Propiedad Valor
Propiedad de los fluidos
Viscosidad del aceite <2cP
Gravedad API 30-45 °API
Relacion viscosidad 10-30
Propiedad del yacimiento
Método de produccidn anterior Inyeccion de agua preferiblemente
Temperatura No critico
Profundidad No critico
Espesor <100 ft*

Permeabilidad <100 mD
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Tipo de formacién No critico

Para realizar la seleccion de los campos prospectos en el Valle Medio del Magdalena se
emplea como data inicial la produccion fiscalizada de crudo de la ANH. Con esa informacion
inicial de 55 campos, se procedid a seguir el flujo de trabajo mostrado en la Figura 5, el cual
comienza con la ubicacion geogréafica de los campos, para posteriormente determinar los campos
gue cuentan con informacion disponible y accesible dentro de repositorios de las principales bases
de datos y de universidades.

Figura 5

Flujo de trabajo propuesto para la seleccion de los campos prospectos.

Capacidad de
almacenamiento

Nota. Tomado de: Gutiérrez et al., (2023).

La Tabla 3 recopila la informacion de los criterios establecidos relacionados con las
propiedades del yacimiento, asi como las caracteristicas del crudo necesarias para emplear el
screening técnico. Los colores de la tabla representan las puntuaciones obtenidas, donde rojo es
igual a 0, amarillo esta asociado a 0.5 y el verde a una puntuacion de 1.

Tabla 3

Resumen de la validacion de las propiedades de los campos respecto al screening técnico

C1 C2 C3 C4 C5
Campo Viscosidad Gri\\/ls;jad Antecedentes  Espesor Buzamiento Permeabilidad
<2cP 30-45 °AP| Inyeccion <100 ft <100 mD
Area Teca-Cocorna  400-36,000 11.5-12.8 Vapor 50-215 4 1-1,200
Casabe
Casabe Sur 8.4-55 19-23.9 Agua 23-220 - 50-1,000
Jazmin 200-9,000 11.5-13 Vapor 215 6 20-1,200
Velasquez 13-25.3 17.8-22 - 109-136 - 720-1565
Bonanza 35-46.54 19-30 - 74-106 - 10-225

Colorado 0.441-2.26 30-47 - 21.8-116 25-45 6.29-688.74
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La Cira Infantas 5.5-151.5 16-28 Agua 257-290 10-15 40-111

Lisama 1.7 24-37.5 Agua 20-261 25-40 5-400
Llanito Unificado 5-50 17-24 Agua 10-220 - 123-524
Provincia 0.538-5 18-34 - 28.5-500 45-80 10-1,000

Yarigui-Cantagallo 10-24 20-22 Agua 300-420 10-40 50-136

Nota. Tomado de: Gutiérrez et al., (2023).

La Tabla 4 presenta los resultados obtenidos de los campos evaluados, junto con su
puntuacion final, calculada a partir de la suma de los valores obtenidos al multiplicar cada criterio
establecido por su respectiva ponderacion. Como se puede observar, existen 5 campos que se
pueden considerar prospectos para la aplicacion del esquema de inyeccion WAG.

Tabla 4

Puntuacion final obtenidas para los campos conforme los criterios del screening

Campos Total criterios del screening
Llanito Unificado 3
Lisama 3
Yarigui-Cantagallo 3
La Cira— Infantas 2,75
Casabe - Casabe Sur 2,75
Velasquez 2,5
Provincia 2,5
Bonanza 2
Colorado 2
Teca-Cocorna 1,75
Jazmin 15

Nota. Autoria propia.
4.1 Calculo de la capacidad de almacenamiento tedrica

Para calcular la capacidad de almacenamiento tedrica del CO., el primer paso es el calculo
de su densidad a condiciones de yacimiento, la cual se obtiene a partir de la ecuacién de los gases

PV = znRT.

PxM

- Ecuacioén (6
P Z*Rx*T ()

Donde:
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P = psia

T =°R
_ Ibm
" lbmol

R = 107323~ ft?
~ "7 (R - lbmol)

Adicionalmente, se requiere calcular el factor de compresibilidad de CO: (z), para lo cual
se emplea la grafica mostrada en la Figura 6, la cual sirve para estimar el factor de compresibilidad
a partir de la presion y temperatura del yacimiento. Las lineas rojas indican el calculo del factor z

para cada uno de los campos evaluados.

Figura 6
Gréfica para estimar el factor de compresibilidad a partir de la presion y temperatura del

yacimiento.

COMPRESSIBILITY FACTOR

PRESSURE, pel

En la Tabla 5 se muestra la informacion recopilada de revision bibliografica utilizada para

realizar los célculos de la capacidad de almacenamiento de los campos evaluados.
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Tabla b

Parametros para el calculo de la capacidad de almacenamiento

Parédmetros para el cdlculo de la capacidad de almacenamiento

p??);gggtso OOlIP Factor de Np Boi Temperatura  Presion
(MMbbls) recobro (% FR) (MMbbls) (bbl/STD) (°C-°F-R) (psi)
. 62,5-144,5—-
Llanito 314 12 37,9 1,094 604.1 2350
Lisama 242,4 20,78 50,38 12 BT 1500
Yarigui 195 17,32 33,774 1,1164 102’657}? 116’57 3250
La Cira 762 20,70 157,734 1,075 37’555_3 ?L’S_ 1945

Nota. Informacion tomada de: Sarmiento, 2011; Mayorga et al., 2010; Casadiego, 2008.

Los resultados del calculo de la capacidad de almacenamiento tedrica para los principales
campos evaluados en el screening técnico se muestran en la Tabla 6 a continuacion. Se evidencia
que la capacidad de almacenamiento de los campos estd muy relacionada con la extension y
espesor de las unidades productoras en dichos campos y su desarrollo.

Tabla 6

Capacidades de almacenamiento obtenidas para los campos prospecto

Campos z: Factor de Densidad del CO, Capacidad de
prospecto compresibilidad (Ib/fts) almzzclz\c/elr_:%rg)lento
Llanito 0,4 39,884 4,184
Lisama 0,43 27,87 4,26
Yarigui 0,6 32,86 3,135
La Cira 0,29 49,196 21,105

Nota. Autoria propia.

5 Marco geoldgico
En este capitulo se describen las principales caracteristicas geoldgicas del area de interés

seleccionada como potencial candidato para almacenamiento de CO..
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5.1 Tectdnica de la Cuenca del VValle Medio del Magdalena

La cuenca del Valle Medio del Magdalena (VMM) es una depresion tectdnica asimétrica,
limitada por dos frentes cabalgantes de vergencia opuesta (Cérdoba et al., 2000), cuya historia
geoldgica comenzo en el Mesozoico. Su evolucidn esta ligada al origen de los Andes colombianos,
que son producto de las interacciones entre las placas Sudamericana, Farallon (Nazca, Cocos) y
Caribe (Sarmiento, 2011).

Esta cuenca intramontana tiene una historia compleja de evolucion, inicialmente como una
cuenca antepais asociada al levantamiento de la Cordillera Central desde el final del Cretécico al
Paleoceno. Posteriormente, asociada al borde occidental de la Cordillera Oriental a medida que
ocurre su levantamiento desde al menos el Eoceno tardio (Caballero, 2010).

La cuenca soportd transiciones ambientales drasticas que se pueden relacionar con diversos
estados de deformacion: de continental a marina durante el Mesozoico (Sarmiento, 2011), con un
periodo extensional durante el Jurasico y hasta el Cretacico temprano.

Posteriormente, se produjo un periodo de subsidencia y flexura de la cuenca hasta el
Eoceno (Anaya, Jiménez y Martinez, 2018), que conlleva a la regresion a continental del
Cenozoico temprano, en presencia de una actividad tectonica vigorosa y practicamente permanente
(Sarmiento, 2011), que se origina cuando las fases iniciales de la orogenia andina cambiaron el
estado de la cuenca y la sometieron a procesos compresivos que resultaron en la generacion de
fallas inversas y la inversidn de estructuras preexistentes (Sarmiento-Rojas et al., 2006; Bayona et
al., 2008; Horton et al., 2010; Moreno et al., 2011; Nie et al., 2012 en Anaya, Jiménez y Martinez,
2018).

Los diferentes procesos que sufrié la cuenca dieron origen a su configuracion tectonica,

Cordoba (et al., 2001) la divide en 4 dominios segun sus caracteristicas geolégicas (Ver Figura 7).
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Como resultado de estos procesos, los estratos sedimentarios incluyen un conjunto de rocas fuente
y yacimiento apropiadas para la generacion y acumulacion de hidrocarburos (Sarmiento, 2011).
Dichas caracteristicas sumadas al ambiente tectonico que genera las estructuras y cambios
estratigraficos que actian como trampa (pliegues, discontinuidades y fallas), indican que la cuenca
del VMM reune las condiciones propicias del sistema petrolifero, las cuales permitieron el
entrampamiento de hidrocarburos. Son estas mismas caracteristicas las que hacen viable

considerar esta cuenca para el almacenamiento geolégico de COa.

Figura7

Dominios en los que se divide la cuenca del Valle Medio del Magdalena segun sus caracteristicas

geoldgicas y estructurales.
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5.2 Estratigrafia de la Cuenca del VValle Medio del Magdalena

Para la cuenca del Valle Medio del Magdalena (VMM) existe una amplia diversidad de
rocas yacimiento, que sirven como almacén para hidrocarburos. Estas incluyen rocas clasticas y
quimicas (calcareas), depositadas en distintos ambientes y edades ligadas a la evolucion de la
cuenca, como se evidencia en la columna estratigrafica generalizada de la cuenca mostrada en la
Figura 8.
Figura 8

Columna estratigrafica generalizada de la cuenca del Valle Medio del Magdalena (VMM).

SISTEMA PETROLIFERD
LITOESTRATIGRAFIA UTOLOGIA | PROCESOS

PERIODO

Nota. Tomado de: ANH, (2012).
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La produccion de hidrocarburos en esta cuenca se ha enfocado en diferentes unidades
yacimiento, donde los principales corresponden a areniscas paledgenas del Grupo Chorro:
Formaciones La Paz y Esmeraldas, y el Grupo Chuspas: Formaciones Mugrosa (recuadro rojo en
Figura 8) y Colorado, las cuales presentan excelentes propiedades petrofisicas en cuanto a

porosidad (20 a 25%) y permeabilidad (500 a 1.000 mD) (Sarmiento, 2011).

5.2.1 Rocaalmacén

Para la cuenca del VMM existe una amplia diversidad de rocas yacimiento con porosidad
primaria y secundaria, asi como permeabilidad asociada a fracturamiento. La produccion se ha
enfocado en diferentes unidades: Formaciones La Paz, Esmeraldas, Mugrosa y Colorado, las
cuales son excelentes rocas yacimiento en cuanto a porosidad (20 a 25%) y permeabilidad (500 a
1.000 mD) (Sarmiento, 2011).

La Formacion Mugrosa, unidad yacimiento del Oligoceno, esta compuesta por areniscas
de grano medio con superficies sigmoidales e intercalaciones de lutitas vari coloreadas,
depositadas en un ambiente de rio meandrico. Su seccidn superior presenta secuencias ascendentes
de arena-lodo afinadas y estructuras sedimentarias de pequefia escala preservadas. El horizonte
fosilifero de Mugrosa corona la unidad y contiene fosiles de moluscos de agua dulce, peces,
cocodrilos y tortugas (Sarmiento, 2011).

Composicionalmente, las areniscas son subarcosas, arcosas, arcosas liticas y litarenitas
feldespaticas, segun la clasificacion de Folk (1974). Las fuentes detriticas fueron rocas
metamorficas de alto grado, rocas plutonicas y volcanicas, y menos importantes rocas
metamorficas de bajo grado de la Cordillera Central y rocas sedimentarias mas antiguas (Escobar,

1996 en Sarmiento, 2011).
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Su porosidad varia de 9 a 25%, siendo en promedio de 18%. En campos como La Cira-
Infantas es de 18%, en Casabe: 24% y en Llanito: 21%. Su permeabilidad varia de 500 a 1.000
mD. Su espesor total varia entre 40 m a 540 m (150 - 1.800 ft), mientras que su espesor de arena
neta es del 50% (Sarmiento, 2011), en sectores su espesor es de 500 a 800 m (1.640 a 2.642 ft)
(Casadiego et al., 2008).

5.2.2 Roca Sello

Para la cuenca del VMM, las rocas cenozoicas son areniscas fluviales intercaladas con
lutitas fluviales de planicies de inundacion. Estas lutitas intercaladas pueden actuar como sellos
para las acumulaciones de petréleo dentro de las areniscas. Sin embargo, debido a su variabilidad
lateral y vertical, estas facies de sellos intraformacionales, como la sub-unidad fésiles de Mugrosa,

son solo de eficiencia local (Sarmiento, 2011).

6 Mecanismos de entrampamiento

Son variados los mecanismos de entrampamiento del CO2 que pueden suceder en las
formaciones geoldgicas. Estos pueden ser tanto quimicos como fisicos, 0 una combinacion de
ellos. Algunos de estos mecanismos podran actuar de forma inmediata (mecanismos primarios) o
requerirdn un mayor tiempo para que actden (mecanismos secundarios), incluso considerando
escalas geologicas, como se observa en la Figura 9 (Camara, 2010).

Cuando el CO: se inyecta en el subsuelo, inicialmente queda atrapado por mecanismos
primarios. Entre estos se incluyen: el atrapamiento estatico debajo de la roca sello en yacimientos
de petréleo y gas, el hidrodinamico en acuiferos salinos profundos y la adsorcion sobre la

superficie del carbén en mantos de carbon.
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Con el tiempo, una serie de mecanismos secundarios de entrampamiento comienzan a
operar, los cuales no necesariamente aumentan la capacidad de almacenamiento de COg, pero si la
seguridad del almacenamiento, es decir, disminuye el potencial de fuga y/o la cantidad de CO; que
puede migrar o fugarse (Jiang X., 2011).

Figura 9
llustracion del comportamiento de los diferentes mecanismos de entrampamiento del COz en

comparacion con el tiempo geoldgico y su porcentaje de contribucion en el almacenamiento.
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Nota. Tomado de: Camara (2010).

Esto se debe al hecho de que estos mecanismos secundarios de captura, como la disolucion
en el petroleo del yacimiento o en el agua de formacion, la carbonatacion mineral in situ y la
retencion de CO2 como fase inmovil atrapada en el espacio poroso de la formacion, son mucho
mas lentos y tienen un marco de tiempo mucho mas largo para operar, del orden de siglos a
milenios, a comparacion de los mecanismos primarios de captura (Jiang X., 2011).

Si bien el entrampamiento mineral generalmente se vuelve significativo solo después de

largos periodos de tiempo (del orden de miles de afios), el entrampamiento por fase residual y
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disolucion puede contribuir a aumentar la seguridad del almacenamiento ya desde la fase final de
inyeccion de CO> (Fagerlund et al., 2013). Los principales mecanismos de captura son: trampas
estructurales y estratigraficas, trampas en fases residuales, trampas por disolucion y
entrampamiento mineral (IPCC, 2005 en Fagerlund et al., 2013), los cuales se observan en la
Figura 10.
Figura 10
llustracion de los principales mecanismos que permiten el entrampamiento de CO; en el medio
geoldgico.

Atrapamiento estructural
Pozo de inyeccion

Salmuera saturada en CO.

CO, Atrapado
Residualmente

Reservorio:
— rocas porosas
rellenas de salmuera

Nota. Tomado de: Camara (2010).

Por su parte, Jiang X. (2011) clasifica de manera general los mecanismos de
entrampamiento de CO2 en medios geoldgicos en dos clases: fisicos y quimicos, tal como se
exponen a continuacion.

6.1 Mecanismos fisicos

Los mecanismos fisicos ocurren cuando el COz se inmoviliza ya sea como gas libre o fluido

supercritico debido a una barrera fisica de baja permeabilidad (Jiang X., 2011); existen diferentes

tipos de trampas fisicas, entre los cuales destacan las trampas estaticas y las trampas residuales:
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6.1.1 Trampas estaticas

Ocurren cuando el flujo esta impedido por una barrera fisica de baja permeabilidad.
Corresponden a las trampas estratigraficas y estructurales, que son propias del medio geoldgico.
Tienen una duracién del almacenamiento estimada en hasta decenas de afios después de la
inyeccion (Jiang X., 2011). La disposicion de las formaciones hara que la formacién sello actue
como primera barrera de retencién del CO..

Este tipo de trampas son similares a las trampas consideradas en los yacimientos de
petréleo y gas natural; siendo para las estructurales los anticlinales y fallas selladas las
disposiciones mas idoneas. Mientras que las trampas estratigraficas se basan principalmente en el
cambio deposicional de las formaciones (variaciones laterales de facies) (Camara, 2010).

Figura 1l
Esquema ilustrando los principales tipos de trampas estaticas para el entrampamiento de COz:

(a) anticlinal, (b) trampa de falla, (c) domo salino y (d) trampa estratigrafica.

@)

Pozo

Nota. Tomado de: Grageas (2018).

La actuacion de este mecanismo es inmediata, siendo crucial, por tanto, una exhaustiva y
correcta caracterizacion de la formacion que actuara como sello (Camara, 2010). Lo anterior, por
cuanto una capa de roca de baja permeabilidad que suprayace la formacion objetivo para el
almacenamiento, es generalmente un requisito previo para tener en cuenta un sitio para el

almacenamiento geologico de CO> (Fagerlund et al., 2013).
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6.1.2 Entrampamiento capilar del CO>

Corresponden al CO- atrapado en los espacios porales como saturacion de gas irreducible.
Ocurre principalmente cuando se ha detenido la inyeccion, con una duracién del almacenamiento
que puede ser de hasta miles de afios (Jiang X., 2011). Este mecanismo se basa en la propiedad
que presenta un solido para retener un fluido, debido a las fuerzas de capilaridad, higroscopia
(absorber humedad del medio circundante) y pelicular (Camara, 2010).

La propiedad de mojabilidad de los granos que conforman la formacién almacén definira
la efectividad y el grado de actuacion de esta trampa (Camara, 2010). Como resultado, una cantidad
del fluido inyectado quedara atrapado alrededor de las particulas solidas: se estima que del orden
de 5-30% del total de CO: inyectado queda retenido gracias a este mecanismo. La importancia de
este mecanismo vendra influida por la movilidad del fluido (Camara, 2010).

Figura 12
llustracion del comportamiento del flujo de los fluidos en el medio poroso, mostrando como el

CO:- se desconecta del flujo continuo y queda atrapado como saturacion de gas irreducible.

CO, atrapado

residualmente Granos de roca

4

Direccion de flujo de CO, &=

Nota. Tomado de: Kaldi y Gibson-Poole (2008).
Spiteri (et al., 2006) sugieren que el entrampamiento de CO2 ocurre durante la migracién
ascendente de la pluma de CO-, pero solo después de que la inyeccion ha cesado y el borde de

salida de la pluma esta siendo naturalmente desplazado por el agua. Este proceso de imbibicion
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conduce a la captura del CO2, ya que se deja un rastro de CO> residual a medida que la pluma
migra hacia arriba.

Por lo tanto, las condiciones de inyeccion de baches agua-gas de un proceso WAG podrian
favorecer el atrapamiento residual del CO: en los fluidos del yacimiento, teniendo en cuenta los
cambios en la mojabilidad, permeabilidades relativas y saturaciones gas-agua-petréleo que pueden
ocurrir.

En la parte delantera de la pluma hay mayor permeabilidad relativa al CO, debido a que el
fluido de formacién es desplazado por el empuje del CO2 ascendente. En la parte posterior,
predomina la absorcion de agua (imbibicién) por la inundacion detras de la pluma que migra
(Figura 13).

El entrampamiento capilar o residual evita la tension de flotacion en las capas de roca
suprayacentes (roca sello). Es clave para parametrizar la histéresis en las permeabilidades relativas,
ya que mayor entrampamiento conduce a mayor desconexion de las burbujas de CO2 a medida que
disminuye la saturacién en el espacio poroso (Figura 13) y, por lo tanto, mayor disminucién de la
permeabilidad en funcion de su saturacion.

Durante este proceso de imbibicion y cuando la concentracion de CO2 decae por debajo de
un cierto nivel, parte del CO> queda atrapado de manera efectiva en los poros por las fuerzas de
capilaridad como fase residual inmdvil, fase que puede irse disolviendo en el agua con el tiempo
(Kali y Gibson-Poole, 2008).

Figura 13
Esquema de los procesos clave regidos por el entrampamiento capilar de CO2 en un sitio de

inyeccion para su almacenamiento.
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_ Drenaje
- - Imbibicién

Permeabilidad del CO:

Nota. Tomado y modificado de: Krevor et al. (2015).
6.2 Mecanismos Quimicos

Ocurren cuando se presentan una o varias reacciones quimicas en el medio poroso. Lo
anterior, como resultado de sus propiedades y la interaccion con los fluidos (gases como el COy,
agua, salmuera, petrdleo) en las condiciones de presion y temperatura que se encuentran en el
subsuelo terrestre. Ya sea, cuando el CO> se adsorbe en materiales organicos contenidos en
carbones y lutitas (atrapamiento por adsorcién), cuando éste se disuelve en fluidos subterraneos
(solubilidad y atrapamiento idnico), o cuando el CO- reacciona con posibles minerales en la matriz
de la roca (atrapamiento de minerales) (Jiang X., 2011).
6.2.1 Adsorcion

Este mecanismo de atrapamiento quimico se genera cuando el CO se adsorbe en materiales
organicos, contenidos principalmente en carbones y lutitas. En especial, este mecanismo ocurre
sobre las superficies minerales como en el caso del carbon en los mantos de carbédn. Presenta una
duracién del almacenamiento estimada en hasta decenas de afios después de la inyeccion (Jiang

X., 2011).
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El mecanismo de adsorcion superficial se basa en el contraste de afinidad entre el CO, y
otras fases gaseosas para ser adsorbidas en las superficies libres, cargadas eléctricamente. Como
es el caso del CO> con respecto al CH4 de los macerales del carbon. La mayor afinidad del CO>
propicia su reemplazo y el subsiguiente secuestro del CO2 (Ruiz et al., 2007).

En general, el aumento de la presion y la disminucion de la temperatura favorecen la
adsorcion del gas por el solido. En este sentido, Taborda (et al., 2015) analizaron el efecto de la
temperatura en el fendbmeno de adsorcién de agua en carbones bituminosos, encontrando que
cuando la temperatura aumenta, las interacciones entre el carbon y la molécula de agua son débiles.
Por lo tanto, las fuerzas de interaccion se reducen por la temperatura.

En cuanto a la cantidad adsorbida maxima, un aumento de temperatura favorece la
desorcion, por esta razdn esta cantidad absorbida disminuye a medida que aumenta la temperatura.
Los resultados mostraron que la adsorcion de agua aumentd a medida que la presion de vapor iba
en aumento y disminuye a medida que aumenta la temperatura, la maxima cantidad de adsorbida
en la superficie del carbon fue encontrada a 21 °C.

6.2.2 Disolucion

Este mecanismo ocurre tanto como por solubilidad como por atrapamiento ionico. Se da
cuando el CO; se disuelve en fluidos subterraneos, con una duracion del almacenamiento estimada
en hasta cientos de afios (Jiang X., 2011). Este fendmeno sucede debido a que el CO; es facilmente
disuelto en agua formando un &cido débil. Segun Jiang X. (2011), las reacciones que ocurren son:

e Solubilidad:

COZ (gaseoso) COZ (acuoso)

COZ (acuoso) + HZO - HZCOS (acuoso)

e Atrapamiento ionico:
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H3C053 (acuoso) + OH™ = HCO3 401050y + H20

La capacidad de disolucion estara regulada por la presion, temperatura y el contenido total
de sales disueltas: la solubilidad del CO se incrementa de forma progresiva segun se incremente
la presion (asi lo apoya un estudio realizado por Wiebe y Gaddy (1940, en Arora et al., 2019).

Sin embargo, la solubilidad del CO> decrece de forma pronunciada cuando la temperatura
y salinidad se incrementan (Camara, 2010). Por lo tanto, las condiciones de presion y temperatura
de un proceso WAG podrian favorecer la disolucion del CO2 en los fluidos del yacimiento,
teniendo en cuenta que se incrementa o mantiene relativamente alta la presién mientras no ocurren
cambios significativos de temperatura.
6.2.3 Captura en minerales

Segun Jiang X. (2011), el atrapamiento en minerales sucede cuando el CO; reacciona
guimicamente con minerales presentes en la matriz de la roca, principalmente minerales ricos en

Calcio y Magnesio, como se muestra a continuacion:

3 (acuoso

HCO3 (qeuosey + OH™ = €O

3 (acuoso

) + H,0

3 (acuoso

co y + Ca*? - CaC0s (ss1ia0)

Dado que, el CO> disuelto en agua puede propiciar reacciones quimicas con la formacion
almacén; por ejemplo, los minerales ricos en calcio, magnesio y hierro, formando carbonatos
solidos (Céamara, 2010). Los minerales detriticos (reactivos) mas abundantes en estas rocas
generalmente son los feldespatos y las arcillas, seguidos de anfiboles, piroxenos y zeolitas, en
forma de accesorios. En general, cuanto mayor contenido de feldespatos y arcillas presente la roca

almacén, mayor cantidad de carbonatos se produciran y, por lo tanto, mayor sera el atrapamiento

de COz. En principio, las formaciones ricas en silicatos magnésicos y célcicos serian las que
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presentan mejores condiciones para el atrapamiento mineral (Gunter et al.,1993; Bachu et al.,
1994, en Ruiz et al., 2007).

El entrampamiento en minerales tiene la duracion del almacenamiento mas larga y estable,
estimada en escala de tiempo geoldgica en decenas de miles a millones de afos (Jiang X., 2011).

Este tipo mecanismo de entrampamiento secundario es el mas estable y permanente,
aunque la cinética de las reacciones quimicas que forman el precipitado es muy lenta (Camara,
2010). Por lo cual, no participa ni aumenta la capacidad de almacenamiento en su etapa inicial; no
obstante, si aumenta la seguridad del almacenamiento. Cabe esperar que en los primeros afios del
almacenamiento (5 a 25 afios) el atrapamiento mineral sea bajo (2-8%). A partir de ese momento,
las reacciones seran mas lentas, pudiendo ocurrir durante miles de afios (Ruiz et al., 2007).

Las caracteristicas deseables de la roca almacén para este tipo de entrampamiento van
desde una permeabilidad y porosidad efectiva adecuadas y un tamafio de grano fino para
incrementar la velocidad de reaccién. También deberia tener alto contenido en feldespatos y
fragmentos de rocas labiles (minerales accesorios o detriticos), las cuales pueden reaccionar con

el COz para producir nuevos minerales (Ruiz et al., 2007).

7 Analisis de la Cuenca del Valle Medio del Magdalena desde el enfoque CCUS

Para el caso de la cuenca VMM, los tipos de entrampamiento asociados a las
acumulaciones de Hidrocarburos explotadas tradicionalmente alli, son trampas combinadas, donde
domina el ambiente de tipo estructural, dada su historia morfogenética, con una marcada influencia

de la estratigrafia asociada al ambiente en el cual se depositaron los sedimentos.
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Predominan principalmente trampas estructurales formadas por anticlinales fallados, en
ocasiones con cabeceo, y monoclinales buzando levemente (<30°). La estructura del Campo
Llanito-Galan corresponde a un anticlinal con direccion noreste, con cabeceo al norte, controlado
por fallas de rumbo sentido suroeste-noreste, separado por fallas normales de direccion noreste-
este, que dividen la estructura en blogues, en las cuales se da el entrampamiento de HC del
Terciario (Casadiego, 2008).

En cuanto a la estratigrafia, la Formacion Mugrosa, principal unidad productora de la zona
central del VMM, se depositd en un ambiente continental fluvial, de transicion entre meandrico y
anastomosado (Casadiego et al., 2010), donde se intercalan depositos de canal (arenas
amalgamadas, conglomeraticas y en ocasiones de matriz calcarea), depdsitos de avulsion del canal
(creveasse splay), con depositos de Ilanura de inundacion.

La variacion vertical y lateral de la geometria de las areniscas acumuladas en estos
ambientes continentales propicia el entrampamiento estratigrafico, aunque hace dificil predecir el
entrampamiento del hidrocarburo y la extension de los canales (Casadiego et al., 2010). Es por
esto, que para la Formacion Mugrosa se han realizado diversos estudios analizando la continuidad
lateral de las arenas (Casadiego, 2008; Madero et al., 2010; Casadiego et al., 2010; Rojas, 2011),
encontrando que los cuerpos de arena con mejores espesores y continuidad se encuentran ubicados
principalmente hacia su base.

7.1 Caracterizacion Sedimentoldgica de la Formacion Mugrosa

La Formacion Mugrosa es una importante unidad yacimiento en la cuenca del VMM, es
por ello, que ha sido objeto de numerosos estudios con diferentes aproximaciones, buscando a
partir de interpretaciones estratigraficas, sedimentoldgicas, de arquitectura del yacimiento,

ambientes y sub-ambientes deposicionales y analisis de produccion, mejorar el entendimiento del
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yacimiento, la distribucidn, geometria, continuidad, conexion y extension de las areniscas de canal,
sus variaciones laterales y verticales de facies, asi como sus restricciones laterales por depositos
de llanura de inundacion, caracteristicas que complican el entendimiento del entrampamiento del
hidrocarburo (Castillo y Gomez, 2008; Beltran, 2012; Goyeneche y Hernandez, 2009; Madero, et
al., 2010; Ramon y Cross, 1997; Casadiego et al., 2010).

La secuencia se compone principalmente de areniscas de grano medio con superficies
sigmoidales e intercalaciones de lutitas vari coloreadas. Se depositaron en un ambiente
Sedimentario fluvial de transicion entre rio meandrico a anastomosado, el cual se caracteriza por
presencia de canales con sedimentacion granodecreciente hacia el tope en la facies de canal y
granocreciente en la facies de crevasse splay (Gomez et al., 2005).

Debido a su ambiente de depositacidn, esta unidad se conforma por una gran variacion de
facies. Por lo cual, es importante la caracterizacion lateral y vertical de los cambios petrofisicos
junto con las conexiones de los canales (Ecopetrol, 2007). El contacto inferior de la Formacion
Mugrosa es discordante con la Formacion Esmeraldas y el contacto superior con la Formacién
Colorado es concordante.

La unidad esta compuesta por 3 zonas: A, By C. La zona C corresponde a la parte inferior
de la unidad y estd compuesta por areniscas gris verdosas, de grano fino a medio, los granos
presentan formas de subangular a sub-redondeados, en una matriz arcillosa, con regular a pobre
seleccién; con intercalaciones de lodolitas grises a azulosas y algunas capas de areniscas
conglomeraticas. Con un espesor promedio de 168 metros (550 pies); el historial de produccion
indica que esta unidad ha sido méas productiva en comparacion con la unidad B (Ecopetrol, 2003).

La Zona B en la parte media consta de lutitas moteados con algunas intercalaciones de

arenisca. Se caracteriza por presentar una secuencia limo-arcillosa de coloraciones pardas-
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amarillentas a grises, con intercalaciones de areniscas gris verdosa, de grano fino. La proporcion
de la fraccion arenosa aumenta hacia la base. Su espesor promedio es de unos 427 metros (1400
pies) (Ecopetrol, 2003).

La Zona A hacia la parte superior contiene lodolitas moteadas, fosiliferas (Clavijo y
Royero, 2001). Su seccion superior presenta secuencias grano-decrecientes de arena-lodo afinadas
y estructuras sedimentarias de pequefia escala preservadas. El horizonte fosilifero de Mugrosa
corona la unidad y contiene fésiles de moluscos de agua dulce, peces, cocodrilos y tortugas
(Sarmiento, 2011). Las principales caracteristicas de la Formacion Mugrosa en el Campo Llanito
se muestran en la Tabla 7.

Tabla 7
Caracteristicas de la Formacién Mugrosa en el Campo Llanito como prospecto para inyeccion

WAG-CO2

Caracteristicas de la Formaciéon Mugrosa en el Campo Llanito

. Profundidad Porosidad Permeabilidad Espesor Espesor Salinidad Presién Contenido
Yacimiento

al tope (ft) (%) (mD) neto (ft) total (ft) (ppm) (psig) Sulfuros

Mudrosa Satura-

g 5000 20,8 513 60 1400 53000 cion: 1,09%
Zona B

2175

Mudrosa Satura-

g 6200 21 525 30 550 53000 cion:
Zona C 1952

Nota. Informacion tomada de Sarmiento, 2011.
7.1.1 Analisis secciones delgadas

Como punto de partida, se toma como referencia la descripcion petrografica de la
formacion Mugrosa realizada por Ardila y Rangel (2017), en una seccion comprendida a lo largo
de la via La Roncheta-Campo 23-Peroles, entre la Vereda Oponcito (sector de Las Marias) y La
Cristalina, en las proximidades del Rio La Colorada, en el sur del Campo La Cira, el cual a su vez

se localiza al sur del Campo Llanito (Ver Figura 14).
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Figura 14
Mapa de ubicacion de los afloramientos de la formacién Mugrosa en el sector La Roncheta-Campo

23-Peroles.
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A continuacion, se describen de manera general las caracteristicas mas importantes de las
muestras analizadas en su trabajo (denominadas KD). Los afloramientos analizados se encuentran
a lo largo de aproximadamente 15 km, alineados en direccion norte-sur, paralelos al eje del
Sinclinal de Infantas, hasta la falla inversa homdnima. Los niveles sedimentarios estan basculados
hacia el oriente en rumbo norte-sur.

Los componentes mas frecuentes en todas las muestras son cuarzo monocristalino (30-
50%), feldespatos (5-11%), fragmentos de roca (11-27%), como accesorios usualmente se
presentan minerales del grupo de las micas (comunmente moscovita) y minerales de arcillas
(sericita y caolinita). EI cuarzo monocristalino, puede presentar extincion ondulante, inclusiones
de moscovita y circon, ademas de desarrollo de microfracturamiento y escasos procesos de

disolucion (Ver Figura 15).
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Figura 15

Muestra KD1-1, sublitarenitas de tamafio de grano arena media, bien calibradas.

Nota. Tomado de: Ardila y Rangel (2017).

En cuanto a los feldespatos, se presenta plagioclasas, asi como feldespatos potéasicos,
predominando en mas muestras los feldespatos potasicos. En ambos casos, los granos suelen estar
reemplazados total o parcialmente por arcillas, asi como afectados por microfracturamiento. En la
plagioclasa particularmente, predominan los procesos de disolucion (Ver Figura 16).

Figura 16
Muestra KD1-5, litarenitas feldespaticas lodosas de tamafio de grano arena media a gruesa, con

moderada seleccion y buena porosidad.

Nota. Tomado de: Ardila 'y Rangel (2017).
Los fragmentos de roca se constituyen principalmente de cuarzo policristalino de origen

igneo y metamorfico. Los demas liticos, se encuentran reemplazados parcial o totalmente por
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minerales arcillosos. Adicionalmente, suelen encontrarse afectados de manera significativa por
procesos de microfracturamiento y en menor medida, disolucién de granos (Ver Figura 17).
Figura 17

Muestra KD1-6, la abundancia de matriz redujo la porosidad intergranular a microporosidades.

Nota. Tmado de: Ardilay Rahgel (2017).

En los accesorios, las micas mas frecuentes son la biotita, moscovita y clorita, y pueden
presentarse reemplazando otros minerales o como inclusiones. La clorita se encuentra bordeando
los granos o en la matriz. Adicionalmente se presentan en algunas muestras minerales opacos.
Finalmente, en cuanto a la madurez textural y composicional, estas rocas se encuentran aun en un
estado inmaduro (Ver Figura 18).

Figura 18

Muestra KD4-1, arcosa litica lodosa.

Nota. Tomado de: Ardila 'y Rangel (2017).
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Los granos poseen geometrias de baja a moderada esfericidad, subangulares a
subredondeados y moderadamente seleccionados, distribuidos conformando un empaquetamiento
cerrado en contacto puntual y longitudinal. La matriz (10,47%), es de tipo arenolodosa constituida
por granos de arena muy fina (~3,5%) limo y arcilla (~7%). Estas particulas se concentran en
algunos niveles de le seccion en donde los granos son mucho més angulosos y poco esféricos
(Ardilay Rangel, 2017).

A continuacion, se describen los analisis petrograficos realizados en la presente
investigacion. La muestra M2 se tomo6 en el mismo sector que las muestras “KD” descritas
previamente (Ver Figura 14); sin embargo, tienen diferencias significativas, principalmente a nivel
de cemento y matriz.

Composicionalmente, se encuentra variando entre arcosa y arcosa litica (Figura 19), el
cuarzo monocristalino predomina (25-45%), feldespatos (21-45%), fragmentos de roca (15%),
como accesorios usualmente se presentan micas (comdnmente moscovita y biotita) y arcillas
(sericita y caolinita), la matriz esta compuesta por calcita y representa un 23% de la composicion
mineral.

Figura 19

Diagrama de la composicion mineral producto del conteo de clastos.
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Minerales formadores de roca Composicion mineral

Materia organica
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La composicion mineralédgica estable de la Formacion Mugrosa sugiere poca posibilidad

= Feldespato = Cuarzo = Fragmentos de roca

de presentar reacciones geoquimicas con el CO2 (Ver apéndice 1, pag. 140), por su alto contenido
de silicatos (principalmente cuarzo), por lo cual el mecanismo de entrampamiento mineral no se
considera influyente en la capacidad de almacenamiento de la formacion.

Los granos presentan geometrias de baja a moderada esfericidad, subangulares y
moderadamente seleccionados, distribuidos conformando un empaquetamiento cerrado en
contacto flotante en la matriz y ocasionalmente puntual y longitudinal. La matriz es de tipo lodosa
(~17%) (Ver Figura 20 y Figura 21).

Figura 20
Muestra M2, arenitas calcareas muy cementadas, con granos heterométricos y heteromorfos de

cuarzo, feldespatos y micas.
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Figura 21

Muestra M2, arenitas calcareas muy cementadas, matriz soportadas y contacto flotante

7.1.2 Analisis petrofisico de registros de pozo

Como primer paso de este analisis se relacionan los registros de porosidad neutron (NPHI)
y densidad aparente (RHOB), con la informacién adicional del Gamma Ray (GR) representado
por la escala de color. Estos graficos permiten identificar litologias, calidad del reservorio y la
posible saturacion de fluidos en el intervalo de profundidad de interés.

En la Figura 22 se muestra un ejemplo de cross-plot para el pozo Llanito-79 en el intervalo

comprendido entre 3500 y 7610 pies. Se utilizan las lineas de referencia del modelo Schlumberger
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CP-22, lo que permite diferenciar tres principales litotipos: areniscas (sandstone), calizas
(limestone) y dolomitas (dolomite).

Figura 22

Cross-plot de porosidad neutron (NPHI) vs. densidad aparente (RHOB), con la informacion

adicional del Gamma Ray (GR).
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La mayoria de los puntos se agrupan en la region correspondiente a las areniscas con
porosidades entre 20% y 35%, lo que indica que la litologia predominante es arenisca limpia con
buena calidad de reservorio. Esta interpretacion se ve reforzada por los valores de Gamma Ray

bajos (morado y azul), que sugieren un bajo contenido de arcillas.
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Algunos puntos se dispersan hacia la parte inferior derecha del grafico, acercandose a la
linea de dolomitas, lo que podria indicar presencia local de dolomias 0 zonas cementadas, con
menor porosidad y mayor densidad. Asimismo, hay un subconjunto de puntos con mayor densidad
(RHOB > 2.45 g/cm?) y baja porosidad (NPHI < 0.20 ft¥/ft®), que se ubican cerca del area
correspondiente a las lutitas o arcillas compactas, lo cual sugiere la existencia de intercalaciones
arcillosas 0 zonas con alto contenido de agua (Sw alta), que podrian actuar como barreras de flujo.

La distribucion de los puntos y la escala de color reflejan una transicion desde zonas mas
limpias y porosas (areniscas) hacia regiones con mayor contenido de arcillas. Los puntos con
mayores valores de GR (verde y amarillo) sugieren areniscas arcillosas o zonas de intercalaciones
entre areniscas y lutitas. No se observa una firma clara de gas libre, ya que no hay una
concentracion significativa de puntos en la region de baja densidad y alta porosidad, lo que indica
que el fluido dominante es probablemente aceite o agua en las zonas de mayor densidad.
7.1.2.1 Curva de porosidad

La curva de porosidad se determind para algunos pozos utilizando el registro sénico,
mientras que para otros pozos se empleo el registro de densidad y neutrén, dependiendo de la
informacidn disponible. En los pozos donde se utilizd el registro sénico, la porosidad se calculé a
partir de la velocidad del sonido en la formacion, que esta relacionada con la porosidad de la roca.

Por otro lado, en los pozos donde no se disponia del registro sonico, se utilizo el registro
de densidad y neutron para calcular la porosidad. Estos registros miden la densidad y la
composicién de la formacién, respectivamente, y pueden utilizarse de manera conjunta para
estimar la porosidad de la roca. La porosidad en el intervalo de interés varia entre 0.01 y 30% (Ver

Figura 23).
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7.1.2.2 Curva de permeabilidad

La permeabilidad se determiné utilizando el registro de porosidad total y el método de
Willy Rose. Este enfoque se adopté como una forma eficaz de estimar la permeabilidad en los
pozos donde no se contaba con mediciones directas de permeabilidad a partir de muestras de
nucleo. ElI método de Willy Rose se basa en la relacién empirica entre la porosidad y la
permeabilidad en las formaciones geologicas. La permeabilidad en el intervalo de interés varia
entre 0.01 y 1000 mD (Ver Figura 23).

Figura 23

Ejemplo de las curvas de porosidad y permeabilidad obtenidas para el pozo Llanito 79.
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Nota. Registros geofisicos de pozo proporcionados por el Servicio Geoldgico Colombiano.

El analisis petrofisico indica que la seccidn estd compuesta principalmente por areniscas
limpias con buen potencial de almacenamiento de hidrocarburos. A partir de analisis del contenido
de arcillas (\Vshale) se realiza la definicion de las mejores zonas de interés para realizar la inyeccion

WAG (zonas yacimiento con porosidades de 11 a 22% y permeabilidades entre 500 a 700 mD),
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Las areas con alto Gamma Ray podrian representar intercalaciones arcillosas o zonas
cementadas, que reducen la porosidad efectiva y limitan la capacidad de almacenamiento tanto de
hidrocarburos como del CO- inyectado, permitiendo la delimitacion de posibles sellos locales
(porosidades 0.01 a 1% y permeabilidades del orden de 0.1 mD).

A partir de este andlisis se genera un registro discreto de facies, el cual constituye la base
del modelo petrofisico. Este modelo es fundamental para el escalamiento de las propiedades
petrofisicas hacia el modelo estatico 3D, que posteriormente se emplea en la simulacién dindmica

del proceso (Ver Capitulo 9).

8 Prueba de desplazamiento Inyeccion alternada de agua y CO:2

Se realiza la evaluacion del mecanismo de entrampamiento capilar de CO; a escala de
laboratorio a partir de la realizacion de una prueba de desplazamiento representando las
condiciones operacionales, asi como las propiedades petrofisicas del yacimiento y crudo mediano
del Campo Llanito de la cuenca del Valle Medio del Magdalena (VMM).

Se emplea el montaje experimental planteado en la Figura 24, correspondiente al equipo
de desplazamiento STEAM-LDE perteneciente al grupo de Investigacion Recobro Mejorado,
ubicado en el Parque Tecnoldgico de Guatiguara-UIS. El cual consta de una bomba conectada a
los cilindros tipo freepiston, la cual permite la inyeccion de fluidos a una tasa constante. Dado que
los cilindros de CO- originalmente se comercializan con una presion de 800 a 1000 psi, se decide
envasar el CO- en el freepiston 2.

Lo anterior, con el fin de facilitar su manejo y garantizar las condiciones de presién (1400

psi) y temperatura requerida al momento de su inyeccion, ya que estos freepiston permiten un alto
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rango de presurizacion de los fluidos; ademas, se encuentran dentro de un horno a temperatura
controlada, que para nuestro caso de estudio es de 62.5 °C.

Los fluidos salen por una linea que mantiene la temperatura y esta conectada a tres
traductores de presion, de baja (0 — 7 psi), media (0 — 360 psi) y alta (0 — 3600 psi), y a un medidor
gue monitorea la presion de inyeccion. La linea se encuentra con una valvula que controla el paso
de los fluidos, permitiendo asegurar la presion de inyeccion en el sistema, la cual siempre debe
estar minimo 100 psi por encima de la presién de poro.

Figura 24

Montaje experimental disefiado para las pruebas de desplazamiento.

Transductores de presion

] ) - Medidor de flujo
COREHOLDER , ﬁSeparador
. Agua destilada <] Vilvula
. Petréleo IX] Vilvula cuatro vias
DCO2 QD Mandémetro

Posteriormente se encuentra el coreholder donde se contiene la muestra, el cual se
mantiene a una presion de confinamiento de 1600 psi, a través de la inyeccion externa de aceite
mineral. A su salida, la linea de produccion se encuentra un BPR de domo, el cual se utiliza para

garantizar la presion de poro en el porta nicleos. Por ultimo, se encuentra el separador de fases
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donde se hace la recoleccion de liquidos en tubos graduados tipo zanahoria que son llevados a
espectroscopia RMN de bajo campo y el gas es conducido a un medidor de flujo (Ver Figura 24).

Una vez se establezcan las propiedades a las condiciones de operacién mostradas en la
Tabla 8, se realiza la inyeccion de CO; hasta que se alcance la saturacion de agua irreducible (Swirr).
Durante esta etapa se registra la produccion de agua y el diferencial de presion contra el tiempo;
la etapa se prolonga hasta que no se produzca agua y el diferencial de presion se equilibre. En este
punto, se estima la permeabilidad efectiva del gas a saturacion irreducible de agua (Kg@ Swirr).
Tabla 8

Condiciones de operacion para las pruebas de desplazamiento.

Tasa de inyeccion de agua 0.5 (ml/min)

Tasa de inyeccion de gas 0.1 (ml/min)

Presion de poro 1300 (psi)

Presion de inyeccion 1400 (psi)

Presion de confinamiento 1600 (psi)

Temperatura del sistema  62.5 (°C)

Posteriormente, se realiza la inyeccion de agua hasta llegar a saturacion de gas critico (Sger).
Durante esta etapa se registra la produccion de gas y el diferencial de presion contra el tiempo; la
etapa se prolonga hasta que no se produzca gas y el diferencial de presion se equilibre. En este
punto, se estima la permeabilidad efectiva del agua a saturacion irreducible de gas (kw@Sgirr). Este
procedimiento se desarrolla de manera alternada, para determinar la saturacion de gas atrapado en

el medio poroso en los diferentes ciclos.
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8.1 Medicion propiedades petrofisicas Berea Sandstone

Se realiza la medicién de las propiedades petrofisicas de la muestra Berea Sandstone,
inicialmente por medio del equipo Core Pet, el cual se emplea gas. Los resultados se ilustran en la
Tabla 9.
Tabla 9
Medicion de las propiedades petrofisicas de la muestra Berea Sandstone en el equipo Core Pet

con gas

Muestra Porosidad (%) Permeabilidad al gas (mD)
Berea Sandstone 19.23 108.631

Teniendo estos datos de referencia, se procede a realizar la medicion de las propiedades
petrofisicas por medio del equipo STEAM-LDE, donde se emplea agua destilada. La medicion de
porosidad se realiza por medio de balance de masas y los resultados se muestran en la Tabla 10.
Tabla 10

Datos para la medicion de porosidad por medio de balance de masas con agua

Muestra Longitud Masa de la muestra Volumen poroso Porosidad
(cm) (gramos) efectivo (ml) efectiva (%)
Berea 15.4 379.660 34.71 18.45
Sandstone

La permeabilidad absoluta al liquido se determina mediante la inyeccion de agua destilada
en el medio poroso previamente saturado con este fluido. Las mediciones se realizan a tres tasas
de inyeccion: 0.5, 0.75 y 1 ml/min, obteniendo para cada una de ellas su respectivo diferencial de
presion. Donde la pendiente de la recta representa la permeabilidad absoluta al liquido (Figura 25),
obteniendo asi una Kapsgy de 41.79 mD.

Figura 25

Medicién de permeabilidad absoluta al liquido.
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Dado que la medicién de la permeabilidad absoluta se realiza utilizando dos fluidos
diferentes, se observa que cuando se usa gas como fluido de poro para la mediciéon de la
permeabilidad al gas, se obtiene un valor més alto (108,6 mD) (Ver Tabla 9), en cambio en la
permeabilidad medida al liquido que se realiza utilizando agua destilada, se evidencia una
reduccion cercana al 60% (41.79 mD), la cual es asociada al efecto Klinkenberg (Mahesar et al.,
2018).

8.2 Evaluacién del mecanismo de entrampamiento capilar de CO2

Para realizar el proceso WAG en un medio poroso saturado de crudo, analizar el
comportamiento de las tres fases presentes en un yacimiento (agua, crudo y gas), y ver la
ocurrencia del fenébmeno de histéresis en cada una de ellas por efecto del gas atrapado, se procede
con la inyeccion de crudo del Campo Llanito de la cuenca del Valle Medio del Magdalena, en una
muestra de Berea Sandstone representando las propiedades petrofisicas de la Fm. Mugrosa.

Para la medicion de la saturacion de agua irreducible (Swirr), Se realiza inyeccion de crudo
a tasa de 1 ml/min. La inyeccion continda hasta que no se evidencia produccion de agua y se
estabiliza el diferencial de presion. Se logra la saturacion de agua irreducible en el medio poroso,

inyectando aproximadamente 3 volumenes porosos de crudo. El Swir calculado es 27.09%.
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Posteriormente, se realiza la medicion del punto de saturacion de aceite residual (Sor),
donde se inyecta agua destilada a una tasa de 0.5 ml/min. La inyeccion de agua continda hasta que
no se evidencia produccion de crudo y el diferencial de presion se estabiliza. El Sor calculado es
34.88%, y se logra inyectando aproximadamente 5.4 volimenes porosos de agua.

Primer drenaje, inyeccion de CO2 (Qqg1) (DIDIDI). Después de completar la medicion
de la Saturacion de aceite residual (Sor), se procede a iniciar con el ciclo WAG inyectando el primer
bache de gas a condiciones de prueba, a una tasa de inyeccion controlada de 0.1 ml/min. Se
inyectan aproximadamente 0.5 volumenes porosos de gas, siguiendo la metodologia propuesta por
Kulkarni (2003).

Se detiene la inyeccidn de gas una vez las presiones de entrada y salida se estabilizan y ya
no se evidencia mas produccion de agua, con un tiempo aproximado de 157 minutos. Con los datos
obtenidos de produccion de agua y crudo se calcula nuevamente la saturacion de aceite residual
(Sor). En esta etapa, el gas fue capaz de desplazar cerca de 11.08 ml de agua, y 4.2 ml de crudo,
alcanzando un Sor de 22.8%, es decir que la saturacion de gas al terminar el ciclo es de 76.3%, un
volumen de gas en el medio poroso de 26.48 ml.

Primera imbibicion, inyeccion de agua (Qwi) (DIDIDI). Continuando con el
procedimiento experimental se inicia con la inyeccién de agua a una tasa de inyeccion controlada
de 0.5 ml/min. Se detiene la inyeccion cuando la presion de entrada y salida se estabilizan y no se
evidencia produccion de gas, tomando un tiempo de 229 minutos. En esta etapa se calcula la
saturacion de gas irreducible (Sgirr). El valor obtenido se emplea como punto de partida para las

curvas de permeabilidad relativa al gas.
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La saturacion de gas se puede medir mediante balance de masas Winj-Whrod, 10 que indica
una saturacion de gas irreducible cercana al 36.1%, en la cual se evidencia que la saturacion de
agua en el medio poroso es de alrededor del 50.9% al terminar el ciclo.

Segundo drenaje, inyeccion de CO2 (Qg2) (DIDIDI). Para dar continuidad al desarrollo
del disefio experimental, se lleva a cabo el segundo desplazamiento con gas. En esta fase, se
contintia con una tasa de 0.1 ml/min bajo condiciones de prueba, se detiene la inyeccion una vez
se estabiliza la presion de entrada y salida y no se evidencia produccion de agua, con un tiempo
aproximado de 155 minutos.

Se observa, que la saturacion de agua irreducible es mayor que en el primer ciclo del
desplazamiento (25.5%). Por lo tanto, puede presentarse el efecto de histéresis tanto en la
saturacion de agua como en el gas. Sin embargo, para confirmar esta hipétesis, es necesario llevar
a cabo el proceso de imbibicion.

Segunda imbibicion, inyeccion de agua (Quwz) (DIDIDI). Continuando con los
desplazamientos, se realizé la inyeccion de agua, utilizando una tasa de 0.5 ml/min. Se detiene la
inyeccion cuando la presion de entrada y salida se estabilizan y no se evidencia produccién de gas,
con un tiempo de 184 minutos. En este caso, se observo que el medio contiene una saturacion de
gas irreducible de alrededor de 51.8%, lo que confirma la presencia del efecto de histéresis en la
curva del gas, modificando el endpoint de saturacion irreducible de gas.

Tercer drenaje, inyeccion de CO2 (Qg3) (DIDIDI). En el Gltimo ciclo de inyeccion, se
procede al desplazamiento con gas, utilizando una tasa de 0.1 ml/min. Se detiene la inyeccion
cuando la presion de entrada y de salida se estabilizan y no se observa produccion de agua, con un
tiempo aproximado de 97 minutos, en los cuales se observa que la saturacién maxima de gas fue

superior en comparacion con el ciclo anterior (89.7%).
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Tercera imbibicion, inyeccion de agua (Qws) (DIDIDI). Como fase final, se realiza el
tercer desplazamiento, con una tasa de 0,5 ml/min. Se detiene cuando la presion de entrada y salida
se estabilizan y no se observa produccion de COz, con un tiempo aproximado de 252 minutos.

La saturacion maxima de gas es mayor en comparacion con los ciclos anteriores, se observo
que a medida que avanzan los ciclos la saturacion de gas critica fue aumentando, llegando
finalmente al 65.7%. Este resultado es consistente con lo reportado en la literatura, que establece
que a medida que se incrementan los ciclos, también aumenta la saturacién de gas atrapado
(Skauge y Larsen, 1994; Spiteri y Juanes, 2006 y Kaldi y Gibson-Poole, 2008).

Como método complementario para la validacion de los datos, se calcula la diferencia de
masa entre la muestra limpia seca y la masa después de finalizar los desplazamientos (Figura 26).
Al término de los desplazamientos, la muestra registra un peso de 398.598 gramos. Una vez que
el peso de la muestra se estabiliza, se determina que presenta una diferencia de 18.938 gramos con
el peso de la muestra limpiay seca, lo cual se asocia a la presencia de fluidos en la Berea Sandstone
después del proceso WAG (agua, crudo y posiblemente gas).

Figura 26

Medicidn de peso de la muestra Berea Sandstone antes y después de los desplazamientos.

Muestra inicial limpia y seca Muestra después de los desplazamientos
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Teniendo en cuenta el historial de saturacion, las saturaciones finales de los fluidos
analizados son: agua 32.92%, crudo 1.39% y gas 65.7%, lo cual representa un volumen de agua
de 11.42 ml, de crudo de 0.48 ml y 22.8 ml de gas a condiciones de prueba, lo que en masa
corresponde a 11.4 g de agua y 0.4 g de crudo. Considerando el principio de conservacion de la

masa, los 7.1 g restantes pertenecen a la masa de CO- que esta atrapada en la muestra.

8.2.1 Curva de imbibicién y drenaje

Para representar graficamente el fendmeno de histéresis es necesario construir la curva de
imbibicion y drenaje, analizando la saturacion de gas con la permeabilidad relativa al gas en los
diferentes ciclos de imbibicion y drenaje. Se evidencia como la permeabilidad relativa al gas
cambia en cada ciclo, debido al cambio en la saturacion de gas, que se incrementa con cada ciclo
de imbibicion y drenaje, debido al efecto de histéresis en el gas atrapado (Ver Figura 27).

En la Tabla 11 se puede evidenciar un resumen de las saturaciones de cada fase fluida al
final de cada bache para los desplazamientos de tres fases.
Tabla 11

Resumen de las saturaciones de las fases para los tres ciclos del desplazamiento de tres fases.

Ciclo Fase Sw (%) So (%) Sg (%)
_ Inyeccion gas (Drenaje) 0.9 22.8 76.3
Ciclo 1 - S—
Inyeccion agua (Imbibicion)  50.9 13 36.1
_ Inyeccion gas (Drenaje) 25.5 4 70.5
Ciclo 2
Inyeccion agua (Imbibicién)  45.2 3 51.8
_ Inyeccion gas (Drenaje) 8 2.3 89.7
Ciclo 3

Inyeccion agua (Imbibicién)  32.9 1.4 65.7

Nota. Tomado de Santos y Siabato, 2024.
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La saturacion de gas atrapado en el medio poroso al final del primer ciclo es de 36.1%,
mientras que, al terminar los desplazamientos de tres fases, la saturacion de gas atrapado en el
medio poroso es de 65.7%, evidenciando una saturacion de gas atrapado por histéresis del 29.6%
(Ver Figura 27), lo cual es concordante con lo reportado en la literatura acerca del entrampamiento
capilar por el fenémeno de histéresis (alrededor del 30%, IPCC (2005); Kaldi y Gibson-Poole
(2008)), mientras que Skauge y Larsen (1994) reportan valores de saturacion de gas atrapado por
histéresis entre 16 a 21%.

Figura 27
Curvas de imbibicion y drenaje para el desplazamiento de tres fases con saturacién de gas.
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Nota. Tomado de Santos y Siabato, 2024.

Se evidencia que dado que en un esquema WAG, el gas se inyecta en presencia de agua, lo
que afecta la conectividad del gas en los poros. El agua puede bloguear los canales de gas,
provocando entrampamiento capilar (gas atrapado), elevando la saturacion critica. Cuando vuelve
a inyectarse gas después del bache agua, el gas necesita un mayor valor de saturacidn para moverse,
por eso la Saturacion de gas critica aparente puede aumentar (Ver comportamiento de las

saturaciones Apéndice 2).
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9.1

9.11

Se cuenta con un conjunto de 7 lineas sismicas 2D (Figura 28) que han sido sometidas al
proceso de amarre sismica pozo. Este procedimiento nos permite avanzar hacia la interpretacion
de los horizontes de interés en el subsuelo. Entre estos horizontes destacan 6 capas significativas:
La Formacién Colorado, La Formacion Mugrosa (dividida en Fosiles de Mugrosa, Mugrosa Zona

B y Mugrosa Zona C), La Formacion La Paz, y, finalmente, la Discordancia del Eoceno.

Figura 28

9 Modelado numérico del almacenamiento de CO2

Interpretacion sismica

Mapa de las lineas simicas y pozos disponibles

Nota. Lineas sismicas 2D y registros geofisicos de pozo proporcionados por el Servicio Geoldgico

Colombiano.
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9.1.2 Interpretacion de fallas

En sismica, las fallas se identifican por cambios abruptos en la geometria y la reflexion de
las capas de roca. Estos cambios pueden manifestarse como interrupciones bruscas en las
reflexiones horizontales, cambios en la inclinacion de las capas o desplazamientos laterales. Se
realiza la interpretacion de fallas en las 7 lineas sismicas analizadas (Figura 29).
Figura 29

Interpretacion de horizontes y fallas en la linea sismica LL-1983-1287
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9.1.3 Modelo estructural

A partir de los insumos previamente expuestos (interpretacion sismica de los horizontes de
interés, fallas geoldgicas identificadas en el area de estudio) y mapas estructurales detallados, se
obtiene el mapa estructural de la Formacion Mugrosa en un sector del Campo Llanito (Figura 30).
Figura 30

Modelo estructural 3D de la Formacion Mugrosa
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Modelo estructural 3D de la Formaciéon Mugrosa
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En la Figura 31 se observa el mapa estructural al tope de la Formacién Mugrosa Zona B,

donde las tonalidades amarillas y rojas representan las zonas someras, mientras que las tonalidades

azules y moradas representan las zonas profundas del horizonte. Se observa la presencia de fallas

que presentan cierre estructural, lo que podria representar una trampa, en la cual puede haber

acumulacién de hidrocarburo y ser potencial candidato para realizar la inyeccion de CO,.

Figura 31

Vista 2D del mapa estructural al tope del horizonte de la Formacién Mugrosa Zona B.
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9.1.4 Modelo de facies

A partir del andlisis de las facies sedimentarias y los patrones de registros eléctricos, se
desarrolla el modelo de facies de la Formacion Mugrosa (Figura 32). Este modelo, basado en los
registros de Rayos Gamma (GR) y Potencial Espontaneo (SP), permite clasificar y predecir las
facies presentes.
Figura 32

Modelo 3D de facies de la Formacién Mugrosa.
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En la Figura 33 se muestra el mapa de facies al tope de la Formacion Mugrosa Zona B. En
este mapa, el color amarillo representa areniscas limpias, las cuales predominan en el area centro-
occidental del area de estudio, y constituyen el area con mayores posibilidades de almacenamiento
de CO:a. El color beige indica areniscas arcillosas, que constituyen una zona retardante, conocidas
como bafles zones, las cuales reducen la velocidad de migracion del CO». Finalmente, el color gris
corresponde a lutitas, los cuales actian como sellos laterales.

Figura 33

Vista 2D del modelo de facies al tope del horizonte de la Formacién Mugrosa Zona B.
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Mapa de facies al tope del horizonte de la Formacién
Mugrosa Zona B
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9.1.5 Modelo de porosidad

A partir del analisis de los registros sonicos, de densidad y neutron, se construyo la curva
de porosidad para el area de interés. Utilizando la media aritmética para el escalamiento de la
porosidad, se desarrolla el modelo de porosidad para la Formacién Mugrosa (Figura 34), el cual
muestra variaciones de porosidad correlacionables con las facies presentes.
Figura 34

Modelo 3D de porosidad de la Formacion Mugrosa
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En la Figura 35 se muestra el mapa de porosidades al tope de la Formacion de interés:
Mugrosa Zona B. En este mapa, el color amarillo-anaranjado representa las zonas con mejores
porosidades, correlacionables con las facies areniscas limpias, las cuales predominan en el area
centro-occidental del area de estudio, corroborando que esta es el area con mayores posibilidades
de almacenamiento de COx.

Las tonalidades azules indican zonas con porosidades intermedias (15%), correlacionables
con las facies de areniscas arcillosas, que se establecen como una zona retardante para la migracion
del CO». Por ultimo, las tonalidades moradas representan valores de baja porosidad, los cuales
corresponde a las facies lutitas, que actdan como sellos laterales.

Figura 35

Vista 2D del modelo de porosidad al tope del horizonte de la Formacion Mugrosa Zona B.

Mapa de porosidad al tope del horizonte de la
Formacion Mugrosa Zona B

Leyenda

Porosidad efectiva
(3 /1t3)
0.3000 !
- 0.2750 |
— 0.2500

— 0.2250
— 0.2000

: — 0.1500 |

— 0.1250

3
0.1000 -
0.0750
0.0500

0.0250
0.0000 .

0 200 400 6000 8000  %0000R

150000

9.1.6 Modelo de permeabilidad
Se construye el modelo de permeabilidad para la Formaciéon Mugrosa (Figura 36)

utilizando el registro de permeabilidad obtenido a partir del registro de porosidad total. Este
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enfoque empirico establece una relacién entre la porosidad y la permeabilidad en formaciones
geoldgicas, permitiendo estimar la permeabilidad en pozos donde no se dispone de mediciones
directas de ndcleo.

En la Figura 37 se muestra el mapa de permeabilidades al tope de la Formacidn de interés:
Mugrosa Zona B. En este mapa, el color amarillo-anaranjado representa las zonas con mejores
permeabilidades, también correlacionables con las facies areniscas limpias. Las tonalidades
moradas representan valores de baja permeabilidad, los cuales corresponde a las facies lutitas, que
actuan como sellos laterales. Finalmente, se corrobora que esta el rea centro-occidental es la zona
con mayores posibilidades de almacenamiento de CO..

Figura 36

Modelo 3D de permeabilidad de la Formacién Mugrosa.
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Figura 37

Vista 2D del modelo de permeabilidad al tope del horizonte de la Formacion Mugrosa Zona B.
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Mapa de permeabilidad al tope del horizonte de la
Formacién Mugrosa Zona B
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9.2 Modelo dinamico de los mecanismos de entrampamiento en un sector model del Campo
Llanito

La evaluacién precisa de los mecanismos de entrampamiento requiere una combinacién de
técnicas estaticas y dindmicas, incorporando el analisis geoldgico detallado para caracterizar las
formaciones del area de estudio, con la simulacién composicional para modelar los procesos de
inyeccion de CO». La simulacion numérica de la técnica de inyeccién alternada de agua 'y CO> se
realiza en el simulador composicional GEM perteneciente a la compafila CMG.
9.2.1 Modelo de fluidos

La construccion de modelos de fluidos es un desafio en crudos pesados, debido a que existe
una a mayor incertidumbre en las propiedades de la fraccion pesada y es necesario usar diferentes
enfoques para una dptima caracterizacion de crudos. Por ello, se procede a construir un modelo
composicional que a partir de ecuacion de estado represente el comportamiento y la interaccion de

las 3 fases: CO», crudo y gas en solucion.
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El primer paso es a partir de revision bibliografica, recopilar toda la informacion requerida
para alimentar el modelo. Las principales caracteristicas del yacimiento y el crudo en el Campo
Llanito se muestran en la Tabla 12.

Tabla 12
Caracteristicas de la Formacién Mugrosa y el crudo en el Campo Llanito como prospecto para

inyeccion WAG-CO..

Caracteristicas de la Roca Almacén y del crudo del Campo Llanito

Yacimiento Mugrosa Zona B Mugrosa Zona C
Profundidad al tope (ft) 5000 - 5200 6178 - 6200

Salinidad (ppm) 52000 52000

Presion de inicial del yacimiento (psi) 2350 2780
Presion de actual del yacimiento (psi) 1300 1200

Temperatura del yacimiento (°F) 144.5 154.98

Gravedad API 20.2 22

Viscosidad (cP) 194 121

Factor volumétrico (RB/STB) 1.094 1.105
Presion de burbuja (psi) 2175 2240

Nota. Informacion tomada de Gonzalez y Uribe, (2018) y Sarmiento, (2011).

La base del modelo es la composicion de cada fraccion del crudo, por lo cual, es
indispensable contar con una cromatografia que indique la fraccion molar y el peso molecular de
cada componente. En la Tabla 13 se muestra la composicion de la fraccion liviana y volatiles del
crudo, correspondiente a la zona B de la Fm. Mugrosa en el pozo 127 del Campo Llanito. Se
procede a ingresar estos componentes del crudo a partir de la biblioteca de componentes que
dispone la herramienta WINPROP para tal fin.

Tabla 13
Data experimental de la cromatografia realizada a la fraccion liviana y volatiles del crudo de la

zona B de la Fm. Mugrosa en el pozo 127 del Campo Llanito

Componentes Mol %Mol Peso molecular
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CO2 0.0703 0.0007 44.01
N2 0.8937 0.0089 28.01
C1 37.2433 0.3724 16.04
Cc2 2.8452 0.0285 30.07
C3 1.4460 0.0145 44.10
i-C4 0.7481 0.0075 58.12
n-C4 0.6009 0.0060 58.12
i-C5 0.5722 0.0057 72.15
n-C5 0.3419 0.0034 72.15
C6 0.8057 0.0081 84

Nota. Informacion tomada de: Rivera de la Ossa (2010).

En la Tabla 14 se muestra la composicion de la fraccién pesada del crudo, correspondiente
a la zona B de la Fm. Mugrosa en el pozo 127 del Campo Llanito. Se procede a ingresar estos
componentes del crudo a través de la funcién splitting de componentes que dispone la herramienta
WINPROP para tal fin.
Tabla 14
Data experimental de la cromatografia realizada a la fraccion pesada del crudo de la zona B de

la Fm. Mugrosa en el pozo 127 del Campo Llanito

Componentes Mol %Mol Peso molecular

C7 1.5583 0.0156 96
C8 1.9150 0.0192 107
C9 2.0780 0.0208 121
C10 1.9112 0.0191 134
Cl1 2.0015 0.0200 147
C12 1.8210 0.0182 161
C13 2.0354 0.0204 175
Cl4 2.0060 0.0201 190
C15 1.9256 0.0193 206
C16 1.7631 0.0176 222
C17 1.7374 0.0174 237
C18 1.8481 0.0185 251
C19 1.8905 0.0189 263
C20 1.7384 0.0174 275
C21 1.5544 0.0155 291
C22 1.5105 0.0151 305




ENTRAMPAMIENTO DE CO; DURANTE LA INYECCION WAG 87

C23 1.4353 0.0144 318
C24 1.3396 0.0134 331
C25 1.2294 0.0123 345
C26 0.9153 0.0092 359
ca7 1.1707 0.0117 374
C28 0.9842 0.0098 388
C29 0.9992 0.0100 402
C30+ 16.97240.1697 580

Nota. Informacion tomada de: Rivera de la Ossa (2010).

El siguiente paso es calcular la envolvente de fase que representa el comportamiento del
fluido en relacion con la presion y temperatura, a diferente composicion y proporcion de la mezcla
de fluido. En la Figura 38 se muestra la envolvente de fase calculada para la composicion de crudo
ingresada previamente.

Figura 38

Envolvente de fase calculada para la composicion inicial del fluido.
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Al relacionar la envolvente de fase con la presion de saturacion del yacimiento o presion
de burbuja, que es 2175 psia a 144.5°F, se evidencia que esta se encuentra desfasada. Por lo cual,

se procede a ajustar la presion de saturacion mediante una regresion, en la cual se varian la presion
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critica (Pc) y temperatura critica (Tc) de la fraccién pesada del crudo (C307). El resultado de este
ajuste se muestra en la Figura 39.

Figura 39

Envolvente de fase ajustando la presidn de saturacion para la composicion inicial del fluido.
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Paso seguido, se procede a realizar la agrupacion del fluido en pseudocomponentes, esto
con el fin de facilitar el modelamiento del fluido y reducir el costo computacional que se produce
debido a la complejidad de modelar numéricamente un fluido con 30 componentes. Este
agrupamiento se realiza a través de la funcién lumping de componentes que dispone la herramienta
WINPROP para tal fin, a partir de la cual, se agrup0 el fluido en 9 pseudocomponentes de acuerdo
con sus caracteristicas, como se muestra la Tabla 15.

Tabla 15

Propiedades del fluido agrupado en pseudocomponentes

Componentes Peso Molecular Presion critica (atm) Temperatura critica (K)
CO2 44.01 72.8 304.2
Nz 28.013 33.5 126.2
C: 16.043 45.4 190.6
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Co-Cs 48.447 38.097 428.54

Cs-Cy 104.29 28.699 542.34

Cs-Cr2 160.33 28.349 673.24

C13-Cyo 263.32 21.021 678.78
C20-Cao+ 563.32 7.6522247 793.51388

Benceno + Tolueno 100.46 44.329 596.52

Se calcula nuevamente la envolvente de fase que represente el comportamiento del nuevo
fluido, encontrando la presion de saturacion para la nueva composicion y proporcion de la mezcla
de fluido. El resultado se muestra en la Figura 40.

Figura 40

Envolvente de fase calculada para la composicion del fluido agrupado en pseudo-componentes.
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Se procede a ajustar nuevamente la presion de saturacion del yacimiento o presion de
burbuja, que es 2175 psia a 144.5°F, mediante una regresion en la que se varian la Pcy Tc

de la fraccion pesada (C30+). El ajuste logrado se muestra en la

Figura 41.
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Figura 41

Envolvente de fase ajustando la presion de saturacion para la composicion del fluido agrupado

en pseudo-componentes.
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Para lograr que la ecuacion de estado obtenida represente mejor las condiciones del crudo
en el Campo Llanito, se ajustan las pruebas de laboratorio con las principales caracteristicas del
crudo y del yacimiento Fm. Mugrosa Zona B, disponibles en la literatura, como las pruebas del
separador, de liberacion diferencial y de hinchamiento.

Para el ajuste de la prueba del separador, se introducen al simulador los datos de Relacion
Gas-Aceite (GOR), factor volumétrico de formacion (FVF) y el API del crudo a unas condiciones
especificas de presion y temperatura. Se realiza la regresion con los pesos indicados y los datos
que se muestran en la Tabla 16. Se varia la Pc y Tc para los 5 pseudo-componentes de la fraccion
pesada del hidrocarburo (C2-Cs a Cazo-cao+), €l cambio de volumen para todos los componentes

excepto el CO, y el peso molecular para el pseudo-componente mas pesado (C20-Cso+).
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Tabla 16

Data experimental de la prueba del separador

Ficha Datos experimentales

GOR: 227.47  Peso: 40

Factor de vo!L,Jmen de 114 Peso- 30
formacion:

API: 20.67 Peso: 30

Nota. Informacion tomada de: Rivera de la Ossa (2010).

91

En la literatura no se encontré una prueba de expansion a liberacion constante disponible

para realizar el ajuste, por lo cual, se procedié a ajustar la prueba de liberacién diferencial, la cual

consta del GOR, gravedad especifica del crudo (GE) y FVF a diferentes condiciones de presion a

una temperatura determinada, de 144.5°F. Los datos se muestran en la Tabla 17.

Tabla 17

Data experimental de la prueba de liberacion diferencial

Experimento de liberacion diferencial
Temperatura (°F): 144.5
Tabla de niveles de presion

Presion  Petroleo FVF GOR Gravedad especifica Gas Z Gas FVF Gas SG
(psia) (rb/stb) (scf/stb) del Petrdleo Factor (rcf/scf) (Aire=1)
2175 1.159 268.74 0.85
2009 1.1501 247.42 0.8521 0.882 0.0076 0.6153
1509 1.1303 191.61 0.8604 0.8933 0.0101 0.6096
1009 1.1105 136.95 0.8692 0.9132 0.0155 0.6105

509 1.0887 76.22 0.879 0.9358 0.0319 0.6217

108 1.0697 30.76 0.8878 0.975 0.1555 0.7188
9 1.0652 8.11 0.8898 0.9805 1.8354 1.086

Peso: 1 1 1 1 1 1

Nota. Informacion tomada de: Rivera de la Ossa (2010).

Los resultados del ajuste de GOR, FVF y GE se muestran tanto en la Figura 42 como en la

Figura 43 a continuacion, donde se evidencia que el simulador logra representar la tendencia que
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presentan los datos experimentales, alcanzando un ajuste considerado 6ptimo, ya que los errores

son del orden de 1072

Figura 42

Ajuste de la relacion Gas-Aceite logrado a partir de las pruebas del separador y liberacién

diferencial.
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Posterior a esto se procede a ajustar los datos de la prueba de hinchamiento, la cual requiere

de la definicion de un gas inyectado que se utiliza para hinchar el petroleo, para este caso el COa.

Para esto, se requiere ingresar los datos de presion, contenido de gas, y factor de hinchamiento que

se muestran en la Tabla 18.

Tabla 18

Data experimental de la prueba de hinchamiento

Fraccion molar de Presion de saturacién Exp. de Presion de Saturacion

Exp. Factor de

gas (psia) (psia) hinchamiento
0.0401 2227.6 2227.6 1.0063

0.08 2280.3 2280.3 1.0234
0.1099 2332.9 2332.9 1.0407
0.1339 2385.5 2385.5 1.0557
0.1675 2438.2 2438.2 1.0771
0.2028 2490.8 2490.8 1.1001
0.2372 2543.4 2543.4 1.125
0.2698 2596.1 2596.1 1.1532
0.3003 2648.7 2648.7 1.1848
0.3289 2701.3 2701.3 1.218
0.3556 2753.9 2753.9 1.251
0.3805 2806.6 2806.6 1.2834
0.4038 2859.2 2859.2 1.3172
0.4258 2911.8 2911.8 1.3574
0.4464 2964.5 2964.5 1.4103
0.4659 3017.1 3017.1 1.4825
0.4843 3069.7 3069.7 1.5783
0.5017 3122.4 3122.4 1.6979
0.5182 3175 3175 1.8348

Experimento de hinchamiento

Presion de saturacion Estimada (psia):

Temperatura (°F):

144.5
2175

Nota. Informacion tomada de: Gonzélez y Uribe (2018).
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Posteriormente se procede a realizar el ajuste de la viscosidad del fluido, dado que los datos
de viscosidad para aplicaciones no térmicas generalmente se obtienen mediante experimentos de
liberacion diferencial, se procede a agregar los datos que se muestran en la Tabla 19. La viscosidad
es funcion de los demas parametros de EOS; sin embargo, la EOS es independiente de la viscosidad
(lo que significa que la regresion de la viscosidad no alterara la coincidencia de EOS). Esto se debe
a que la viscosidad se encuentra mediante una correlacion separada (Tutorial CMG, 2020).
Tabla 19

Data experimental de la prueba de liberacion diferencial incluyendo la viscosidad del petroleo

Experimento de liberacion diferencial
Presion (psia) Viscosidad del petrdleo (cP)

2175 10.16
2009 10.196
1509 11.693
1009 13.396
509 15.191
108 16.959
Pesos 10

Nota. Informacion tomada de: Gonzélez y Uribe (2018).

Se realiza la regresion para ajustar la viscosidad del crudo, en la cual se ponen a variar
todos los pardmetros para la correlacion de viscosidad de Jossi-Stiel-Thodos (JST), que se
encuentran en la pestafia Pardmetros de viscosidad. Esta correlacion es funcion del volumen
critico. Los resultados se muestran en la Figura 44.

Figura 44

Ajuste de la viscosidad del crudo logrado después de la regresion.
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Posteriormente, se incluye en el andlisis la viscosidad del gas, con el fin de establecer si
esto afecta el comportamiento del fluido o la ecuacion de estado al modelar esta caracteristica. Los
datos de viscosidad del gas se incluyen a partir de la prueba de liberacién diferencial, tal y como
se muestra en la Tabla 20.

Tabla 20

Data experimental de la prueba de liberacién diferencial incluyendo la viscosidad del gas

Experimento de liberacion diferencial
Presion (psia)  Viscosidad del gas (cP)
T 1

2175 10.16
2009 0.01829
1509 0.03963
1009 0.17085
509 0.25414
108 0.71755
Pesos 10

Nota. Informacion tomada de: Gonzélez y Uribe (2018).
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9.2.1.1 Calculo de la Presion Minima de Miscibilidad (PMM)

El objetivo de este andlisis es determinar las condiciones bajo las cuales la inyeccion de
CO2 en el yacimiento y su interaccion con el petroleo previamente caracterizado se volvera
miscible. Este paso generalmente se realiza después de que el petréleo se ha caracterizado, ya que
las propiedades del petréleo afectan directamente la miscibilidad con los componentes inyectados.
Para realizar el célculo de la PMM se utilizan 3 metodologias presentes en la herramienta
WINPROP de CMG, las cuales permiten determinar la presion de miscibilidad al primer contacto,
asi como las condiciones de miscibilidad a multiples contactos.

El primero es el método celda a celda o “Cell to Cell”, el cual sirve como una primera
aproximacion para determinar los rangos en los cuéles se encuentra la PMM. No obstante, este
método no es capaz de determinar el punto de miscibilidad a multiples contactos (MCM) a partir
de los efectos del empuje combinado y, por lo tanto, a veces puede generar una presion demasiado
pesimista, es decir, demasiado alta.

A raiz de esto surge el método semi-analitico o “Key tie lines”, que intenta aliviar esto
resolviendo también la posibilidad de incluir los efectos de los mecanismos de empuje
combinados. Sin embargo, este método tiene muchos problemas para resolver la ecuacion e
inestabilidades, por lo cual no es capaz de determinar la PMM de una manera confiable (la
subestima).

Finalmente, se aplica el método que permite la mezcla en multiples celdas o “Multiple
mixing-cell”, el cual, se considera el método mas estable y preciso de los 3, y se considera la base
para continuar con el analisis de la PMM. Los resultados de cada método se muestran en la Tabla
21. Es importante resaltar que ninguno de los 3 métodos logra miscibilidad al primer contacto, y

reportan la PMM a multiples contactos.
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Tabla 21

Resultados de los calculos de la PMM en los diferentes métodos

Metodo de PMM_Pb Mecanismo
calculo (psia)
Cell to Cell 4775 Contacto directo, empuje de gas

por vaporizacion
Key tie lines 2687.5  Combinacion Empuje de gas por
vaporizacién y condensacion
Multiple 3932.7  Combinacion Empuje de gas por
mixing-cell vaporizacion y condensacion
Promedio 3798.4

Nota. Resultados obtenidos en WINPROP de CMG.

Posteriormente, se realiza el calculo de la PMM a partir de las diferentes correlaciones
empiricas encontradas en la literatura, teniendo en cuenta sus caracteristicas de aplicacion y sus
limitaciones. Los resultados de este calculo se muestran en la Tabla 22.

Tabla 22

Resultados del calculo de la PMM a partir de 6 correlaciones empiricas

Correlaciones PMM_Pb (psia)
Zhang (2016) 2355.7
Li (2012) 2513.4
Emera & Sarma(2012) 2253.5
Valluri (2017) 2021.7
Glaso 3999.1
Altoson 2433.7
Promedio 2596.2

Nota. Correlaciones tomadas de la literatura y adaptadas a las condiciones del presente estudio.

Posteriormente se procede a realizar la regresion para ajustar la PMM, tomando como base
el método que permite la mezcla en maltiples celdas, y la PMM obtenida por correlaciones como
punto de partida, poniendo a variar los coeficientes de interaccion binaria (BICs), los cuales son

los que determinan la interaccidn entre cada pseudo-componente con el gas inyectado. Se tiene en
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cuenta la prueba de hinchamiento en este calculo, pues es el factor hinchamiento el que mas se ve

afectado al variar los BICs. Obteniendo como resultado una PMM de 3589.9 psia.

La Figura 45 muestra la variacion del factor de hinchamiento a medida que se varian los
BICs, teniendo como referencia los valores iniciales obtenidos en la prueba de hinchamiento. Se
evidencia que a mayores presiones se aumenta la diferencia en el factor de hinchamiento cuando
se varian los BICs. No obstante, a presiones cercanas a la presion inicial del yacimiento reportada
en la literatura (2350 psia) el error en el factor de hinchamiento puede considerarse aceptable
(<8%), cabe resaltar que en proyectos de CCUS lo recomendable es no superar en gran medida la
presion inicial del yacimiento.
Figura 45

Variacion del factor de hinchamiento al cambiar los BICs.
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Considerando las condiciones de presion del yacimiento, la presion de saturaciény laPMM
calculada para el crudo del Campo Llanito, se concluye que el proceso de inyeccién de CO; se

realiza en condiciones no miscibles. Sin embargo, al realizar el analisis de solubilidad del CO2 en
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el crudo, teniendo en cuenta el contenido de gas hidrocarburo en relacion con la presion del
yacimiento, tomando como referencia la prueba de hinchamiento del crudo (Tabla 18), se
evidencia gque este mecanismo tiene un gran efecto en la viscosidad y densidad del crudo.

En la Tabla 23 se muestran los resultados del analisis de solubilidad y como esta influye
positivamente reduciendo dos de las propiedades del crudo, en este caso densidad y viscosidad.
Dichas propiedades del crudo son criticas a la hora de analizar la eficiencia de desplazamiento del
crudo en el yacimiento, y al evidenciar una reduccién significativa de ellas, que para el caso de la
viscosidad puede alcanzar el 27%, puede intuirse una mejora en la eficiencia de desplazamiento
del crudo.

Tabla 23

Anélisis de la solubilidad del CO2 en el crudo del Campo Llanito

Contenido de Gas  Viscosidad Densidad (Ib/  Solubilidad Reduccion viscosidad

(%) (cp) ft®) (%0) (%0)
100 10.0453 53.2609 0 0

90 9.1779 53.1958 10 8.63
80 8.2237 53.1462 20 18.13
70 7.2751 53.1221 30 27.58

En la Figura 46 se observa el comportamiento de la densidad del crudo a medida que
incrementa la solubilidad del CO». La gréfica ilustra como se reduce significativamente la densidad
del crudo, lo cual, puede mejorar significativamente la movilidad de este en condiciones de

yacimiento.

Figura 46

Influencia de la Solubilidad del CO- en la Densidad del crudo.



ENTRAMPAMIENTO DE CO; DURANTE LA INYECCION WAG 100

Densidad del crudo Llanito
53.2

53.18
53.16
53.14
53.12

53.1
100 90 80 70

Contenido de Gas (%0)

Densidad (lb/ft3)

En la Figura 47 se observa el comportamiento de la viscosidad del crudo a medida que
incrementa la solubilidad del CO». La gréfica ilustra como se reduce significativamente la
viscosidad del crudo, lo cual, nuevamente puede traducirse en mejoras significativas en la

movilidad de este en condiciones de yacimiento.
Figura 47

Influencia de la Solubilidad del CO2 en la Viscosidad del crudo.
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9.2.1.2 Andlisis de consistencia
El anélisis de consistencia se realiza con el fin de predecir si estos modelos de simulacion
composicional causaran inestabilidades internas en los modelos numéricos de simulacion o malas

predicciones por temas atribuibles a la ecuacién de estado (EoS).
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Como primer paso se analizan las propiedades criticas, como la presion y temperatura
critica, y parametros internos de la EoS, como el factor acéntrico, versus el peso molecular (MW)
(Figura 48, Figura 49 y Figura 50). El objetivo es evidenciar que las tendencias ya sea crecientes
o0 decrecientes, segun corresponda, no presenten sobresaltos, picos o tendencias tipo yoyo o sube-
baje, ni contrastes enormes entre la fraccion Cn* y los carbonos previos. El factor acéntrico
presenta una tendencia creciente, donde la mayoria de los datos se ajustan a la tendencia y no
presenta ninguna anomalia significativa (Ver Figura 48).

Figura 48
Tendencia del factor acéntrico vs. Peso Molecular para el crudo del Campo Llanito en el modelo

composicional realizado.
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Por su parte la presion critica presenta una tendencia decreciente, donde la mayoria de los
datos se ajustan a la tendencia. No obstante, a pesos moleculares bajos, se observan datos con
cambios del tipo sube y baje que, aunque no presentan ninguna anomalia significativa, si pueden

alterar la tendencia general (Ver Figura 49).
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Figura 49
Tendencia de la presion critica vs. Peso Molecular para el crudo del Campo Llanito en el modelo

composicional realizado.
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Finalmente, la temperatura critica presenta una tendencia creciente, donde la mayoria de
los datos se ajustan a la tendencia y no presentan ninguna anomalia significativa (Ver Figura 50).
De este analisis se concluye que las propiedades criticas, como la presion y temperatura critica, y
parametros internos de la EoS, como el factor acéntrico, no presentan un riesgo de causar
inestabilidades graves en la ecuacion de estado y posterior simulacién numérica del proceso a
analizar.
Figura 50
Tendencia de la temperatura critica vs. Peso Molecular para el crudo del Campo Llanito en el

modelo composicional realizado.
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En cualquier caso, si hay alguna propiedad con un dato que presente contrastes, como
podria considerarse el caso de la presion critica, se estiman las K-values, los cuales son parametros
que indican si este comportamiento tiene algin impacto termodindmico o no en el modelamiento.

Los K-values consisten en evaluar el comportamiento de cada uno de los
pseudocomponentes con la presion, se analiza que éstos tengan una tendencia clara y que no se
evidencie entrecruzamientos entre los componentes del crudo.

Los K-values muestran las fases de equilibrio termodindmico entre los componentes
liquido-vapor, asi como las interacciones entre los componentes. En la Figura 51 se observan las
tendencias de los K-values para cada uno de los pseudo-componentes del crudo Llanito.

Figura 51
Analisis de consistencia mostrando la tendencia de los K-values para el crudo del Campo Llanito

en el modelo composicional realizado.
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Se observa que el comportamiento de los K-values es normal y no presenta ningun tipo de
comportamiento anémalo en los valores de presion a los cuales se encuentra la operacion (Figura
51).

Finalmente, de las pruebas de consistencia que se vienen estimando, podemos concluir a
partir del comportamiento de las constantes de K-values que no existe algin impacto
termodinamico en la ecuacién de estado calculada para representar el comportamiento del crudo
del Campo Llanito al momento de realizar inyeccion con un gas como el CO». Por lo anterior, el
modelo composicional de fluidos realizado es éptimo para ser empleado en la simulacion numérica
del yacimiento.

9.2.2 Simulacién composicional en GEM

En esta seccion se realiza la importacion del modelo estatico, previamente creado, en

formato rescue a la herramienta Builder del software de simulacion CMG, donde se establecen las

distintas generalidades del modelo, caracteristicas y parametros de inicializacion, asi mismo, la
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importacion de los componentes a través del modelo de fluidos desde la herramienta WINPROP,
con el fin de integrar todas las variables al modelo de simulacion.
9.2.2.1 Generalidades del modelo

Es necesario evaluar las distintas generalidades presentes en el modelo estatico. Todas las
propiedades que se describen a continuacion son agregadas en la seccién Array Properties o
modelo de propiedades del yacimiento, en este mddulo se realiza toda la modificacion de las
propiedades con las que va a contar la malla del modelo. Las principales propiedades de las Arenas
B de la Formacion Mugrosa se describen en la Tabla 24.
Tabla 24

Generalidades Array Properties.

Propiedades Arenas B Fm. Mugrosa
Presién de burbuja (psi) 2175
Presion de referencia (psi) 2375
Contacto agua — petrdleo (ft) 5300
Profundidad de referencia (ft) 5200

En la Figura 52 se presentan los mapas de las propiedades petrofisicas ya importadas en
CMG. El mapa de distribucion de porosidades en fracciones como unidad, los valores varian en
un rango entre 0.01 para la roca sello (Fésiles Mugrosa) y 0.30 para las rocas almacén (Formacién
Mugrosa zonas B y C). La Fm. Mugrosa-B presenta una porosidad promedio de 20%.
Figura 52

Porosidad del modelo en un sector del Campo Llanito.
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La permeabilidad horizontal segin el modelo tiene una distribucion que se evidencia en la
Figura 53, presentando valores de permeabilidad alrededor de 0.01 mD para la roca sello (Fosiles
Mugrosa) y entre 300 y 1030 mD para las rocas almacén (Formacién Mugrosa zonas B y C). La
Formacién Mugrosa-B presenta una permeabilidad promedio de 500 mD, representada en
tonalidades verdosas.
Figura 53

Permeabilidad en miliDarcys del modelo en un sector del Campo Llanito.
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Se establecen las caracteristicas de la roca en cuanto a la relacion roca-fluido presentes en
el yacimiento. Las curvas de permeabilidad relativa se introducen en la seccién Rock Fluid del
simulador, creando un tipo de roca al cual se le incluyen las tablas de permeabilidades relativas de

aceite y agua vs la saturacion de agua, las cuales fueron generadas a partir de los endpoints

obtenidos de las pruebas de desplazamiento (Tabla 11).

En la Figura 54 se muestra la curva de permeabilidad relativa del petroleo y agua vs

saturacion de agua importada en CMG, teniendo en cuenta que la permeabilidad absoluta al liquido

es de 41,79 mD (Ver Figura 25).

Figura 54

Permeabilidades relativas de la roca al petréleo y al agua.
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9.2.2.2 Definicién del sector model

Es necesario definir el sector model para generar un area de simulacion 6ptima (de modo
que los volumenes y las recuperaciones de hidrocarburos se puedan calcular adecuadamente en un
tiempo de cdmputo razonable). En la Figura 55 se realiza la definicion de un sector model, teniendo

en cuenta las caracteristicas petrofisicas de las rocas almacén y sello, asi como la trampa estructural

definidas en el analisis geoldgico del area de estudio (Ver Figuras de la 30 a la 37).
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Figura 55

Definicién de un sector model del modelo de un sector del Campo Llanito.
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En la Figura 56 se muestra el sector model seleccionado, el cual cuenta con un area
superficial de aproximadamente 41 acres, con un modificador de volumen para ayudar al
mantenimiento de la presion. En esta area se cuenta con 3 pozos (Llanito 26, 79y 136), que siguen
el patrén de inyeccion de drenaje en linea recta manejado en el Campo Llanito. Se establece el
pozo Llanito 26 como pozo inyector, ya que es el que mejor conectividad y area de drenaje
demuestra después de su analisis. Los pozos 79 y 136 se establecen como pozos productores.
Figura 56

Sector model en vista 3D mostrando el modificador de volumen.
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9.2.2.3 Definicién del caso base de simulacion

109

Inicialmente se depleta el modelo, para llevarlo desde las condiciones iniciales de presion

(2350 psi) hasta las condiciones previas a la inyeccion de agua, en el afio 2000 donde la presion

cae hasta alrededor de ~1300 psi (Rivera de la Ossa, 2010). Lo anterior, mediante produccion

primaria a presion constante en los pozos Llanito 79 y 136, por un lapso de 40 afios (Figura 57).

Figura 57

Caso Base: Comportamiento de la presion de poro.
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Posteriormente se establece un caso base, en el cual se realiza la produccion primaria en

un escenario hasta el afio 2050, con el fin de evidenciar la caida de la produccion y tener una linea
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base del comportamiento del sector model, donde se evidencia la caida continua de presion y la
estabilizacion de la produccién de petréleo acumulada, asi como del factor de recobro, lo cual
constituye un estancamiento de la produccion (Ver Figura 58).

Figura 58

Escenario Caso base: Petroleo acumulado, factor de recobro.
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9.2.2.4 Simulacion de Inyeccion de agua

Se establece un caso en el cual se toma como base la produccion primaria hasta el afio
2000, fecha a partir de la cual se realiza un escenario de inyeccion de agua a una tasa de 1200
bbl/dia que se prolonga hasta el afio 2020, teniendo en cuenta el desarrollo del campo reportado
en la literatura (Rivera de la Ossa, 2010) (Ver Figura 59).
Figura 59

Inyeccion de agua: Factor de recobro.
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Posteriormente, se realiza un escenario de inyeccion de agua hasta el afio 2050,
manteniendo la tasa de 1200 bbl/dia, con el fin de evidenciar el comportamiento de la produccion,
asi como los cambios en los diferentes parametros, tales como la presion de poro del yacimiento,
el factor de recobro y la produccion acumulada de petroleo (Figura 60).

Figura 60

Escenario Inyeccién de agua: Petréleo acumulado y presién de promedio.
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9.2.2.5 Simulacién de Inyeccion continua de CO:2

Se establece un caso en el cual se toma como base la produccion primaria hasta el afio

2000, fecha a partir de la cual se realiza un escenario de inyeccion de agua a una tasa de 1200

bbl/dia que se prolonga hasta el afio 2020, teniendo en cuenta el desarrollo del campo reportado

en la literatura (Rivera de la Ossa, 2010). Posteriormente, a partir del afio 2020 se realiza inyeccion

continua de CO.. Se analizan las siguientes tasas de inyeccion de gas: 0.648, 1, 2 y 3 MscfD (Ver

Figura 61). La tasa de 3 MscfD se descarta para continuar la evaluacién por presentar una relacion

gas-aceite (GOR) demasiado alta.

Figura 61

Escenarios Inyeccion continua de COz: relacion gas aceite, presion promedio de yacimiento y

factor de recobro.
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9.2.2.6 Simulacion Inyeccion alternada de agua y CO2

Se establece un caso en el cual se parte de la produccion primaria realizada en el campo

hasta el afio 2000, fecha a partir de la cual se realiza inyeccion de agua a una tasa de 1200 bbl/dia
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hasta el afio 2020, posteriormente se establece un escenario de Inyeccion alternada de agua 'y CO>

con el fin de predecir el comportamiento del yacimiento.

Se establece un tamafio de bache de 1 mes, la tasa de inyeccion de agua se mantiene fija en

1500 bbl/dia y se varia la relacion WAG variando la tasa de inyeccion de gas en 0.648, 1y 2

MscfD. En la Figura 62 se observa el comportamiento de los diferentes parametros, tales como la

produccién acumulada de petroleo, el corte de agua, la presion promedio del yacimiento y el factor

de recobro con respecto a los casos base y de inyeccion de agua.

Figura 62

Escenarios Inyeccion alternada de agua y gas: Petréleo acumulado, corte de agua, presion de

yacimiento y factor de recobro.
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9.2.2.7 Andlisis de los diferentes casos de simulacion
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El primer paso es graficar los volimenes porosos inyectados de CO; respecto al volumen

de crudo en el yacimiento (HCVP, por sus siglas en inglés) versus el Factor de recobro de cada
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uno de los casos, con el fin de analizar la eficiencia de la tasa de inyeccion (Ver Figura 63). Se
analizan las tasas de inyeccidn que presenten mejor factor de recobro con una menor relacion de
volumenes porosos inyectados, evidenciando que la tasa de inyeccion de CO2 que presenta una
mejor eficiencia es de 1 MscfD, tanto para la inyeccion continua (CGI) como para la técnica WAG.
Figura 63

Volumenes porosos inyectados de CO- respecto al volumen de crudo en el yacimiento.
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Con este resultado, se realiza un analisis de los diferentes casos: produccién primaria,
inyeccion de agua, inyeccion continua de CO> e inyeccidn alternada de agua y CO., empleando
solo los casos que presentan la tasa mas eficiente de inyeccion de CO.. Se observa la eficiencia de
la técnica de inyeccion WAG, en la cual se logra un mayor incremento en el factor de recobro, el
corte de agua se reduce en 20% en WAG con respecto al caso de inyeccion de agua, se logra un
incremento y mejor mantenimiento de la presion promedio del yacimiento, asi como un aumento

en el petrdleo producido acumulado (Ver Figura 64).
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Figura 64

Analisis de los escenarios: produccion primaria, inyeccion de agua, inyeccion continua de CO; e

inyeccion alternada de agua y COx.
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9.2.3 Evaluacion de la influencia de los mecanismos de entrampamiento

Los mecanismos de entrampamiento juegan un papel importante en el almacenamiento de

CO: a largo plazo. En este caso se analizan los mecanismos: estructural, que parte del modelo

estatico de la Formacion Mugrosa en el Campo Llanito; histéresis, con base en los resultados de

las pruebas de desplazamiento (29.6%); y solubilidad, teniendo en cuenta el modelo composicional

de fluidos. Dichos mecanismos contribuyen a maximizar la seguridad del entrampamiento de CO-

a lo largo del tiempo, por lo que su estudio y analisis requiere especial atencion.

El almacenamiento estructural es atribuible al espacio fisico que ocupa el gas, por lo cual

es la base de los proyectos de CCUS y en la mayoria de los casos representa la mayor capacidad

de retencion; mientras que, al incluir los efectos de histéresis y solubilidad, se incrementa
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significativamente la cantidad de CO. atrapado, relacionados respectivamente con el
entrampamiento capilar del gas y su disolucion en los fluidos del yacimiento.

En la Figura 65 se muestra la evolucion del CO2 supercritico atrapado a lo largo del tiempo
comparando el efecto de incluir en el modelamiento los diferentes mecanismos de
almacenamiento. El entrampamiento estructural (curva verde) presenta un crecimiento limitado
por el volumen poroso disponible, indicando su contribucion inicial pero menor a largo plazo.

Al incluir el efecto de la histéresis usando el modelo de LAND para el entrampamiento de
la maxima saturacion residual de la fase de gas (curva roja), el volumen atrapado aumenta debido
a la retencion de CO> en los poros por accion de las fuerzas capilares. Finalmente, al agregar la
solubilidad (curva marrén), el CO2 disuelto en el agua de formacion incrementa el almacenamiento
total con el tiempo, lo cual evidencia el efecto que tiene la interaccion de los mecanismos de
entrampamiento en el CO; supercritico asociado al entrampamiento estructural.

Figura 65
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Lo anterior también se evidencia en la Figura 66, donde la pluma de CO- que se¢ forma en
el reservorio muestra una distribucion clara y progresiva a lo largo de los tres mecanismos
evaluados: (a) estructural, (b) histéresis y (c) solubilidad; esto debido a la migracién del gas
impulsada por la flotabilidad y la presencia de una trampa estructural. E1 CO. permanece en estado
gaseoso y ocupa los poros disponibles en la zona superior del yacimiento Mugrosa Zona B,
delimitado por capas impermeables de Fdsiles de Mugrosa.

El efecto de histéresis genera una modificacion en la geometria y extension de la pluma de
CO:.. Este fendmeno refleja como parte del gas queda atrapado en los poros del reservorio debido
a fuerzas capilares durante los ciclos de imbibicién y drenaje. Esto aumenta la estabilidad de la
pluma al dificultar su migracion posterior.

Figura 66
Distribucion de la pluma de CO- evidenciando el efecto de modelar los diferentes mecanismos de

entrampamiento: (a) estructural, (b) histéresis y (c) solubilidad.
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Finalmente, al incluir los efectos combinados de histéresis y solubilidad, la pluma de CO-
muestra una distribucion més amplia, donde la interaccion entre el CO: y el agua del reservorio
genera una pluma mixta. Las regiones inferiores del reservorio muestran una mayor fraccién molar

de agua con CO: disuelto, lo que indica que el gas migra y se disuelve en el agua a medida que se
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estabiliza en el reservorio. Esto implica que el CO: también se esta estabilizando quimicamente,
lo que reduce significativamente el riesgo de fuga y mejora el potencial de almacenamiento a largo
plazo.

La Tabla 25 muestra a contribucion de cada uno de los mecanismos al almacenamiento
total de CO., teniendo en cuenta las variaciones en las tasas de inyeccion del gas en el proceso
WAG, evidenciando que el almacenamiento de CO, aumenta al incrementar la tasa de inyeccion,
con el atrapamiento estructural representando la mayor contribucion (70-75% del total), seguido
de histéresis (22-25%) y solubilidad (3-5%).

Tabla 25

Inventario de CO; a diferentes tasas de inyeccion

Almacenamiento de CO, Mton
Estructural Histéresis Solubilidad Total

WAG_0.6MscfD 0,1109 0,0295 0,0102 0,1505
WAG_1MscfD 0,1641 0,1553 0,0146 0,3340
WAG_2MscfD 0,2468 0,2165 0,0188 0,4821

Caso

A tasas mas altas, el crecimiento del almacenamiento estructural y por histéresis es mas
pronunciado, reflejando una mayor eficiencia en la retencion fisica y capilar del CO.. En contraste,
el almacenamiento por solubilidad tiene una menor sensibilidad al incremento de la inyeccion,
debido a las limitaciones termodindmicas del proceso de disolucion. Estos resultados resaltan la
importancia de asegurar la integridad del yacimiento para maximizar la capacidad de
almacenamiento.

9.2.4 Potencial de almacenamiento

La Tabla 26 presenta los principales pardmetros y resultados utilizados para estimar el

potencial de almacenamiento de CO2 en el Campo Llanito. Los valores incluyen el OOIP (Aceite

original en sitio, por sus siglas en inglés), el factor de recobro (% FR), y los factores de utilizacion
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y de eficiencia del almacenamiento, que permiten determinar el volumen de CO2 que puede ser
inyectado y retenido de manera segura.

Estos calculos son fundamentales para evaluar la viabilidad y la capacidad del campo como
un sitio potencial de almacenamiento geoldgico de CO». Considerando las caracteristicas
especificas del reservorio y las condiciones operativas, se calcula un potencial de almacenamiento
de 4.788 Mton para el Campo Llanito, encontrado a partir de los factores de utilizacién para el

sector obtenidos a partir de la simulacién numeérica, extrapolandolos al OOIP de todo el campo.

Tabla 26

Calculo del potencial de almacenamiento de CO2 en el Campo Llanito

Factor Eactor de Factor de Potencial de Potencial de
OO0lIP de utilizacion eficiencia de almacenamiento almacenamiento
(MMbbls)  recobro (ton/bbl) almacenamiento sector model Campo Llanito
(% FR) (ton/bbl) (Mton) (Mton)
314 14 0.11 0.0152 0.47 4.788

La Figura 67 muestra el potencial de almacenamiento de CO> en el Campo Llanito en
millones de toneladas (Mton), en un periodo de inyeccibn WAG con tasa de gas de 1 MscfD
comprendido entre 2020 y 2050. La tendencia de la curva es creciente indicando un aumento
progresivo en la cantidad de CO> almacenado con el paso del tiempo, lo que sugiere una buena
capacidad de retencién de CO..

Figura 67

Potencial almacenamiento CO, Campo Llanito Formacion Mugrosa Zona B.
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Este comportamiento podria viabilizar la implementacion de estrategias de CCUS en este
campo, el cual presenta un potencial de almacenamiento estable a partir de los 10 afios de
comenzada la inyeccion. El siguiente paso es sensibilizar los parametros buscando maximizar este
potencial de almacenamiento, lo cual representa una contribucién significativa en términos de
mitigacién de emisiones de CO, a lo largo del tiempo, si comparamos este potencial con la
principal fuente de emisién de CO- del area, la refineria de Barrancabermeja, que reporta unas

emisiones de 3.7 Mton/afo.

9.2.5 Analisis de sensibilidad de las condiciones méas favorables para el almacenamiento de

CO2 durante un proceso de inyeccion alternada de agua y gas (WAG)

La sensibilizacion de los diferentes parametros del yacimiento permite realizar el andlisis
y evaluacion del impacto de cada uno de estos sobre el desempefio de las funciones objetivo que
se requieran estudiar. En el presente estudio, se realiza el andlisis de la maxima saturacion de gas
atrapado por histéresis (Hyskrg), las tasas de inyeccion de agua (Stw) y gas (Stg), asi como el

tamario de bache de los ciclos WAG, la solubilidad a través de la constante de Henry que depende
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de la salinidad del agua de formacion y el factor de reduccion de la permeabilidad vertical k
(relacion Kv/Kh).

Las series de tiempo-funciones objetivo que se seleccionaron para el analisis son: factor de
recobro de petrdleo, corte de agua y CO; supercritico. Los pardmetros se variaron como se muestra
en la Tabla 27, teniendo en cuenta los andlisis previamente realizados: la maxima saturacion de
gas atrapado por histéresis entre los valores obtenidos en los ciclos de imbibicidn y drenaje durante
la prueba de desplazamiento (0.361 y 0.651) (Tabla 11). Se sensibilizaron 44 casos, de los cuales
40 fueron completados exitosamente.

Tabla 27
Intervalos de variacién de diferentes parametros del yacimiento y operacionales para su

sensibilizacién

Intervalo de variaciéon

Parametro
Rango Inferior Rango superior

Hyskrg 0.361 0.651
Stw (bbl) 900 1800

Stg (Mscfd) 0.6 2

Tamario de bache de los ciclos WAG (meses) 1 3
Constante de Henry 45104.4 75174

Relacion Kv/Kh 0.1 0.4

La Figura 68 muestra las soluciones generales, donde se evidencia que el caso base
representa una buena solucién con respecto a los casos propuestos aleatoriamente por CMOST.
De manera general, las soluciones generales muestran un peor desempefio, comparado con el caso
base en cada una de las funciones objetivo-sensibilizadas. No obstante, para la saturaciéon de CO;
supercritico también las soluciones generales muestran un peor desempefio, con excepcion de dos

casos que mejoran la cantidad de CO- retenido.
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Figura 68

Sensibilizacion factor de recobro de petroleo, corte de agua y CO; supercritico.
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Estos resultados destacan la sensibilidad del sistema a las variables analizadas y subrayan
la relevancia de ajustar estos parametros para optimizar el rendimiento del yacimiento. La Figura
69 compara los resultados reales de la simulacion con los estimados por el modelo proxy para
evaluar su precision. La linea de 45 grados representa una correspondencia perfecta entre ambos,
y la proximidad de los puntos a esta linea refleja la exactitud del modelo.

En este caso, los puntos verdes de las ejecuciones de verificacion (que no participaron en
la creacion de la superficie de respuesta), se encuentran muy cerca de la linea de 45 grados. Esto
demuestra que el modelo proxy no solo ajusta bien los datos de entrenamiento, sino que también
predice con precision datos independientes, lo que confirma su solidez y capacidad predictiva.
Figura 69

Graéfica de control de calidad del modelo proxy. (a) regresion lineal y (b) redes neuronales.
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De acuerdo con los criterios establecidos para la evaluacion del modelo, los resultados
obtenidos indican que el modelo cumple con los estdndares de calidad requeridos. Los valores de
“R-Square” (0.8697), “R-Square Adjusted” (0.8293) y “R-Square Prediction” (0.6878) son
superiores a 0.5, lo que demuestra una coincidencia excelente entre los resultados simulados y los
predichos. Ademés, el valor de “Prob > F” es menor a 0.00001, lo que evidencia la alta
significancia del modelo y la solidez de la relacion entre las variables explicativas y la variable de
respuesta.

En cuanto al screening del efecto de los parametros normalizados (-1, 1), los valores de
“Prob > |t|” para los parametros evaluados son notablemente bajos, lo que sugiere que las
estimaciones de los coeficientes de las variables son estadisticamente significativas.

En particular, los parametros Hyskrg (p < 0.00001), relacion Hv/Kh (p = 0.00007) y la
interaccion Hyskrg* Hyskrg* (p < 0.00001) presentan coeficientes con valores de probabilidad
muy bajos, lo que confirma que estos parametros tienen un impacto sustancial sobre el modelo.
Esto respalda la importancia de incluirlos en la interpretacion de los resultados y la validacion del
modelo.

En la Figura 70 se muestra el gréafico de estimacién del efecto de los parametros en la

funcién objetivo, donde se ilustra la sensibilidad de los parametros en el modelo cuadratico
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reducido, con los valores reflejando el doble de los coeficientes normalizados debido al rango de
2 en los parametros normalizados.

Los pardmetros con barras mas largas a excepcion de los valores maximos (14.15) y
minimos (12.39), son los que presentan mayor sensibilidad, como la saturacion maxima de gas y
la relacion Kv/Kh. Mientras que los pardmetros con barras méas cortas representan una menor
sensibilidad.

Figura 70

Graéfico de estimacion del efecto de los parametros en la funcion objetivo.
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La Figura 71 corresponde al analisis Morris, en el cual se evaltan los efectos elementales
absolutos y la desviacion estandar para identificar la sensibilidad y las interacciones entre los
parametros. El parametro "Hyskrg" se destaca como el mas sensible, con un valor alto de efectos
elementales absolutos (aproximadamente 0.8). No obstante, presenta una alta desviacion estandar,
lo que indica un impacto consistente y lineal sobre la funcién objetivo, con interacciones

significativas con otros parametros.
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En contraste, parametros como los tamafios de baches y tasas de inyeccion tanto de gas
como de agua presentan efectos elementales y desviaciones estandar cercanos a cero, lo que
sugiere una influencia minima en el modelo. La baja desviacion estandar en los parametros
analizados indica una predominancia de efectos lineales y una interaccion limitada entre ellos en
el sistema evaluado.

Figura 71

Graéfica de analisis de principales efectos de Morris.
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El analisis Sobol se utiliza para evaluar la sensibilidad de los parametros y el porcentaje de
efecto. Cuanto mayor sea el porcentaje de efecto, mayor seré la sensibilidad del pardmetro. Esto
indica qué parametros tienen un impacto significativo en la variacion de la funcién objetivo. En la
Figura 72 se observa que la saturacion final de gas asociada a la histéresis es el pardmetro que
mayor sensibilidad presenta en el resultado de la funcion objetivo.

Figura 72

Gréfica de analisis Sobol. (a) regresion lineal y (b) redes neuronales.
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9.2.6 Optimizacion condiciones mas favorables para el almacenamiento de CO> durante un
proceso de inyeccion alternada de agua y gas (WAG)

La optimizacion de los parametros mas influyentes se realiza para establecer las
condiciones méas favorables para el almacenamiento de CO2 y el factor de recobro durante un
proceso de inyeccion alternada de agua y gas (WAG). A partir del andlisis de sensibilidad
previamente realizado se optimizan los parametros mostrados en la Tabla 28.

Tabla 28
Intervalos de variacion de diferentes pardmetros del yacimiento y operacionales para su

sensibilizacién

Intervalo de variacion

Parametro
Rango Inferior Rango superior
Hyskrg 0.361 0.651
Constante de Henry 45104.4 75174
Relacion Kv/Kh 0.1 0.4
Stg (Mscfd) 0.6 2

La optimizacion realiza 160 experimentos, encontrando un factor de recobro de
14.22983%, una mejora cerca del 3%. De acuerdo con los criterios establecidos para la evaluacion
del modelo, los resultados obtenidos indican que el modelo cumple con los estandares de calidad

requeridos. Los valores de “R-Square” (0.8761), “R-Square Adjusted” (0.8718) y “R-Square
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Prediction” (0.8626) son superiores a 0.5, lo que demuestra una coincidencia excelente entre los
resultados simulados y los predichos.

Ademas, el valor de “Prob > F”” es menor a 0.00001, lo que evidencia la alta significancia
del modelo y la solidez de la relacion entre las variables explicativas y la variable de respuesta. En
la Tabla 29 se muestran la combinacion de cada uno de los pardmetros optimizados que dan como
resultado el caso optimizado.

Tabla 29

Resultados de los pardmetros optimizados de la mejor solucién encontrada

Parametro Valor

Hyskrg 0.65552
Constante de Henry 63407.644
Relacion Kv/Kh 0.25
Stg (MscfD) 2.052

En la Figura 73 se evidencia el comportamiento de las funciones objetivo: factor de recobro
y CO2 supercritico para todas las soluciones generadas. Se observa que la solucion optima se
encuentra cercana al caso base planteado (WAG_1MscfD), lo cual puede indicar una adecuada
sensibilizacion de los pardmetros realizada a partir del analisis HCVP.
Figura 73

Comportamiento de las funciones objetivo: factor de recobro y CO- supercritico optimizadas.
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10 Conclusiones

La simulacion dindmica en el sector model definido del Campo Llanito muestra un
incremento del factor de recobro del 4% con la implementacion de la técnica WAG, con respecto
a la inyeccion de agua, siendo las tasas mas eficientes: 1MscfD de inyeccion de gas y 1500 bbl/dia
de inyeccion de agua. Logra una disminucion en el corte de agua del 20% y una capacidad de
almacenamiento de 0.47 Mton de CO>. Los resultados muestran un factor de utilizacion de 0.11
toneladas de CO> por barril de petréleo producido y una eficiencia de almacenamiento de 0.0152
ton/bbl, a partir de los cuéles se estima un potencial de almacenamiento del Campo Llanito de
4.788 Mton de CO», con un porcentaje de retencion del 56% y una recuperacién incremental del
5%.

El entrampamiento estructural es el mecanismo inicial mas importante para retener el gas
(70-75% del total), pero su efectividad aumenta significativamente al considerar histéresis (22-
25%) vy solubilidad (3-5%). La interaccion entre estos mecanismos refuerza la estabilidad del
almacenamiento de CO2, minimizando los riesgos de fuga, controlando la geometria de la pluma

y disminuyendo la presion ejercida por las fuerzas de flotabilidad a la roca sello.

El andlisis de sensibilidad establece que la saturacion méxima de gas atrapado asociada a
la histéresis es el parametro que mayor influencia tiene en la capacidad de almacenamiento de CO>
y el factor de recobro, seguida por la relacion Kv/Kh y la constante de Henry asociada con la
solubilidad. El escenario 6ptimo de aplicacion de la técnica WAG arroja un factor de recobro de
14.2% y una cantidad de CO. atrapado de 0.1628 Mton, con un valor de saturacion maxima de gas
atrapado de 0.657, relacion Kv/Kh de 0.25, tasas de inyeccion agua de 1500 bbl/dia y de gas de

2.052 MscfD.
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La simulacion composicional a través de la herramienta WINPROP determina que no
existe miscibilidad al primer contacto entre el crudo mediano del Campo Llanito y el CO;
inyectado. La PMM a multiples contactos es de 3590 psia, se logra debido a la combinacion de
mecanismos: empuje de gas por vaporizacion y condensacion. Considerando la presion inicial de
la Formacion Mugrosa zona B del Campo Llanito de 2350 psia, el proceso de inyeccion de CO>
ocurre en condiciones no miscibles, por lo cual, el principal mecanismo de interaccion con el crudo

es la solubilidad, mostrando reducciones del 27% en su densidad y viscosidad.

Se estudia la influencia de las propiedades fisicoquimicas de la Formacion Mugrosa en su
capacidad de almacenamiento de COa, propias de su ambiente de depositacion continental fluvial
de transicion entre rio meandrico y trenzado, el cual permitié las caracteristicas petrofisicas y
geoldgicas necesarias para el entrampamiento de Hidrocarburos, que posibilitan a su vez el
almacenamiento de CO». La petrografia evidencia que la composicion mineraldgica es estable, lo
cual sugiere poca posibilidad de presentar reacciones geoquimicas con el CO2, por su alto
contenido de silicatos, por lo cual el mecanismo de entrampamiento mineral no se consideraria

influyente en la capacidad de almacenamiento de la formacion.
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11 Recomendaciones

Incluir en la simulacion numérica un analisis geomecanico que involucre la presion de
fractura tanto del yacimiento como de la roca sello, sensibilizando la presion de inyeccion tanto
del CO2 como del agua, y asi mismo un analisis de reactivacion de fallas asociadas al radio de
alcance y geometria de la pluma de CO..

Evaluar mediante simulacion numérica los resultados de una prueba de desplazamiento
WAG-CO, incluyendo la influencia tanto de diferentes pardmetros operativos: la relacion WAG,
el tamafio de bache, entre otros; como de diferentes caracteristicas del yacimiento: variadas
litologias (preferiblemente plugs de yacimiento) y composicion de fluidos de formacion.

Realizar un analisis de la continuidad y efectividad de la roca sello, para garantizar la
seguridad del almacenamiento de CO2 a largo plazo, incluyendo dichos pardmetros en la
simulacion numérica del proceso.

Evaluar los rangos de presién y temperatura para los cuéles se pudiera presentar la
precipitacion de asfaltenos, dado que en el presente estudio se evitaron valores de presion
superiores a 3000 psia.

Elaborar el plan de manejo, monitoreo y verificacion (MMV) para la realizacién de
proyectos de CCUS.

Realizar un analisis econdmico de la prefactibilidad de la aplicacion de la técnica de
inyeccion alternada de agua y CO:z en el &rea de interés, teniendo en cuenta los volumenes de
emision de la fuente cercana (gases de combustion de la refineria de Barrancabermeja), los
volimenes de inyeccion requeridos y el potencial de almacenamiento de los campos de la zona

central de la cuenca del Valle Medio del Magdalena.
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Apéndices

Apéndice 1. Clasificacion rocas sedimentarias triangulo de Folk (pag. 61)

Cuarzoarenita
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Apéndice 2. Comportamiento de las saturaciones de los fluidos a medida que avanza la inyeccién

WAG.
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