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Abstract

The unconventional reservoirs, so called because their formation is far from what
sets the common petroleum system, being in most cases, the reservoir rock the
same that the source rock, and having no apparent trap; causing that this reservoirs
cannot be studied with the concepts generally applied, or exploited with the
technology normally used.

Due to global demand, the recovery of hydrocarbons of this reservoirs is necessary,
so it requires the development of new tools to do a better study of these, and achieve
an optimal subsequent exploitation. In this vein, this paper seeks to provide methods
of material balance for two types of unconventional reservoirs in particular: shale gas
and coalbed methane (CBM).

In the first instance, the non-conventional reservoirs are introduced, presenting the
characteristics that make them be distant from the concepts used to describe a usual
reservoir.

Next, a chapter for shale gas and one for CBM will be dedicated, delving into the
reservoir-formation processes, and the rules of distribution of these unconventional
reservoirs, also presenting for each type of reservoir, a section devoted to global and
national panorama.

Material balance has long been used in reservoir engineering practice as a simple
yet powerful tool to determine the original gas in place and recovery factors. It exist
different methods to estimate it. The chapter four discusses volumetric and material
balance methods for conventional gas reservoirs, including data requirements,
calculation techniques and limitations of the methods.

Finally, a material balance method for unconventional gas reservoirs proposed by
King (1990) and specific cases as well as an iterative graphical solution for the
method are presented. The method is appropriate for estimating original gas-in-
place.



Resumen

Los yacimientos no convencionales, denominados asi debido a que su formacion
dista de lo que establece el sistema petrolero comun, siendo en la mayoria de los
casos, laroca almacén la misma que la roca generadora y existiendo sin una trampa
aparente; esto provoca que este tipo de yacimientos no puedan ser estudiados con
los conceptos habitualmente aplicados ni explotados con la tecnologia normalmente
utilizada.

Debido a la demanda mundial, es necesaria la recuperacion de hidrocarburos de
este tipo de yacimientos, por lo que se requiere del desarrollo de nuevas
herramientas que permitan realizar un mejor estudio de estos, y lograr una
explotacion posterior 6ptima. En esta linea, este trabajo busca proveer de métodos
de balance de materia para dos tipos de yacimientos no convencionales en
particular, el gas de lutita (shale gas) y el metano en capas de carbén (CBM).

En primera instancia se introduciran los yacimientos no convencionales,
presentando las particularidades que los hacen distar de los conceptos utilizados
para la descripcion de un yacimiento usual.

Seguido, se dedicara un capitulo para gas de lutita y otro para metano en capas de
carbon, ahondando en el proceso de formacidén y las caractetiscas de estos
yacimientos no convencionales, presentando ademas para cada tipo de yacimiento,
un apartado dedicado al panorama mundial y nacional de estos tipos de
yacimientos.

El balance de materia ha sido utilizado en la practica de la Ingenieria de Yacimientos
como una herramienta simple pero poderosa para la estimacién de parametros
fundamentales como el volumen original de hidrocarburos in-situ y el factor de
recuperacion. Existen diferentes métodos para estimarlos, en el Capitulo 4 se
presentan métodos volumétricos y de balance de materia para yacimientos
convencionales de gas, incluyendo los datos requeridos, técnicas de calculo y
limitaciones de los métodos.

Por ultimo se presentara un método general de balance de materia para yacimientos
de gas no convencionales propuesto por King (1990) y sus casos particulares, asi
como una solucion gréfica iterativa para dicho método. Este método es apropiado
para la estimacion del volumen original de gas in-situ.
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1 Introduccion a los yacimientos no convencionales

1.1 Antecedentes

El primer tipo reconocido fueron los yacimientos compactos de gas (conocidos en
inglés como tight gas), encontrado en 1927 en la cuenca de San Juan (ubicada en
el suroeste de los Estados Unidos), puesta por primera vez en produccion en la
década de 1950s, conocido entonces como un “yacimiento de gas sutil”. Expertos
del estudio Schmoker et al. (1995) propusieron el término “acumulacion continua de
hidrocarburos” (Gautier y Mast, 1995), y en el 2006, incluyeron al gas de lutita, los
yacimientos compactos de gas, el metano en capas de carbon e hidratos de gas
(nombrados en inglés como shale gas, tight gas, coalbed methane, gas hydrate,

respectivamente) dentro de la categoria de acumulaciones continuas de gas.

1.2 Concepto y tipos de acumulaciones continuas no
convencionales de hidrocarburos

1.2.1 Concepto de acumulacion continua no convencional de
hidrocarburos

Wilson (1934) propuso la existencia de depdsitos cerrados y abiertos en su sistema
de clasificacion de las acumulaciones de hidrocarburos, sin embargo, no consideré
que los depdsitos abiertos tuvieran valor comercial. Schmoker (2005) sefial6 que
las acumulaciones continuas de hidrocarburos eran aquellas acumulaciones de gas
0 aceite que tenian grandes dimensiones Yy limites indistintamente definidos, y que
existian mas o menos independientemente de la columna de agua. Se puede
afirmar que las diferencias mas importantes entre las acumulaciones continuas de
hidrocarburos y los depdsitos convencionales son la definicion de trampa, rango de
distribucion, contactos entre gas y aceite; y aceite y agua, asi como el sistema de
presion. En otras palabras, las acumulaciones continuas de hidrocarburos tienen
trampas “invisibles” y el gas y el aceite se acumulan en depdsitos de gran extension,
mientras que las acumulaciones convencionales de hidrocarburos tienen trampas

“visibles” con una forma definida clara.
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A partir de esto el término “acumulaciéon continua de hidrocarburos” se refiere a
aquellos depdsitos no convencionales de aceite y gas en sistemas extensos no
convencionales de yacimientos sin una trampa obviamente definida. Aqui, la
palabra “continua” destaca la distribucion del aceite y gas. Aceite y gas que estan
acumulados en yacimientos compactos no convencionales, y que se encuentran
distribuidos en el centro y pendiente de la cuenca en grandes dimensiones. Durante
el proceso de acumulacion, la flotabilidad es limitada y el flujo no Darcyano es
predominante. No existe contacto uniforme gas-aceite, aceite-agua, o sistema de
presion. Las reservas son calculadas de acuerdo al area de control de pozos, y las
tecnologias especiales, como pozos horizontales y fracturas a gran escala, son
necesarias para desarrollar este tipo de yacimientos.

1.2.2 Tipos de acumulaciones continuas de hidrocarburos

Hasta el momento, no hay ningin esquema de clasificacién existente para las
acumulaciones continuas de hidrocarburos. Zou (2014) propuso varios esquemas
de clasificacion de acuerdo a las caracteristicas de dichas acumulaciones. (Tabla 1-
1).

1.3 Génesis y caracteristicas de acumulaciones continuas no
convencionales de hidrocarburos

De acuerdo a la definicion y a sus caracteristicas naturales, las acumulaciones
continuas de hidrocarburos no son idénticas a las acumulaciones no convencionales
de hidrocarburos. Las acumulaciones continuas de hidrocarburos estdn compuestas
por la mayoria de los tipos de acumulaciones no convencionales de hidrocarburos,
asi como de nuevos tipos que actualmente se encuentran no reconocidos. Sin
embargo, no todas las acumulaciones no convencionales hidrocarburos son
acumulaciones continuas — por ejemplo el aceite en arenisca. El término de
acumulacion continua de hidrocarburos hace énfasis en trampas invisibles y la
distribucion difusa de aceite y gas en grandes dimensiones, incluyendo aquellas que
estan parcialmente controladas por diagénesis e hidrodinamica, o distribuidas en

fracturas volcanicas y capas intemperizadas.
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Tabla 1-1. Esquemas de clasificacion para acumulaciones continuas de hidrocarburos
(Zou, 2014).

Base de clasificacion Tipo

Tipo de yacimiento Yacimientos compactos de gas,
yacimientos compactos de aceite, gas
de lutita, aceite de lutita, metano en
capas de carbdn, hidratos de gas,
depdsitos de hidrocarburos
volcanicos y metamorficos, depdsitos
de hidrocarburos de carbonatos
fracturados-vacuolares.

Origen de aceite y gas Térmico, biogenético, causas mixtas.
Conjunto fuente-yacimiento-  Conjunto fuente-sello Yacimiento autogenerado (metano
sello en capas de carbdén, gas de lutita,
aceite de lutita), yacimiento no
autogenerado (yacimientos

compactos de aceite, yacimientos
compactos de gas)

Fuente del Depdsito auto abastecido (metano en
hidrocarburos capas de carbdn, gas de lutita, aceite
de lutita), depdsito no
autoabastecido (yacimientos

compactos de aceite, yacimientos
compactos de gas)

Ocurrencia de aceite y gas Tipo adsorcidn, tipo libre, tipo libre-
adsorcion.
Continuidad Depdsitos de gas con procesos

continuos de acumulacion, areas
continuas de acumulacién, y procesos
continuos de explotacion.

1.3.1 Caracteristicas criticas

Las caracteristicas destacables de las acumulaciones continuas de hidrocarburos
incluyen sistemas de yacimientos no convencionales, definicién de trampa difusa,
asi como grandes dimensiones. Ademas, no existe un contacto uniforme aceite-gas
0 un sistema de presion. Sin una trampa definida, es un tipo de trampa no

convencional, o una trampa invisible.
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Figura 1-1. Modelo de distribucion de las diferentes acumulaciones no convencionales de hidrocarburos. (Zou, 2014).

1.3.1.1 Extensaroca generadora y generacion continua de hidrocarburos

Las rocas generadoras de buena calidad estan distribuidas en grandes
dimensiones, siendo la roca generadora el yacimiento en si, o la roca generadora

estando en contacto directo con el yacimiento.

Después de la formacion de grandes cuencas de depresion, la subsidencia regional
con rangos similares ocurri6 debido al efecto de la estructura regional y la
estabilidad de la base. Las rocas generadoras maduraron al mismo o en similar
periodo geoldgico, lo cual formé una extendida cocina de hidrocarburos?!. Por lo
tanto, es posible que los yacimientos de cuerpos de areniscas en contacto con la

cocina de hidrocarburos acumularan hidrocarburos en grandes dimensiones.

Las rocas generadoras de ciclotemas? se desarrollan en la mayoria de las zonas de
acumulaciones no convencionales de aceite y gas. Este tipo de roca madre es capaz
de generar hidrocarburos continuamente, asi como de inyectar hidrocarburos a una

base sostenida (Figura 1-1).

Ademas de las rocas generadoras de ciclotemas, otras rocas madre como aquellas

asociadas con mudstone marino y lacustre son también capaces de generar

! Cocina de Hidrocarburos: Un area del subsuelo en la que las rocas generadoras han alcanzado condiciones adecuadas de presion y
temperatura para la generacién de hidrocarburos; también conocida como cocina generadora, cocina de hidrocarburos o cocina de gas.

2 Ciclotema: Una sucesién de caliza, arenisca, pizarras y depdsitos de carbén.
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hidrocarburos continuamente. Estas pueden generar aceite durante la etapa de

madurez, y el aceite puede craquear en gas.

El contenido de cloroformo bitumen en el carb6n es mayor que el presente en el
mudstone marino, debido a que la capacidad de adsorcion del carbon es mejor que
la del mudstone marino. La evolucién térmica puede tener un gran efecto en el
hidrocarburo residual en el carbon y mudstone marino. En estratos marinos en
etapas de alta sobre maduracién, los hidrocarburos estan compuestos de aceite
craqueando gas desde las acumulaciones de hidrocarburos iniciales y sistemas de
migracion, y los hidrocarburos liquidos en las rocas generadoras pueden craquear
para formar gas al mismo tiempo. En formaciones de carbon, el gas natural procede
en su mayoria del craqueo (el proceso de divisibn de una molécula pesada de
hidrocarburo grande en componentes mas livianos y pequefios) de los

hidrocarburos liquidos dispersos en el carbon.

Los hidrocarburos residuales en el carbon son resultado de la incorporacion de
hidrocarburos formados en una etapa mas temprana debido a la baja eficiencia
expulsiva. Por el contrario, el contenido residual de hidrocarburos en el mudstone
marino decrementa con la reduccién del potencial de generacion de hidrocarburos,
indicando que la generacion de hidrocarburos y la eficiencia expulsiva pueden
influenciar el contenido residual de hidrocarburos en le mudstone marino. En
resumen, las rocas generadoras son capaces de generar diferentes tipos y

diferentes fases de hidrocarburos a diferentes etapas de evolucion térmica.

La continua distribucion de extensas rocas generadoras es la base para la formacion
de las acumulaciones no convencionales de hidrocarburos. Rocas marinas y
ciclotemas son las principales rocas generados de gas. Investigaciones anteriores
sugerian que el gas natural podria provenir del querégeno y el craqueo de
hidrocarburos liquidos. De cualquier manera, el entorno de los hidrocarburos
liquidos esta afectado por la eficiencia expulsiva. A baja eficiencia expulsiva, los
hidrocarburos liquidos estan distribuidos en las rocas madre, y pueden dispersarse
en las rutas de migracion y las antiguas acumulaciones fuera de la roca generadora.

Estas uUltimas pueden craquear en gas natural bajo los efectos térmicos, lo que
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puede convertirse en la principal fuente de gas natural en formaciones marinas
demasiado maduras cuando las eficiencias de expulsion y acumulacion son bajas.
Por lo tanto, los hidrocarburos residuales y dispersos, y su potencial para
craguearse en gas son esenciales en la formacion y acumulacion de gas natural en
etapas altas de maduracion. Normalmente, las cuencas de depresion continental y
ciclotemas en alternancia con facies continentales y marinas son favorables para
las extensas rocas generadoras de gas. Ademas, las cuencas marinas craténicas
son favorables para extensas rocas generadoras con la capacidad de generar

hidrocarburos continuamente.

1.3.1.2 Yacimientos compactos ampliamente distribuidos

Las propiedades fisicas de los yacimientos en campos convencionales gigantes de
aceite y gas son relativamente buenas, al contrario de las encontradas en campos
no convencionales gigantes de aceite y gas las cuales son extremadamente pobres.
De acuerdo con Zou (2014) los yacimientos compactos de acumulaciones contindas
de hidrocarburos estan extensamente distribuidos, con porosidades tipicas menores
al 10% y permeabilidades menores que 1 x10° mili-darcys (mD). Se llegan a
desarrollar micro fracturas en zonas de falla, las cuales mejoran las propiedades del
yacimiento. Los yacimientos de lutita son tipicos yacimientos compactos, con
porosidades entre el 4% y el 6% y permeabilidades menores a 0.0001 x10- mD.
Los yacimientos de lutita en zonas de falla o fractura tienen muchas mejores
propiedades fisicas, con una porosidad mayor a 10% y permeabilidades mas

grandes a 1 x103 mD.

1.3.1.3 Acumulacion continua de hidrocarburos

La acumulacién en yacimientos continuos de aceite y gas se ve menos afectada por
la hidrodinamica regional, ya que la mayoria ocurre por procesos de flujo no
Darcyano como la difusion. Durante el proceso de acumulacion, la flotabilidad es
limitada, y la diferenciacion entre aceite y agua, 0 gas y agua, no es obvia. Pero la

migracion de aceite y gas alrededor del area de punto dulce? todavia es controlada

Punto dulce: Expresion coloquial para una ubicacién o area objetivo dentro de una extension productiva o yacimiento que representa
la mejor produccién o produccién potencial
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por flotabilidad. El esfuerzo de expulsion de hidrocarburos de la roca madre es el
principal mecanismo de empuje en la formacion del yacimiento, el cual es controlado
por el esfuerzo de generacion de hidrocarburos, la sobrepresion, y esfuerzos
tectonicos, mientras que la fuerza de resistencia a la formacion del yacimiento es la
presion capilar. El patron de acoplamiento de las fuerzas de empuje y resistivas
determina las fronteras de los yacimientos de hidrocarburos y gas. Comidnmente,
aceite, gas y agua coexisten en una distribucién compleja, sin contactos obvios

aceite-gas o0 gas-agua, y muy diferentes saturaciones de aceite y gas.

En los yacimientos continuos de aceite y gas, los roles de la presiéon de la columna
de agua y de la flotabilidad no son importantes, ya que solo la migracion primaria o
una ligera migracion secundaria existen, por lo que las distancias de migracion
suelen ser cortas. Con un sistema de gargantas de poro de tamafio hanométrico,
los yacimientos de hidrocarburos compactos funcionan como generador, almaceén,
y sello, y su mecanismo de formacién es obviamente diferente al de los yacimientos

convencionales, los cuales estan formados por trampas.

El mecanismo de formacién de los hidrocarburos depende de la distribucion de los
tamafios de poro del yacimiento (Figura 1-2). En poros milimétricos o de tamafio
mayor, los fluidos fluyen sin restriccidn, rigiéndose por las leyes de la hidrostatica.
En poros micrométricos (diametro de garganta de poro entre 1mm y 1um), el flujo
es restringido por las fuerzas capilares, y el flujo a través del medio poroso sigue la
ley de Darcy. En el caso de los poros nanométricos (poros con un diametro de
garganta menor a 1um), el flujo se ve restringido conduciendo a “retencion” debido
a las grandes fuerzas viscosas y moleculares entre el fluido y el medio. El fluido solo
se puede dispersar en forma de moléculas o de un grupo molecular, incluso bajo
temperatura variable y condiciones de presion, como gargantas de poro en zonas
compactas no convencionales (incluyendo areniscas siliceas, lutitas, y arcilla). El
mecanismo dinamico de migracion de hidrocarburos en los espacios del yacimiento
varia con el tamafio de las gargantas de poro y puede ser descrito por diversas
ecuaciones dinamicas. En gargantas de poro milimétricas, la migracion de

hidrocarburos se rige por la ley de Arquimedes, y el hidrocarburo es empujado por



Introduccién a los yacimientos no convencionales

la fuerza de flotabilidad (Guo et al., 1998) calculada por la Ec. 1.1. En gargantas de
poro de escala nanométrica mas grandes, esta presente la ecuacion de equilibrio
dinamico, y el hidrocarburo es empujado por la sobrepresion resultante de la
generacion de hidrocarburos en la roca madre, calculada por la Ec. 1.2. En las
gargantas de poro pequefias de tamafio nanométrico, se rige por la ley de Frick, y
el hidrocarburo es empujado por difusion (Hao et al., 1995) calculado mediante la
Ec. 1.3:

Ap = (pyw — pr)hng , Ec. 1.1

Pgr = Pc+ Pgghy + D, Ec. 1.2
9%c = ac

—D—+5.=0, Ec. 1.3

donde Ap es la fuerza de flotacion de la columna de gas por unidad de area, Pa; hy,
es la altura de la columna de hidrocarburos, en m; g es la aceleracion de la
gravedad, tomando 9.8 m/s?; p,, es la densidad del agua de formacién, kg/m?; p;, es
la densidad del hidrocarburo, kg/m3; p,; es la presion del gas natural en fase libre,
105 Pa; p, es la presion capilar, Pa; h, es la altura de la columna de gas natural, m;
p, es la densidad del gas natural, kg/m?; p; es la presion del agua de formacion, Pa;
D es el coeficiente de difusion del gas natural en yacimientos compactos m?/s; D es
el contenido de gas natural en los yacimientos compactos, m3gas/M3oca; t €S el
tiempo de difusion, s; y z es la distancia de difusion del gas natural en yacimientos

compactos, m.

1.3.1.4 Tecnologias clave de desarrollo

Es casi imposible explotar aceite y gas desde yacimientos continuos usando
tecnologias convencionales. Tecnologias especificas son necesarias para
incrementar la productividad, tales como modificacion artificial, perforacion masiva,
pozos multilaterales y pozos horizontales. La produccion de pozos individuales es
usualmente baja al inicio, pero puede permanecer estable durante un periodo largo
de tiempo. El gas disperso puede permanecer en carga durante el desarrollo,

sirviendo como un gas suplementario que extiende la duracién del tiempo de
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‘continuas” pueden surgir durante el

desarrollo, pero el fracturamiento repetido es necesario. La evaluacion de los

recursos y la prediccion de las zonas favorables para los yacimientos continuos son

diferentes de las de los yacimientos convencionales. La obtencién de datos sismicos

prestack (etapa de pre-apilamiento), y las tecnologias de deteccion de fluidos son

esenciales en el desarrollo de los yacimientos continuos.

Diametro de poro p.ara el espacio de un yacimiento de hidrocarburos
Olonm  10nm lpm lmm
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Figura 1-2. Comparacion de mecanismos de acumulacién de hidrocarburos convencionales y no convencionales. (Zou,
2014).

1.4 Origen, distribucion, y evolucion de las acumulaciones
continuas de hidrocarburos
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Las acumulaciones continuas se forman en ambientes Unicos, producto de procesos
continuos de acumulacion, espacios continuos de acumulacidon, y procesos

continuos de desarrollo.

1.4.1 Acumulaciones sin presencia de una definicion de trampa obvia

Hasta ahora, las acumulaciones continuas de hidrocarburos reconocidas son
especificas en el desarrollo de sus cuencas tectonicas, las propiedades del
yacimiento, su conjunto fuente-almacén-sello, condiciones fisicoquimicas, y la

migracion e inyeccion del aceite y el gas.

1) Las acumulaciones continuas de hidrocarburos se localizan en el centro de
la cuenca y la pendiente con campos térmicos especiales, campos de
presion, y campos de fluidos; es decir, hay ocurrencia de aceite a grandes
profundidades resultado de altas temperaturas y presiones.

2) El yacimiento esta distribuido de forma continua, con porosidades y
permeabilidades de bajas a extra bajas, resultando en mecanismos
complejos de filtracion y baja ocurrencia de reservas.

3) La configuracién de la roca fuente, almacén, y sello es Unica, incluyendo
cuando la generacion y el yacimiento se dan en el mismo medio (ejemplo:
metano en capas de carbon, gas de lutita, y aceite de lutita) y aquellos
yacimientos en contacto directo con la roca madre (ejemplo: yacimientos
compactos de aceite y gas).

4) De igual manera las condiciones de temperatura y presion, asi como los
efectos biolégicos y fisicoquimicos son unicos. Por ejemplo, el gas
biogenético a poca profundidad es producto de microorganismos que
generan el gas en un ambiente critico (Collett, 2002). Los hidratos de gas
natural se localizan en el fondo del mar o en la tundra, lo que es diferente de
los depdsitos convencionales de hidrocarburos en términos de medio

ambiente y componentes.

1.4.2 Proceso de acumulacion continua
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El proceso de formacion continua se refiere al balance dinamico entre la inyeccion
y difusion de los hidrocarburos. Los sistemas de rocas generadoras de carbon
pueden generar gas durante el proceso entero de evolucion térmica. La generacion
continua de hidrocarburos es el requerimiento fundamental para las acumulaciones
continuas de hidrocarburos. El proceso de formacion del gas de lutita, el metano en
capas de carbon, y yacimientos compactos de gas es obviamente continuo, como
lo es también en el gas organico de poca profundad y los hidratos de gas natural.
La formacion del gas organico de poca profundidad también depende del balance
dindmico entre la inyeccién y difusion del gas. Si el medio ambiente es ideal, los
microorganismos pueden generar gas continuamente. Un estudio de los modelos
de formacion en laboratorio de los hidratos de gas indicd que los hidratos de gas

pueden tomar forma continuamente con abasto suficiente de CH4 (metano) y agua.

1.4.3 Acumulacion en un espacio continuo

Un espacio continuo de acumulacion es critico para el desarrollo de los depédsitos
continuos de hidrocarburos. Que la roca generadora es la misma que el almacén o
que se trata de un yacimiento extendido sin definicion obvia de trampa contribuye a
la distribucion continua de aceite y gas. Es dificil definir los limites de estos
depdsitos. Por ejemplo, los yacimientos compactos de gas son tipicas
acumulaciones continuas de gas, y el gas natural esta presente en toda la formacién
de arenisca a diferentes saturaciones. No existe una interfaz obvia gas-agua o
acuifero asociado, haciendo difusos los limites de los depdésitos de gas. En el gas
de lutita, el yacimiento y la roca generadora estan en el mismo sistema, lo que
muestra una continuidad obvia. El gas se encuentra en los poros entre particulas o
en las fracturas, o es adsorbido en la superficie de la materia organica. Ademas, no
hay una definicion de trampa clara o de la interfaz agua-gas. El metano en capas
de carbon es adsorbido en estratos de carbon, haciendo dificil el definir los limites.
Por otra parte, los depoésitos de hidrocarburos en el centro de la cuenca y en la
pendiente, cuyas rocas generadoras estan en contacto directo con el yacimiento,

estan continuamente distribuidas.

1.4.4 Proceso continuo de explotacion
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Durante el proceso de explotacion, el periodo de produccion de los depdsitos
continuos de hidrocarburos, especialmente acumulaciones continuas de gas, puede
durar indefinidamente. Tres o cinco afios después del fracturamiento es un periodo
tipico de producciéon, después del cual la productividad del gas decrementa
gradualmente. La productividad puede incrementar a los estandares originales
después de fracturar por segunda vez, y este proceso puede repetirse muchas
veces (Figura 1-3). El gas libre, el gas adsorbido, y el gas disperso se acumulan en
el pozo, resultando en una produccion de gas continua. Por ejemplo, de acuerdo a
las estadisticas de los pozos de gas de lutita en Estados Unidos, el periodo de
produccién es largo. Al principio, el gas libre en las fracturas y en los poros de la
matriz cercanos es producido. Después, con la caida de la presidén de formacion, el
gas adsorbido empieza a ser desorbido de las superficies granulares y entra en el
sistema de facturas por difusion. El gas de lutita en el sistema de fracturas se filtra
en el fondo del pozo y después es circulado a la superficie. Cuando el gas libre y el
gas adsorbido cercano a las fracturas disminuyen, un nuevo sistema de fracturas
puede ser generado mediante la refracturacion. Es entonces cuando la
productividad incrementa, comenzando un nuevo ciclo de produccion para ese
pozo. Usualmente, el periodo de produccién para un pozo de gas de lutita puede
alcanzar desde los 30 hasta los 50 afos (Bowker, 2007).
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Figura 1-3. Productividad de gas después de difeferentes etapas de terminacion (fracturamiento), gas de luita en la
cuenca Barnett, Estados Unidos. (Zou, 2014).

1.5 Diferencias entre las acumulaciones continuas tipicas de
hidrocarburos

Las acumulaciones no convencionales de hidrocarburos, tales como el gas de lutita
y aceite de lutita, yacimientos compactos de gas y yacimientos compactos de aceite,
y el metano en capas ce carbon, son similares en muchos aspectos. Las
caracteristicas similares de estas acumulaciones continuas de hidrocarburos,
incluyen yacimientos compactos, la carencia de una definicion de trampa obvia, y la
no existencia de un contacto uniforme entre gas y aceite, 0 aceite y agua. Estas
estdn continuamente distribuidas en depdsitos extendidos, donde el flujo no
Darcyano prevalece. Para la explotacion de estos recursos, se requieren

tecnologias especiales tales como pozos horizontales y fracturamiento en maltiples
etapas.
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Sin embargo, existen diferencias entre los diferentes depdsitos no convencionales
de aceite y gas (Tabla 1-2). Por ejemplo, el gas de lutita es diferente debido a que:
(1) su yacimiento es compacto, con poros de tamafio nanométrico, asi como de baja
a ultra baja permeabilidad, (2) la lutita actia como el yacimiento y como la roca
generadora simultdneamente, y los poros organicos son el sitio importante de
almacén para el gas, (3) la migracion en los estratos de lutita es nula o solo se
presenta en una corta distancia, y (4) puede coexistir con los yacimientos compactos
de gas, yacimientos compactos de aceite, y el metano en capas de carbon,
formando un sistema petrolero continuo. La produccion de aceite y gas por pozo y
las ganancias econdmicas se veran incrementadas si estos recursos se desarrollan

en conjunto.
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Tabla 1-2. Diferencias entre las acumulaciones continuas de aceite y gas (Zou, 2014).

Metano en Yacimiento _
I . . . Yacimiento
# Caracteristicas  Gas de lutita capas de Aceite de lutita compacto de
. . compacto de gas
carbon aceite
Area de .
Cercana al e Hundimiento
distribucién en Centro de la Centro de la
., centro de profundo o
1 Locacion . ., las plantas . cuencaoenla cuencaoenla
sedimentacién . lutita en la . .
continentales . pendiente pendiente
de la cuenca . pendiente.
superiores
. Mayormente Mayormente Mayormente Mayormente
2 Porosidad <4%-6% v o v o M o v o
menor al 10% menor al 10% menor al 12% menor al 10%
Permeabilidad Mayormente Mayormente Mayormente Mayormente
3 ) <0.001-2 x10° v y y v
(103mD) menoral menoral menoral menoral
El yacimiento
. L. contacta El yacimiento
Configuracion La roca La roca La roca .
o directamente la  contacta
de yacimiento  generadora, generadora, generadora, .
4 ! . ; roca directamente la
y roca almacénysello almacénysello almacény sello
. . . generadoraola rocageneradorao
generadora es la misma es la misma es la misma . . . .
distancia es la distancia es corta
corta
5  Trampa Sin definicién de trampa obvia
Migracion
No hay No hay No hay .g . . L . .
. ; L . L . ., primaria o Migracion primaria
Tipo de migracién, o es  migracion, 0 es  migracion, o es . . . L
- - migracién 0 migracion
migracién del muy corta muy corta muy corta . .
, secundaria en secundaria en
petréleo dentro de la dentro de la dentro de la . . . .
. . ) distancias distancias cortas
misma roca misma roca misma roca
cortas
Difusa en la Poros de
. lutita, gas Areas de Areas de disolucion y Poros de disolucién
6 Ocurrencia . . . .
enriquecido en  fractura o cleat  fractura areas de y areas de fractura
las fracturas fractura
. L, Desorcion, . .
7 Filtracion o Domina el flujo no Darcyano.
difusion
Domina el gas
seco, gas Gas adsorbido Saturacion de gas
adsorbido enel dominante, Aceite de baja-  Aceite de baja- varia
8 Fluido querdgeno y menor mediana mediana considerablemente
los poros, gas cantidad de madurez madurez mayormente
libre en las gas libre menor al 60%,
fracturas
9 Recurso La abundancia de recursos es baja, y las reservas se calculan en base a la produccién de los
pozos.
Baja Baja Baja -
) L. ) L. ) L, Yacimientos L
produccién, produccion, produccidn, compactos Yacimientos
bajo EOR, bajo EOR, bajo EOR, ba'op ’ compactos, bajo
, periodos largos  periodos largos  periodos largos | S produccién sin
Tecnologia de . L . produccién sin .
10 de produccién, de produccién, de produccidn, fracturamiento,

explotacién

pozos
horizontales,
fracturamiento
requerido.

pozos
horizontales,
fracturamiento
requerido.

pozos
horizontales,
fracturamiento
requerido.

fracturamiento,
tecnologias
especificas son
necesarias

tecnologias
especificas son
necesarias
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2 Shale Gas

El gas de lutita conocido comunmente como shale gas (su término correspondiente
en el idioma inglés), esta definido como un gas no convencional que se encuentra
atrapado dentro de una formacion de lutita, generalmente una lutita ricas en materia
organica con porosidades y permeabilidades ultra bajas. El gas de lutita no es
nuevo, pero solo recientemente ha llegado a ser tan importante. La formacion y
distribucion del gas de lutita fue especial, y se caracteriza por grandes recursos

potenciales y de una larga historia de desarrollo.

De acuerdo con su mecanismo genético, el play de gas de lutita fue confirmado
como tipicas acumulaciones de gas en areas extensamente amplias caracterizadas
por la autogeneracion y la acumulacion in situ. Las lutitas orgadnicamente ricas
suelen ser las rocas generadoras que también funcionan como yacimiento y sello.
El gas de lutita se puede generar en cada etapa de la evolucion de la materia
organica, donde el gas biogenético, gas termogénico, gas de pirdlisis, y similares
fueron formados. Con componentes quimicos dominados por metano (90% o mas),
en su mayoria el gas de lutita es tipicamente gas seco y solo en contadas ocasiones

se tratara de gas humedo.

En la teoria geoldgica convencional sobre el gas y el aceite, las lutitas
organicamente ricas sirven principalmente como una roca fuente de hidrocarburos
en lugar de almacén; por lo tanto, histéricamente las lutitas organicamente ricas
fueron siempre una zona de no exploracion ni desarrollo de gas y/o petréleo.
Recientemente, la recuperacion comercial de gas de lutita se ha desarrollado con
base en las innovaciones en la teoria geoldgica (tales como los poros micro-
nanometricos, que fueron desarrollados en lutitas organicamente ricas, flujo no
Darcyano, etc), asi como en los avances tecnoldgicos (tales como las terminaciones
de pozos horizontales y fracturamiento hidraulico de varias etapas). Por lo tanto, las

lutitas organicamente ricas se han convertido en un nuevo e importante objetivo



para la exploracion y desarrollo de aceite y gas a nivel mundial, dando lugar a

cambios importantes en el marco del suministro y demanda mundial de energia.

Este capitulo se enfoca en el gas de lutita. La generacidn, acumulacién y reglas de

distribucion seran tratadas para proveer bases tedricas para su futura comprension.

2.1 Connotacion del shale gas

2.1.1 Tipos y génesis del shale gas

Las lutitas se componen de fragmentos de grano fino, arcilla, y materia organica (el
diametro de grano es inferior a 0.0039 mm) (Tabla 2-1). Es una roca sedimentaria

laminada, finamente estratificada, y fisible.

La lutita es la roca sedimentaria mas abundante en la Tierra, la cual se compone en
un 55% de rocas sedimentarias. La composicion mineral de la lutita es complicada.
Minerales clasticos incluidos el cuarzo, feldespato, y calcita, por lo general
representan mas del 50% de la composicion mineral de la lutita. Los minerales de
arcilla incluyen caolinita, montmorillonita calcinada e illita. Los diferentes contenidos
de minerales clasticos y minerales de arcilla daran lugar a la diversidad obvia en las
lutitas. EI mineral con mayor presencia en la lutita negra es el cuarzo antigénico con
génesis sedimentaria. El contenido de minerales de arcilla en la lutita negra es
pequefio. Las caracteristicas mas tipicas de la lutita negra son abundante materia
organica; el contenido de carbono organico es 3% - 20%, y el nUmero modal es de
5% - 10% (Zhang et al., 1987).

Tabla 2-1. Clasificacion de las rocas clasticas (Wentworth, 1922).

Didmetro de <0.0039
grano (mm) >2 2-0.0625 0.0625-0.0039 Sinlaminacién Con laminacion
Tipoderoca Conglomerado Arenisca Limolita Mudstone Lutita

2.1.1.1 Tipos de lutita

Por lo general, los tipos de lutita incluyen la lutita negra, lutita carbonosa, lutita
silicea, Iutita ferruginosa, y la lutita calcarea. Cuando los componentes arenosos se

mezclan con la lutita, puede llegarse a formar una lutita arenosa. De acuerdo con el



tamafo de los granos de arena, la lutita arenosa se puede dividir en lutita limosa y
lutita arenosa. Las lutitas orgdnicamente ricas son el tipo de roca mas importante
para la formacion de gas de lutita, estas incluyen las lutitas negras y lutitas
carbonosas. Las lutitas negras incluyen grandes cantidades de materia organica,
pirita fina y dispersa, y siderita, donde el carbono organico total (COT) es
generalmente de 3%-15% 0 mas con capas extremadamente estratificadas. Las
lutitas carbonosas contienen grandes cantidades de materia organica carbonosa
fina dispersa (por lo general el COT es 10%-20%)), estas se caracterizan por su color
negro y grandes cantidades de plantas fosiles. Sin importar el tipo de lutita, su
capacidad de no ser erosionadas es débil. (Jiang, 2003; Zhang et al., 1987; Qian
and Zhou, 2008).

En las cuencas sedimentarias, las lutitas estan ampliamente distribuidas,
representando alrededor del 80% de los sedimentos en cada tiempo geologico.
Generalmente, se cree que las lutitas estdn dominadas por los minerales de arcilla
y minerales clasticos (tales como cuarzo y feldespato), seguido por unos pocos
minerales no arcillosos autigénicos (incluyendo o6xidos e hidréxidos de hierro,
manganeso y aluminio, carbonato, sulfato, sulfuro, minerales siliceos, algunos
fosfatos). Sin embargo, los minerales clasticos en realidad contienen mas que
minerales de arcilla. Una gran diversidad de contenido mineral se puede encontrar
en las lutitas. La lutita rica en oxido de silicio (a veces con un contenido mayor al
85%) se clasifica como lutita silicea. Las lutitas con alto contenido de materia
organica carbonosa se clasifican como lutitas carbonosas. Lutitas con una gran
cantidad de materia organica dispersa y sulfuro de hierro se definen como lutita
negra o lutita organicamente rica (Zhang et al., 1987). La porosidad de la matriz en

las lutitas es menor que 10%, y la permeabilidad es de menos de 1x10° mD.

En Ingenieria de Yacimientos, se dice que las rocas con minerales mas fragiles
(como los siliceos) generan fracturas mas facilmente que las rocas con mas
minerales de arcilla. Sin embargo, el desarrollo de limolitas o una capa intermedia
de arena pueden mejorar la permeabilidad del yacimiento de lutitas, mientras que

las fracturas naturales abiertas o incompletamente llenas también pueden mejorar



la permeabilidad del yacimiento de lutitas (Consejo Editorial “Series of Shale Gas

Geology and Exploration and Development,” 2009).

En geologia del petréleo, los yacimientos de gas de lutita se caracterizan por una
muy baja permeabilidad y porosidad, propiedades que generalmente se atafien a
una buena roca madre o roca sello de petrdleo/gas. En las fallas y los cinturones de
fractura, la permeabilidad de un yacimiento de lutitas se puede mejorar de manera
significativa, y estos yacimientos pueden ser considerados buenos yacimientos. Por
lo tanto, yacimientos fracturados de gas se encuentran generalmente en lutitas

negras maduras.

2.1.1.2 Ambiente de depésito de las lutitas organicamente ricas

Las lutitas se pueden depositar en ambientes terrestres, marinos, y de transicion.
Las lutitas negras ricas en materia se desarrollan principalmente en ambientes de
depdsito que son pobres en oxigeno y ricos en seleniuro de hidrégeno, como lo son
la bahia cerrada, laguna, lago profundo, cuenca bajo compensacion, y plataforma
continental profunda (Jiang, 2003; Zhang et al., 1987). Dominada por los ambientes
de depdsito lacustres y de marismas, la lutita calcarea se asocia a menudo con las
series de carbdn, que se pueden encontrar en el suelo, el techo, o en capas
intermedias de las capas de carbon.

2.1.2 Connotacion y caracteristicas del shale gas
2.1.2.1 Connotacion del shale gas

El gas de lutita se define como el gas que es recuperado de las lutitas
organicamente ricas (Curtis, 2002; Departamento de Energia de Estados Unidos,
2009; Boyer et al., 2006). De acuerdo con el mecanismo de generacion, el gas de
lutita, que existe en las lutitas negras organicamente ricas con capas intercaladas
de limolitas fangosas de extremadamente baja permeabilidad y areniscas como gas
adsorbido o gas libre, es un yacimiento de gas acumulado continuamente
caracterizado por la autogeneracion y la auto-preservacion. En yacimientos de gas
de lutita, las lutitas con abundante presencia de hidrocarburos pueden considerarse

yacimientos de gas, asi como la roca fuente del gas. Aceite/gas pueden permanecer



en la roca fuente en grandes cantidades (hasta aproximadamente 50% del

hidrocarburo total generado), formando gas de lutita para desarrollo comercial.

El gas de lutita se puede encontrar en los poros locales grandes (fracturas naturales
y los poros de la matriz) de las lutitas o microporos (poros de materia orgénica)
como gas libre (alrededor de 50% en promedio), o adsorbido sobre superficies de
las particulas de minerales, querégeno, y poros (alrededor de 50% en promedio),
mientras que poco se puede encontrar en el querégeno, asfaltenos, y aceite como
gas disuelto (Curtis, 2002).

Los yacimientos de lutitas incluyen lutitas oscuras organicamente ricas, mudstone
limoso, limolita fangosa, limolita, y arenisca (que se desarroll6 como capas
intermedias delgadas). En las cuencas petroleras, hay diversos conjuntos de
variables para yacimentos de lutitas. Diferentes configuraciones de yacimientos de
lutitas se caracterizan por diferentes caracteristicas geoldgicas y geoquimicas.
Pozos verticales y horizontales se pueden adoptar en el desarrollo de gas de lutita,
donde la implementacion de pozos horizontales predomina. La productividad
comercial puede ser adquirida tras un tratamiento de fracturacién en los yacimientos
de lutita. Ahora las técnicas de mejora del yacimiento tales como la fracturacién
hidraulica de varias etapas y la fracturaciébn repetitiva, son las técnicas
fundamentales para la mejora de la capacidad de un solo pozo de gas de lutita
(Kuuskraa et al., 2009).

2.1.2.2 Caracteristicas basicas del shale gas

El gas de lutita se puede formar cuando la lutita con alto contenido organico se
desarrollay entra en el periodo de generacién de gas en las cuencas sedimentarias.
Por lo tanto, si la roca fuente del gas es una lutita oscura organicamente rica, el gas
de lutita se puede encontrar en las cuencas como gas convencional. Sélo una roca
madre con buena calidad puede formar gas de lutita con valor comercial para
desarrollo. Con base en la evaluacion de las caracteristicas geoldgicas, se puede
confirmar el potencial valor comercial para la exploracion y explotacion del gas de
lutita. La zona central para desarrollo comercial del gas de lutita generalmente se

refiere a la lutita efectiva, donde el COT es mas del 2% en la ventana de generacion



de gas y el contenido de minerales fragiles es mas del 40%. Los requisitos para el
desarrollo comercial pueden ser satisfechos cuando el espesor de la lutita efectiva
es mayor a los 30-50m (méas de 30 m cuando la lutita efectiva fue desarrollada de
forma continua, el espesor acumulado es de mas de 50 m cuando la lutita efectiva
se desarroll6 de manera discontinua o el COT fue inferior al 2%). El espesor minimo
efectivo de lutita para la generacion de gas en América del Norte es de 6 m
(Fayetteville), y el maximo es de 304 m (Marcellus). El espesor efectivo de las lutitas
en las zonas centrales es de mas de 30 m. Con base en la exploracion y desarrollo
del shale gas en América del Norte, el andlisis estadistico, y los experimentos
criticos, se puede concluir que el gas de lutita favorable y las zonas centrales se
caracterizan por las siguientes caracteristicas geoldgicas y de desarrollo (Tabla 2-
2) (Zou et al, 2010a;. Departamento de Energia de Estados Unidos, 2009; Dong et
al, 2009).

2.1.2.2.1 Integracion roca fuente y yacimiento, etapa temprana de la formacion del
yacimiento y acumulacion continua de hidrocarburos
El gas de lutita se caracteriza por ser un tipico sistema gasifero donde la auto-
generacion y la preservacion in situ son los rasgos mas destacados, asi como un
medio que integra la roca madre y el yacimiento. Las lutitas obscuras organicamente
ricas no sélo son buenas rocas fuente de gas, sino también proporcionan espacio
para la acumulacién y preservacion del gas. De acuerdo con la teoria organica sobre
la generacion de hidrocarburos y las estadisticas de madurez térmica de las lutitas
gasiferas en América del Norte, la madurez del gas (Ro) de una lutita con una alta
capacidad es de mas de 1.4%, especialmente mas del 2.5%, lo que indica que el
gas de lutita estd dominado por los gases termogénicos (gas de degradacion

térmica y gas producto del craqueo térmico del aceite).

Durante la generacion y acumulacion del gas de lutita, el proceso de transformacion
(es decir, la materia organica contenida en la lutita es transformada en metano) es
extremadamente complicado, pero con un patron de formacién relativamente
simple. En la etapa temprana de la diagénesis, algo de materia organica puede ser

transformada en metano biogénico por la accion bioquimica de microorganismos,



mientras que otra porcién puede ser transformada en querdgeno bajo condiciones
de sepultamiento y calentado. Junto con el aumento de la profundidad de
sepultamiento, la temperatura y la presion aumentan gradualmente. Durante la
epidiagénesis, el querdgeno puede transformarse gradualmente en hidrocarburos
liquidos y gas himedo. Durante la Gltima etapa de la diagénesis metamictica®, el
querégeno puede degradarse en gas seco termogénico de metano, y los
hidrocarburos liquidos se pueden transformar en gas seco termogénico de metano
a través del cragueo térmico. En términos de génesis del gas, el cuerpo principal
del patrén de formacion del gas es el mismo tanto en los yacimientos de gas
convencional y los yacimientos de gas de lutita. La diferencia radica en que
(Departamento de Energia de Estados Unidos, 2009): (1) se puede encontrar
principalmente gas metano seco producto del craqueo térmico de hidrocarburos
liquidos en el gas de lutita; y (2) el gas en yacimientos de gas convencionales migro
de la roca fuente hacia los yacimientos con trampas de areniscas y rocas
carbonatadas. Las lutitas se caracterizan por una muy baja permeabilidad en la
matriz. El gas puede ser producido directo de la lutita, existiendo como gas
adsorbido, gas libre, gas disuelto, y similares, en los yacimientos de lutita

(acumulacion in-situ).

La lutita puede ser continuamente suministrada de gas durante todo el proceso de
evolucion de la materia organica. Después de la saturacion, el gas sera expulsado
o migrara. Asi, el gas de lutita también es llamado un yacimiento de retencion in
situ, por lo que la generacién de gas, formacion del yacimiento, y la acumulacién
estan en el periodo mas temprano, con o sin la migracion a corta distancia. Es el
depdsito de gas tipico donde la roca fuente y el yacimiento son uno mismo, la
formacion del yacimiento esta en una etapa temprana, y la acumulacion es continua
(Figura 2-1).

Metamictico, -ca: Término utilizado para describir un mineral que, aunque tiene forma externa de cristal, no supera una prueba de difraccion

de rayos X. Puede demostrarse que este hecho se debe a un desarrollo imperfecto de la red atémica (celdilla unidad) que destruye el modelo
béasico del que depende la difraccién de rayos X. En algunos casos el estado metamictico puede convertirse en el estado cristalino regular por
calentamiento prolongado a una temperatura menor de la de fusién o de la de descomposicion de la sustancia. Actualmente se cree que el
desarrollo de estructuras metamicticas se efectlia por el bombardeo de atomos de uranio y/o torio contenidos dentro del mineral, o mas
raramente por minerales en contacto con él.


http://glosarios.servidor-alicante.com/geologia

Tabla 2-2. Resumen de las principales caracteristicas del gas de lutita (Zou, 2014).

Caracteristicas geoldgicas

Roca fuente y yacimiento
integrados, formacién
temprana del yacimiento,
acumulacién continua; ningun
limite de trampa obvio, un
sello o una roca sello siguen
siendo necesarios.

Acumulacién y alta produccion
en la zona central

Depdsito compacto,
principalmente poros de
escala nano; el gas natural se
almacena en gas adsorbido y
en patron de gas libre

No controlado por la
estructura, continua y amplia
distribucién del area, misma
area que la de la roca madre
efectiva de generadora de gas

Gran potencial de recursos,
con “puntos dulces” locales
en la areas centrales

(1) COT < 2% (carbono
orgdnico no residual).

(2) Contenido de minerales
fragiles (ejemplo, cuarzo)
mayor al 40% y el contenido
de minerales arcillosos menor
de 30%.

(3) Madurez de la lutita
oscura organicamente rica es
mas de 1.1%.

(4) Porosidad de aire superior
al 2%, permeabilidad mas de
0.0001x10°* mD

(5) Espesor efectivo de la
lutita orgdnicamente rica
mayor a 30-50 m

Caracteristicas de desarrollo

Ciclo de produccién corto
para pozos individuales y
largo para el campo en
general

Flujo principalmente no
Darcyano, sin produccién de
agua o muy poca produccion
de agua

Baja tasa de recuperacion

Un desarrollo eficaz requiere
pozos horizontales,
fracturamiento de multiples
etapas, microsismica, y otras
tecnologias avanzadas para
implementar tratamientos de
estimulacion al yacimiento

2.1.2.2.2 Limites de trampa no definidos y buen sello necesario para la acumulacién de

hidrocarburos

En la exploracion tradicional de hidrocarburos, la tarea principal es encontrar

trampas que contengan hidrocarburos. A diferencia de esto, la generacion y

acumulacion del gas de lutita sucede todo en la lutita, con la roca madre y el

yacimiento integrados en uno, donde el rango de gasificacion es basicamente el

mismo en la roca madre efectiva, y sin limites de trampa obvios o contacto Unico de

gas/agua. Asi, no hay una trampa tradicional en el yacimiento de gas de lutita, que



se caracteriza por menos agua, laminado con un rango continuo de gasificacion con
gran area, y facil conservacién. Hay tres razones por las que el gas de lutita puede
ser facilmente conservado: primero, la lutita organicamente rica usualmente se
desarrolla en minimos estructurales o en la cuenca central, lo que es favorable para
el sellado; segundo, porgue el gas de lutita se caracteriza por un suministro continuo
de gas y acumulacién continua, una gran cantidad de gas es suministrada por la
fuente de gas en la etapa posterior incluso cuando algo de gas se perdio localmente
en un cierto periodo; tercero, porque alrededor del 50% del gas de lutita se
desarroll6 como estados adsorbidos, no fue facilmente destruido por completo,
incluso cuando sufrid los procesos de elevacion y disipacién. Sin embargo, se
necesitan buenas condiciones de conservacion para formar alta capacidad de

aporte, y el sello regional o condicién de sellado es esencial.
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Figura 2-1. Perfil del modelo de distribuciéon de un yacimiento no convencional continuo de gas (Zou, 2014).

2.1.2.2.3 Yacimiento compacto dominado por poros de escala nano

El yacimiento de gas de lutita esta dominado por lutitas oscuras organicamente

ricas. De acuerdo con estudios realizados por Loucks et al. (2009), dos tamafios de



poros se han desarrollado en los yacimientos de lutita: microporos (con un didmetro
de més de 0.75 mm) y los poros de escala nano (con un diametro inferior a 0.75
mm) (Figura 2-2). Los poros de escala nano son los principales poros en la lutita.
Con base en los resultados del analisis de la porosidad, la lutita se caracteriza por
su relativamente baja porosidad, permeabilidad extremadamente baja, y la
propiedad de ser compacta, donde la porosidad varia de menos de 4% a 6.5%. La
permeabilidad de la matriz del yacimiento de gas de lutita (sin fracturarse) es menor
que 1x10° mD. Sélo en fracturas o areas de fallas desarrolladas la porosidad puede
ser mejorada a 10% y la permeabilidad se puede aumentar a 2x10-° mD. De acuerdo
con los resultados del estudio de poros en la lutita Barnett, los poros en la arenisca
convencional son 400 veces mas grandes que los poros de la lutita. Los poros en la
lutita son aproximadamente iguales al diametro de 40 moléculas de metano (el
diametro de una molécula de metano es 0.38 nm). La porosidad de la lutita oscila

entre 4%-10%, y la permeabilidad esta en el rango (50-1000)x10- mD.

2.1.2.2.4 Dos patrones de ocurrencia (gas adsorbido y gas libre)

La ocurrencia del gas de lutita es diversa (Figura 2-3) incluyendo principalmente
gas libre, gas adsorbido, y el gas disuelto, estando dominada por el gas libre y gas
adsorbido (Consejo Editorial de “Series of Shale Gas Geology and Exploration and
Development,”2009). El gas libre en la lutita es similar al gas convencional, mientras
que el gas adsorbido es similar al metano en capas de carbén. En general, el metano
es adsorbido como hidrato cuando la temperatura es inferior a 75 °C, llenando los
espacios de los poros y las moléculas de agua cuando la temperatura es mayor a
75 °C. La capacidad de adsorcion y desorcion del gas en la lutita se puede evaluar
mediante los datos de isotermas de adsorcién en la Figura 2-4. Bajo una presion
relativa extremadamente baja (P/Po <0,01), los microporos (diametro inferior a 2 nm)
en la lutita serdn ocupados por metano secuencialmente (Punto A), mientras que la
adsorcion de una sola capa se encontrara en mesoporos (2 nm <diametro <50 nm)
alrededor del punto B; y la adsorcion de multicapas se encuentra alrededor del punto
C. Junto con el aumento de la presion del sistema, la cantidad de metano adsorbido
en los mesoporos aumentara rapidamente (punto D) hasta la aparicion de

condensacion capilar (punto E, la cantidad maxima de adsorcion). Cuando la



Shale Gas

presion del sistema cae gradualmente, el fendmeno de histéresis se encontrara
entre la cantidad de adsorcidn de gas y la presion relevante (punto F y el punto G)
(Kondo et al., 2001). Las propiedades de la lutita que incluyen diametros de poro,
componentes organicos, composicion mineral, y el grado de evolucion térmica,
juegan papeles importantes en la capacidad de adsorcion de metano (Ross y Bustin,
20009).

-
Poro en materia organica

Poro compuesto

Poro intergranular Porointragranular

Figura 2-2. Tipos de poros de un yacimiento de lutita (mejorado de Loucks et al., 2009).



“ Lutita ';‘M etano Asfaltenos e Fase agua
hidrocarburos liquidos

Figura 2-3. Croquis de distribuciéon del metano en la lutita (Zou, 2014).

La lutita contiene muchas clases de componentes inorganicos y organicos, que se
caracterizan por una red de poros variable en diferentes estratos o incluso en los
mismos estratos; por lo tanto, la cantidad de gas adsorbido y el gas libre es diferente
en el yacimiento de lutitas. La Figura 2-5 muestra la proporcién de gas adsorbido y
gas libre en diferentes yacimientos de lutitas en los Estados unidos de América
(Consejo Editorial de “Series of Shale Gas Geology and Exploration &
Development”, 2009). Por lo general, la proporcion de gas adsorbido es del 20%-
60%, mientras que la lutita Barnett esta dominada por gas adsorbido con una
proporcion del 70%. La cantidad de gas adsorbido y gas libre en la lutita se ve
afectada por muchos factores, tales como la composicion mineral, COT, presion de

la formacion, y el grado de desarrollo de las fracturas.
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Figura 2-4. Modelo de adsorcidn, condensacion, e histéresis del metano en microporos y mesoporos (Zou, 2014).
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Figura 2-5. Relacion entre el contenido de gas adsorbido y gas libre en los yacimiento de lutita, Estados Unidos (Zou,
2014).

2.1.2.2.5 Gran drea continua de distribucion del shale gas, con grandes recursos
potenciales

Las lutitas oscuras abundantes en materia organica, que pueden formar gas de

lutita, son la principal roca generadora en las cuencas petroliferas, por lo tanto, la



roca madre, que ha entrado en la etapa de generacion de gas, es un prospecto
favorable para el gas de lutita. Usualmente se distribuye de forma continua en la
depresion o en la zona de pendiente de la cuenca con una gran area. Segun el
analisis estadistico, sélo entre el 10%-20% de aceite/gas que se ha generado por la
roca fuente puede ser preservado en yacimientos convencionales, mientras que otro
80% se conservo en yacimientos no convencionales (aproximadamente el 50%
estaba en la roca fuente). Debido a la amplia distribucion de la lutita organicamente

rica, la escala de los recursos de gas de lutita es enorme.

En la Cuenca Fort Worth (38,100 km?), el area gasifera de la lutita Barnett en
Mississippi es 12,950-15,500 km?, y la reserva de gas de lutita es 9.26x10%? m3 (la
reserva técnicamente recuperable es 1.25x10'2m?). En la cuenca de los Apalaches
(280,000 km?), el area gasifera en la lutita Devénica Marcellus es 246,050 km?, y la
reserva de gas de lutita es 42.48x10'°m?3 (reservas técnicas recuperables es
7.4x10* m3), que es la mayor reserva de gas de lutita de Estados Unidos en una
lutita gasifera. La abundancia de recursos de shale gas es generalmente 0.69x108-
8.71 x 108 m3 / km? (Tabla 2-3). Asi, durante el desarrollo del gas de Iutita, el
descubrimiento de un area central con alta capacidad y alta acumulacion es la clave

para el éxito del desarrollo (Departamento de Energia de EE.UU., 2009).

Tabla 2-3. Condiciones geoldgicas de las lutitas en Estados Unidos (Zou, 2014).

Lutita Epoca Profundidad Espesor coT Ro (%) Contenido Porosidad Contenido  Abundancia
(m) efectivo (%) de Cuarzo (%) de gas de recursos
(m) (%) (M3 / (10*m3ekm?)
tiutita)
Barnett Miss. 1981-2926 30.00- 2.00- 1.10- 35-50 4.00-5.00 8.50-9.91 7.15
183.00 7.00 2.00
Fayetteville  Miss. 305-2287 6.10- 2.00- 1.20- 2.00-8.00 1.70-6.23  6.30
76.20 9.80 4.00
Haynesville  J3 3048-4115 616.00- 0.50- 2.20- 8.00-9.00 2.83-9.34 871
91.44 4.00 3.20
Woodford  Ds 1829-3353 36.58- 1.00- 1.10- 60-80 3.00-9.00 5.66-8.50  2.29
67.10 14.00 3.00
Antrim Ds 914-1829 21.00- 1.00- 0.40- 20-41 9.00 1.13-2.83  0.69
37.00 20.00 0.60
Lewis K2 183-732 61.00- 0.45- 1.60- 3.00-55.00 0.40-1.30 1.74
91.00 25.00 1.90
Marcellus D2 465-2591 15.20- 3.00- 1.50- 50-70 10.00 1.70-2.83 1.73
304.00 12.00 3.00
Montney T 400-4000 30.00 1.20- 1.75- 50-70 5.00-9.50 0.44

1.60 3.75



2.1.2.2.6 Mecanismo especial de produccién

En lo que refiere a los mecanismos de produccion, el mecanismo del gas de lutita
es similar a otros depositos, pero también presenta algunas diferencias. La
diferencia mas importante es que la produccion de gas de lutita estd dominada por
el flujo no Darcyano, sin agua o poca produccion de agua durante el proceso de
produccion (Li et al, 2009;.. Nie et al, 2009; King, 1994). El gas de Iutita esta
dominado por gas adsorbido y gas libre. El contenido de gas adsorbido esta a
menudo en el rango de 20%-85% variando en gran medida en proporcion a la
profundidad. El estado de ocurrencia del gas absorbido es similar al gas adsorbido
en las capas de carbon, pero el contenido es menor (el contenido de gas adsorbido
en las capas de carbdn es més de 85%). El contenido de gas libre a menudo oscila
entre el 15% y el 80%. Similar al gas convencional, el contenido de gas libre
aumentara junto con mejores propiedades del yacimiento. En el mecanismo de la
produccion, la produccion de gas de lutita estd dominada por gas libre en la primera
etapa, que es similar al desarrollo de gas convencional, mientras que la desorcion
y difusién de gas adsorbido dominan las etapas posteriores, lo que es similar a lo
gue ocurre en la produccién de metano en capas de carbon. Cabe sefialar que el
agua no se produce durante el desarrollo de gas de lutita termogénico. Asi, la
descarga de agua y las caidas presion no siempre ocurren en la recuperacion de
gas, mientras que las grandes cantidades de agua acompafian el desarrollo de
metano en capas de carbdn, yacimientos compactos de gas, y la mayor parte del

gas convencional.

2.1.2.2.7 Relacion de recuperacion variable

De acuerdo con las estadisticas de las principales cuencas gasiferas en los Estados
Unidos (Consejo Editorial de “Series of Shale Gas Geology and Exploration and
Development,” 2009; Departamento de Energia de EE.UU., 2009), la tasa de
recuperacion de los yacimientos de gas de lutita oscila entre el 12% y el 35%. Para
el yacimiento Antrim de gas de lutita, que se caracteriza por una profundidad
superficial (183-732 m), baja presion de formacion, alta abundancia organica (1-20
%), y alto contenido de gas adsorbido (1.13-2.83 mS3gas/tuita), la relacion de



recuperacion es de hasta 26%. En contraste, para el yacimiento Barnett de gas de
lutita, que se caracteriza por una gran profundidad (1981-2926 m), presion de
formacion alta y bajo contenido de gas adsorbido (8.50-9.91 m3gas/tutita), la relacion
de recuperacion es del 7-8% en la primera etapa, mientras que la relacion de
recuperacion actual es de hasta 13.5% (y se espera finalmente llegue a 25%), junto

con las mejoras en pozos horizontales y en la técnica de fracturacion.

2.1.2.2.8 Bajo ciclo de produccién en pozos individuales y largo ciclo de produccién en el
campo
De acuerdo a los datos preliminares de pozos de gas de lutita en el Este de los
Estados Unidos (Consejo Editorial de “Series of Shale Gas Geology and Exploration
and Development,” 2009), no hay flujo de gas adicional en las pruebas de agujero
abierto en el 40% de los pozos de produccion en etapa inicial, y ningdn valor
comercial se ha obtenido en términos de capacidad de flujo abierto para el 55% de
los pozos de gas de lutita en la etapa inicial. Se necesita fracturamiento para mejorar
los yacimientos en todos los pozos de gas de lutita. Ahora, hay méas de 50,000 pozos
de gas de lutita en América del Norte, realizados por perforacion "alfombra” y la
produccion en "fabrica", proporcionando un modelo de desarrollo de "baja
produccion de pozos multiples" y "bajo coste de mdltiples pozos." En general, la
produccion inicial de pozos rectos para el gas de lutita es 2800-8000 m?3, mientras
que la produccion inicial de pozos horizontales es 15,000-33,000 m3. El ciclo de
produccion de los yacimientos de gas de lutita generalmente puede alcanzar 30-50
afos, o incluso mas tiempo. Segun los dltimos datos del Servicio Geoldgico de
Estados Unidos, se puede concluir que el ciclo de produccién de los campos de gas
de la lutita Barnett en la Cuenca Fort Worth puede ser de 80-100 afios. El largo ciclo
de produccion demuestra directamente el relativamente buen potencial de

desarrollo del gas de lutita.

2.2 Caracteristicas de los yacimientos en lutita

La lutita es la roca madre, y también el yacimiento, formado por el mecanismo tipico
de "saturacion del yacimiento in situ.” Durante la fase de generacion de gas

bioquimico, el gas natural o el gas de craqueo del petrdleo inicialmente adsorbido



en la materia organica o en la superficie de los granos de roca o acumulado dentro
del espacio organico poroso, permanecio alli hasta la saturacion. A continuacion, el
gas natural sobresaturado experimenta migracion primaria en fase libre o fase
disuelta al espacio poroso del intervalo de lutita inorganica suprayacente. Parte de
este se almacenara dentro de los poros o fracturas intergranulares e intragranulares
en fase libre. Después de la re-saturacion, parte del gas natural migrara a la roca
del yacimiento convencional a través de la migracion secundaria y formara un

depdsito de gas convencional (Figura 2-6).

2.2.1 Composicion mineral de la roca

El contenido mineral fragil es un factor importante que afecta el espacio poroso en
la matriz de la lutita, el desarrollo de microfracturas, la propiedad gasifera, asi como
el patrén de estimulacion por fracturamiento. Cuanto menor sea el contenido de
arcilla, mayor es el contenido de minerales quebradizos (por ejemplo, cuarzo,
feldespato, calcita) y por ende mas alta es la fragilidad. Bajo las fuerzas externas,
serd aun mas facil formar fracturas naturales y fracturas inducidas para formar
fracturas en forma de red de arbol, que son favorables para el desarrollo del gas de
lutita. Por el contrario, la lutita con alto contenido de arcilla a menudo tiene alta
ductilidad y puede absorber energia para formar fracturas tabulares, por lo que no

son favorables para la operacion de estimulacion de la lutita.

En los Estados Unidos, el contenido de cuarzo en lutita productora de gas es 28%-
52%, contenido de carbonato es 4%-16%, y el contenido total de minerales fragiles
es de 46%-60%. A partir de los datos estadisticos para varios conjuntos de lutita en
América del Norte compilados por el Consejo Editorial de “Series of Shale Gas
Geology and Exploration and Development,” (2009), y del analisis de la composicion
mineral de la lutita Barnett llevado a cabo por Jarvie et al. (2007), se concluye que
no hay un modelo Unico que describa la composicion mineral de la lutita. Por lo
tanto, el desarrollo y distribucién de las caracteristicas de los depdsitos de lutita con
alto contenido de material organico son controlados por el ambiente de depdsito.

Los grandes cambios de composicion mineral se encuentran en los yacimientos de



lutita rica en materia organica que se desarrollaron en diferentes modelos de

.+....*....+..
..+OOO+...*.

Migracion
secundaria

o+o : o olo. o’o o :*o |

deposicion.
Formacion| o, o intergranulares-
de' intragranulares
arenisca
Acumulacion en
poros inorganicos
)
=
-
=2
QU
o
c
el
S
3]
£
S
(5]
w
Acumulacién en
poros organicos

4 Migracion primaria

No migracion

Figura 2-6. Mecanismo de formacion del gas de lutita y modelo de saturacién del yacimiento (Zou, 2014).

2.2.2 Caracteristicas de la porosidad, permeabilidad, y
microfracturas en los yacimientos en lutita

2.2.2.1 Caracteristicas de porosidad y permeabilidad

Los tamafios de poro de la lutita se encuentran en el rango de 1-3 nm a 400-750 nm

(Loucks et al., 2009), los cuales se caracterizan por una gran superficie especifica

y una textura compleja. Una clara correlacion se puede encontrar entre la porosidad

y la permeabilidad de los yacimientos de lutita, que es el principal factor de control

para las caracteristicas gasiferas en lutitas. La porosidad de los yacimientos en las

lutitas de Eagle Ford es de hasta 10%, la saturacion de gas es de hasta 80%, y la



permeabilidad relativa es de hasta 0.1x103 mD, parametros que lo hacen ser

considerado un buen yacimiento de lutita.

Los yacimientos favorables de gas de lutita estdn estrechamente relacionados con
la tectonica, la sedimentacion y las caracteristicas geoquimicas organicas en
determinadas configuraciones geoldgicas regionales. La mayoria de los horizontes
objetivo son las grandes rocas generadoras del sistema petrolero, especialmente
las lutitas negras en sistemas de transgresion. La materia organica esta dominada
por el querdgeno tipo Il (propenso a generar aceite), el cual todavia esta en la etapa
gasifera en grandes cantidades o en el periodo de formacion del yacimiento. Por lo
tanto, no solo una alta abundancia organica residual debe ser conservada para
almacenar una gran cantidad de gas adsorbido, sino también cierta porosidad se
puede aumentar para proporcionar espacio suficiente para el gas libre. Mientras
tanto, la permeabilidad de la matriz puede aumentarse (Wang Zhengpu et al., 1986)
para mejorar la calidad de la lutita del yacimiento, formando buenos depdésitos de

lutita.

2.2.2.2 Microfracturas

El desarrollo de fracturas puede proporcionar suficiente espacio de almacenamiento
para el gas de lutita y también puede proporcionar una via de migracion y aumentar
efectivamente la produccion de gas de lutita (Cheng et al, 2009; Zhang et al., 2004;
Hill y Nelson, 2000; Bowker, 2002; Hill y Lonibardite, 2002). La permeabilidad de la
lutita sera muy baja sin el desarrollo de fracturas. El contenido de cuarzo es una
influencia importante en el desarrollo de fracturas. La lutita negra rica en cuarzo
tiene buena fragilidad; asi, el desarrollo de fractura es mejor que en la lutita rica en
calcita. Nelson (2009) ha sefialado que ademas del cuarzo, tanto el feldespato como
la dolomita son también elementos fragiles. Aunque la lutita tiene a menudo un
contenido alto de minerales de arcilla, la lutita rica en contenido organico
generalmente tiene bajo contenido de minerales de arcilla. En la exploracion de gas
de lutita, se debe buscar la lutita que pueda ser fracturada, lo que significa que el
contenido de arcilla en la lutita debe ser lo suficientemente baja (<50%) y el

contenido mineral fragil debe ser alto para que sea facilmente fracturada.



2.2.3 Propiedades gasiferas de los yacimientos en lutita

Las &reas de gas de lutita se pueden dividir en &reas centrales y periféricas por sus
propiedades gasiferas. El contenido de gas de lutita, incluyendo gas libre, gas
adsorbido, y el gas disuelto, es un indice importante para determinar si tiene tanto
beneficios econdmicos como recursos para llevar a cabo la evaluacion potencial. El
Consejo Editorial de “Series of Shale Gas Geology and Exploration and
Development,” (2009) propuso que el contenido de gas de lutita minimo para el
desarrollo comercial debe ser de 2.8 m3gas/tiita. En la actualidad, el contenido
minimo de gas de lutita en fase de desarrollo comercial en América del Norte es de
aproximadamente 1.1 mSgas/tutta, Y €l mas alto contenido puede llegar a 9.91
m3gas/tutita (Tabla 2-3). Algo del gas adsorbido es principalmente relevante con
materia organica y minerales de arcilla, mientras que un poco de gas libre es
especialmente relevante con los poros de la matriz. La Figura 2-7 muestra que una
correlacion positiva se puede encontrar entre la capacidad de adsorcién y el

contenido de materia organica.

Cabe sefialar que la cantidad y la calidad de la materia orgénica en la lutita son los
factores clave para la cantidad gasifera de la lutita desde el punto de generacion de
hidrocarburos y el mecanismo de acumulacién en la lutita. Por otra parte, el limite
inferior de la abundancia de materia organica y la maduracién de la formacion del
yacimiento de gas de lutita son los temas criticos. Ahora, Schlumberger y Devon
Energy Co. (Boyer et al., 2006, citado por el Consejo Editorial de la “Series of Shale
Gas Geology and Exploration and Development,” 2009) han determinado el limite
inferior de COT (2.0%) en base a las practicas de exploracién y desarrollo de
yacimientos de gas de lutita. Este limite inferior es en realidad igual a los estandares
de "buena roca fuente oleaginosa" en la determinacién de los niveles de roca madre
por los geoquimicos petréleros. El analisis sintético y la identificacion de material
parental, la madurez térmica, composicion mineral y textura de la roca son muy
importantes en la mejora de los resultados de la exploracion y desarrollo de
yacimientos de gas de lutita. El limite superior para la formacion de gas de lutita es

favorable cuando la madurez de la materia organica (Ro) es de mas del 1.2%.
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Figura 2-7. Relacion entre la cantidad gasifera y la abundancia de materia organica (COT) en la lutita Barnett (Jarvie,
2004, citado en Jarvie et al., 2007).

2.2.4 Estandares de evaluacion para yacimientos en lutita

De acuerdo a las caracteristicas geoldgicas de los principales yacimientos de gas
de lutita en Barnett, Haynesville, y otras areas, los buenos yacimientos de gas de
lutita suelen tener las caracteristicas que se muestran en la Tabla 2-4. Estos
estandares proporcionan orientacién importante para la evaluacion de yacimientos

de gas de lutita en México.

2.3 Generacion y distribucion del shale gas

De acuerdo con la teoria del origen organico, cualquier lutita rica organicamente
puede formar un yacimiento de gas de lutita bajo las condiciones geoldgicas
adecuadas. Los hidrocarburos liquidos se pueden formar en el periodo mediano-
tardio de la diagénesis gradualmente después de la depositacion de la materia
organica, mientras que el gas se puede generar durante toda la historia de la
evolucion. La cantidad de gas es relativamente menor en la etapa inicial, mientras
gue aumentara gradualmente junto con el aumento de la profundidad y el tiempo.
Después de que la evolucién de la materia organica entr6 en la ventana de

generacion de gas, las cantidades gasiferas aumentaran rapidamente, siendo esta



la etapa importante en la formacion de yacimientos de gas de lutita con valor
comercial. De acuerdo con la capacidad de generacion de hidrocarburos de la lutita
rica organicamente, el espesor efectivo de la expulsion de hidrocarburos, y los
requisitos de exploracion y desarrollo para el gas de lutita, en general se cree que
la formacion de gas de lutita se caracteriza por "cinco maximos": alta abundancia
de materia organica (COT> 2.0%); alto grado evolucion térmica (Ro> 2.0-2.5%); alto
contenido de cuarzo; alta fragilidad (facilidad para formar fracturas manuales por
fracturamiento hidraulico, fragilidad > 80); y alto contenido de gas adsorbido. Cabe
sefalar que por lo general la composicion mineral mas basica de la lutita marina
organicamente rica marina es de cuarzo autogénico con origen sedimentario
(contenido de cuarzo, feldespato, calcita, etc.,> 50%). El contenido de minerales de
arcilla (caolinita, montmorillonita, etc.) es menor. Asi, la fragilidad es relativamente
alta en su conjunto. Comparativamente hablando, el contenido de minerales de
arcilla en la lutita terrestre organicamente rica es relativamente mas alto, mientras
que el contenido de minerales fragiles (cuarzo, etc.) es mas bajo, lo que conduce a

una fragilidad mas baja en la lutita.

2.3.1 Abundancia de la materia organica

El COT es un indice importante para evaluar la abundancia de materia organica y
la base para la generaciébn de gas de lutita. La materia organica rica debe
desarrollarse en la lutita de los prospectos para la recuperacion comercial de gas
de lutita para generar suficiente gas. Una correlacion efectiva se puede encontrar
entre la cantidad de gas adsorbido y el COT en la lutita. Las formaciones de lutitas
con alto contenido de carbono organico por lo general tienen relativamente altas
propiedades gasiferas y altos recursos de gas de lutita. Ademas, el COT es un
indice importante para determinar las propiedades gasiferas de la lutita asi como su
potencial de recursos. El COT mas bajo en los prospectos favorables de gas de
lutita (en lutitas organicamente ricas) es de aproximadamente 2.0%-3.0%. El
contenido de COT de las lutitas gasiferas en Estados Unidos es de 0.45%-25%

(Tabla 2-3), y la cantidad gasifera es 0.4-9.91 m3gas/tiutita.



Tabla 2-4. Caracteristicas de los principales yacimientos de lutitas gasiferas en América del Norte

(Zou, 2014).

Parametro principal

Estandar basico

Profundidad

La profundidad minima de la ventana de gas seco

Espesor de la lutita

>30m

Madurez térmica

>1.4%

Contenido organico

>2%

Tipo de querdgeno

[, 1l

Composicidn mineral

El contenido de cuarzo o calcita es mayor a 40%

El contenido de arcilla es menor al 30%

Baja capacidad de hinchamiento

Silice biogénico y clastégeno

Estructura y tipos de fractura

Apertura horizontal o vertical

Sin relleno o llena de silice, llena de calcita

Heterogeneidad interna vertical

Entre mas pequefia mejor

Porosidad llena con gas >2%
Permeabilidad >100 x 103 mD
Saturacion de agua <40%
Saturacion de aceite <5%

Mddulo de Young >3.03 MPa
Relacién de Poisson <0.25

2.3.2 Tipos de materia organica

Aunque el COT y la madurez son los factores clave que influyen en el potencial
gasifero de la roca madre, es generalmente reconocido que la materia organica con
una rica cantidad de hidrégeno conduce a la generacién de aceite y que la materia
organica con menos hidrégeno a la generacion de gas (Figura 2-8). Una gran
diversidad de cantidades gasiferas se puede encontrar en diferentes tipos de
querégeno y en diferentes etapas de evolucion. Asi, el estudio de los tipos de
materia organica es necesario para determinar los prospectos favorables de gas de
lutita. La materia organica que se formé en ambientes marinos o lacustres (Tipo | y
Tipo 1) es propensa a formar aceite, donde el petréleo crudo craquea en gas a la
par del aumento del grado de evolucion térmica. El tipo Ill, el cual se formo en el
entorno terrestre, derivado de plantas conteniendo muchos restos vegetales
identificables, es propenso a la generacién de gas. El tipo mixto intermedio

(especialmente de tipo Il y tipo Ill) es mas comudn en la lutita marina, con gran



potencial para la generacion de gas. Cabe sefalar que cualquier tipo de materia
organica puede generar gas en grandes cantidades cuando el grado de evolucion
térmica es relativamente alto. La relacion entre el COT y el potencial de generacion
de hidrocarburos residuales también se refleja en la Figura 2-8 (Consejo Editorial
de " Series of Shale Gas Geology and Exploration and Development,” 2009), en la
que entre mas alto es el total COT, mayor sera el potencial de generacién de gas.
La materia orgénica en las lutitas gasiferas en América del Norte esta dominada por

el tipo I1.

2.3.3 Madurez de la materia organica

La madurez es el principal indice para determinar si la materia organica es propensa
al aceite o al gas, y el grado de transformacion de la materia organica en
hidrocarburos. En general, el indice de madurez Ro = 1.0% indica el pico de
generacion de petroleo, y Ro =2 1.3% es la etapa de generacion de gas. La madurez
(Ro) de las lutitas gasiferas en América del Norte varia entre 0.4%-4.0% (Tabla 2-
4), lo que indica que el gas de lutita se puede generar durante todo el proceso de
transformacion de la materia organica en hidrocarburos. En otras palabras, la
génesis del gas de lutita puede ser por biodegradacion de la materia organica,
degradacion térmica del querdgeno, craqueo térmico de petrdleo crudo, y génesis
mixto. Sin embargo, de acuerdo a la comparacién entre las cantidades gasiferas en
las lutitas y los parametros de capacidad, una baja madurez de la materia organica
dara lugar a una pequefia cantidad gasifera en lutitas asi como baja capacidad de
aporte de gas, mientras que una mayor madurez conducira a un cantidad mayor de
gas y a mayor capacidad de aporte. Se puede concluir que el gas de lutita esta
dominado por termogénesis tales como la degradacion térmica del querégeno y el
cragueo térmico del petréleo crudo. Con base en el estudio de Jarvie et al. (2007),
se puede concluir que los prospectos favorables para el gas de lutita deben
colocarse dentro de la ventana térmica de generacion de gas, donde la madurez
(Ro) es de 1.1%-3.5% (Jarvie et al., 2007). Como las cantidades de generacion de

gas por craqueo térmico de querdogeno y el aceite crudo sean considerablemente



altas, la capacidad de aporte de los pozos individuales en lutitas de alta madurez

crecera sustancialmente.
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Figura 2-8. Relacion entre el TOC y el potencial de generacion de hidrocarburos residuales en lutitas gasiferas de

América del Norte (de Core Lab, 2006).

2.3.4 Espesor efectivo de la lutita

Al igual que la formacién convencional de hidrocarburos, con el fin de formar gas de

lutita comercial, el espesor efectivo de la lutita necesita alcanzar cierto umbral para

asegurar suficiente materia organica y espacio de almacenamiento. Una lutita

efectiva se define como aquella lutita en la ventana de generacion de gas de

madurez térmica, donde el COT es mayor al 2%, el contenido de minerales fragiles

(cuarzo, etc.) es mas del 40%, el contenido de minerales de arcilla es inferior a 30%,

la porosidad de aire es mas que 2%, y la permeabilidad es inferior a 0.0001x103

mD. Se ha confirmado que el espesor de la lutita efectiva puede cumplir los

requisitos para el desarrollo comercial cuando tiene mas de 30-50 m (mas de 30 m

cuando la lutita efectiva fue desarrollada de forma continua, y el espesor acumulado



debe ser de mas de 50 m cuando la lutita efectiva fue desarrollada de forma
discontinua o el COT fue de menos de 2%). Cuando el espesor de la lutita efectiva
aumenta (sobre todo el espesor efectivo continuo), la cantidad total de materia
organica aumentara, lo que lleva a una mayor cantidad de generacion de gas y un
mayor grado de acumulacion de gas. El espesor minimo de una lutita efectiva en la
zona de lutitas gasiferas enriquecidas de América del Norte es de 6 m (Fayetteville),
y el mas grande es de hasta 304 m (Marcellus). El espesor en la zona productora

central de shale gas es usualmente mayor a 30 m (Tabla 2-3).

2.3.5 Propiedad gasiferas

La propiedad gasifera es un indice importante para evaluar el valor comercial de
desarrollo y los recursos potenciales de gas de lutita. Las cantidades gasiferas de
las lutitas incluyen gas libre, gas adsorbido, gas disuelto. El Consejo editorial de "
Series of Shale Gas Geology and Exploration and Development,” (2009) ha
seflalado que la cantidad gasifera mas baja en lutitas en los prospectos de
desarrollo comercial es de 2.8 m3gas/tutita. Ahora, la cantidad gasifera mas baja de
una lutita para desarrollo comercial en América del Norte es de aproximadamente

1.1 m3gas/tiita, y la mas alta es de 9.91 m3gas/tiuita.

2.3.6 Composicion mineral

Por lo general, el contenido de minerales de arcilla en las lutitas es alto. Sin
embargo, el contenido de minerales de arcilla en la lutita oscura organicamente rica
es relativamente bajo. En la exploracién de gas de lutita, se tiene que encontrar la
lutita que pueda ser fracturada. En otras palabras, la lutita debe tener un bajo
contenido de minerales de arcilla (<50%) y un contenido abundante de minerales
fragiles, los cuales son faciles de ser fracturados con éxito. Los minerales fragiles
son un factor importante para el desarrollo de la porosidad de la matriz y de
microfracturas, la propiedad gasifera, y la tecnologia para formacion de fracturas.
La composicion mineral de la roca es quiza el factor mas importante para el
desarrollo de gas de lutita en etapa tardia. En general, el contenido de minerales

fragiles es mas del 40%, y el contenido de minerales de arcilla es inferior al 30% en



las lutitas con valor de desarrollo comercial (Figura 2-9) (Consejo editorial de Series

of Shale Gas Geology and Exploration and Development,”, 2009).

2.3.7 Porosidad, caracteristicas de permeabilidad, y microfracturas

Los poros de la roca son espacios importantes para el almacenamiento de
hidrocarburos. La porosidad es el principal parametro para determinar el contenido
de gas libre. Basado en datos de Zou et al. (2010a, 2010b; Consejo Editorial de
Series of Shale Gas Geology and Exploration and Development”, 2009), alrededor
del 50% del gas de lutita se almacena en los poros de la matriz de lutita. Los
yacimientos de lutita tienen una extremadamente baja porosidad y baja
permeabilidad, caracterizandose por el desarrollo de muchos tipos de microporos.
Los poros son de menos de 2 um, distinguidos por una gran superficie especifica y
textura compleja (King, 1994). Abundantes areas de superficies internas pueden
almacenar grandes cantidades de gas por adsorcion. En general, la porosidad de la
matriz de lutita es de 0.5%-0.6%, mientras que la mayoria son del 2%-4%. El
desarrollo de fracturas puede proporcionar suficiente espacio de almacenamiento
para el gas de lutita, y también puede proporcionar vias de migracién para el mismo,
las cuales pueden mejorar efectivamente la produccion de gas de lutita (Curtis,
2002).

2.4 Potencial de exploracion de shale gas

La exploracion y desarrollo de gas de lutita comenzo6 hace 200 afios en América del
Norte y ahora esta entrando en la era global marcada por un rapido desarrollo en
muchos paises diferentes (Figura 2-10). El progreso del gas de lutita en América
del Norte ha sido extremadamente rapido. El gas de lutita es una importante fuente
de gas en América del Norte, dando lugar a cambios importantes en el marco de la
oferta mundial de energia. Paises como Alemania, Francia, Gran Bretafa, Polonia,
Austria, Suecia, China, Australia, Nueva Zelanda, India, Argentina, Chile y
recientemente México han puesto en perspectiva el valor y el futuro brillante de los
recursos de gas de lutita. Paises como estos han llevado a cabo los estudios

pertinentes y la exploracion y desarrollo del gas de lutita (como la teoria basica de
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gas de lutita, la evaluacion potencial de los recursos, y las pruebas de produccién

comercial).
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Figura 2-9. Histograma para la composiciéon mineral de la produccion de gas de lutita en los Estados Unidos (Zou,

2014).

2.4.1 Estado actual de la exploracion y desarrollo de shale gas

2.4.1.1 Estado actual en Norte América

El gas de lutita se descubrié por primera vez en América del Norte. El primer pozo

de gas de lutita se perford en la lutita Devonica de la parte oriental de los Estados

Unidos en 1821, e inicié el desarrollo comercial de gas de lutita en el mundo. El

primer yacimiento de gas de lutita, el campo Big Sandy, fue encontrado en 1914. El

tratamiento de fracturamiento a gran escala en el Pozo C.W. Slay Numero 1 de la

lutita Barnett se llevo a cabo por George Michael, quien es conocido como el padre

del gas de lutita de Barnett. El descubrimiento de gas de lutita llegd unos 40 afios

antes que el descubrimiento del petréleo. Hasta finales de 2009, América del Norte

fue la zona mas exitosa del mundo para la exploracion y explotacion de gas de lutita.

Lutitas gasiferas en estratos Paleozoicos y Mesozoicos se han encontrado en cerca
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de 50 cuencas, y la produccion de gas de lutita se ha realizado en unas 10 cuencas
con més de 50,000 pozos productores (siendo la profundidad de los pozos de 2500-
4500 m). La produccion es 1000 x 108 m3, lo que representa el 12% de la produccién
total de gas en América del Norte. Esto ha hecho que Norteamérica entre en una

nueva época con abundante gas.

Il Principal area de uccion de gas de lutita .

[ Area en produccién e gas de{utita

[]Areaendesarrollo .- -
[ Area de estudio y eugﬁacién

Nueva Zelanda

Figura 2-10. Mapa de la situacion mundial para la exploracion y desarrollo de gas de lutita (modificado a partir de
Kuuskraa et al., 2009).

2.4.1.2 Exploracion y estado de desarrollo de shale gas en México

México tiene un excelente potencial para el desarrollo de recursos de gas de lutita
y aceite de lutita almacenados en lutitas depositadas en ambientes marinos, las
lutitas que actuaron como rocas generadoras se encuentran distribuidas a lo largo

de la costa del Golfo de México.

La empresa productiva del Estado Mexicano, Petréleos Mexicanos (PEMEX) inicié
los trabajos exploratorios de gas-aceite de lutita a principios del afio 2010.
Identificando 5 provincias geoldgicas con potencial para producir hidrocarburos



contenidos en lutita: 1) Chihuahua, 2) Sabinas-Burro-Picachos, 3) Burgos, 4)
Tampico-Misantla, 5) Veracruz (Figura 2-11). En estas provincias se estimd un
recurso técnicamente recuperable de 150 a 459 TCF, con una media de 297 TCF,
equivalente a alrededor de 60 miles de millones de barriles de petrdleo equivalente
(MMMbpe) (PEMEX, 2011).

Golfo de México

Simbologia
mu Sabinas

Chihuahua
B Veracruz

s Tampico 1
Burgos

Figura 2-11. Cuencas de gas de lutita en México (PEMEX, 2011). .

De acuerdo con un estudio publicado en 2013 por la Administracion de Informacion
de Energia de Estados Unidos de América (EIA por sus siglas en inglés) México
ocupa el sexto lugar en la lista de paises con la mayor cantidad de recursos
técnicamente recuperables de gas de lutita (Tabla 2-5), con 545 trillones de pies
cubicos (Tabla 2-6).

Los yacimientos de gas de lutita de Eagle Ford se extienden al noreste de México,
demostrado con el pozo exploratorio Emergente-1. La EIA estima que al noreste y
centro-este de México hay yacimientos espesos ricos en materia organica y

madurez térmica, los cuales presentan edad geoldgica similar a los de los Estados



Unidos (Eagle Ford, Haynesville, Bossier y Pearsall). El play mejor documentado es
el de la lutita Eagle Ford de la Cuenca de Burgos, donde las ventanas propensas a
generar gas se extienden desde Texas hasta el norte de México, las cuales poseen

aproximadamente 343 TCF de gas de lutita técnicamente recuperable.

Tabla 2-5. Ranking de paises con recursos
técnicamente recuperables de gas de lutita

(EIA, 2013).

Lugar Pais Gas de lutita (Tcf)
1 China 1,115
2 Argentina 802
3 Algeria 707
4 Estados Unidos 665
5 Canada 573
6 México 545
7 Australia 437
8 Sudafrica 390
9 Rusia 285
10 Brasil 245

Total Mundial 7,299

Mas al sur y al este en México, la geologia de las lutitas de la porcién terrestre de la
cuenca del Golfo de México se convierte estructuralmente mas compleja y el
potencial de desarrollo de gas de lutita es menos seguro. La Cuenca de Sabinas
tiene un estimado de 124 TCF de recursos de gas de lutita técnicamente
recuperables dentro de las lutitas Eagle Ford y La Casita, pero la cuenca se
encuentra fallada y plegada. Las cuencas de Tampico, Tuxpan, Veracruz son
estructuralmente mas favorables y afiaden otros 28 TCF de gas de lutita
técnicamente recuperable en lutitas marinas del Cretacico y Jurasico. Estas lutitas
son rocas generadoras prolificas para campos convencionales costa dentro y costa

fuera en esta area. La perforacion de las lutitas aun no ha ocurrido en estas cuencas.

Tabla 2-6. Propiedades de los yacimientos de gas de lutita y recursos de México (EIA, 2013).

Cuenca/Aréa Burgos (24,200 mi?) Sabinas (35,700 mi?)
., Lutita Eagle La Castilla
E
Datos Formacion agle Ford Titoniense Ford Titoniense
basicos ici
Edad geoldgica Cretacico M.-S. Jurdsico S. f\:/llfe-tsaaco Jurdsico S.

Ambiente de deposito Marino Marino Marino Marino
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Area prospectiva (mi?) 600 10,000 6,700 6,700 9,500 9,500
Organicamente 200 300 500 500 800
Extension Espesor (ft) —
fisica Efectivo 160 160 210 200 400 240
Profundidad Intervalo 3300-4000 4000-16400 6500-16400 7500-16400 5000- 9800-
() ' 12500 13100
Promedio 3500 7500 10500 11500 9000 11500
Presién del yacimiento Altamentg Altamentg Altament_e AItamentg Bajo‘ Bajo‘
Propiedades : sobrepesionado sobrepesionado sobrepesionado sobrepesionado presioanado presioanado
del COT promedio (%) 5.0 5.0 5.0 3.0 4.0 2.0
yacimiento Madurez térmica (% Ro) 0.85 1.15 1.60 1.70 1.50 2.50
Contenido de arcilla Bajo Bajo Bajo Bajo Bajo Bajo
Fase Gas . G?S Gas seco Gas seco Gasseco  Gas seco
asociado himedo
Recursos OGIP concentracion (Bcf/mi?) 21.7 74.4 190.9 100.3 131.9 69.1
OGIP bajo riesgo (TCF) 7.8 446.4 767.5 201.6 501.0 118.1
Recuperable bajo riesgo (TCF) 0.9 111.6 230.2 50.4 100.2 23.6
Cuenca/Aréa Tampico (26,900 mi?) Tuxpan (2,810 mi?) Veracruz (9,030 mi?)
Formacion Pimienta Tamaulipas Pimienta  Maltrata
Datos —
basicos Edad geoldgica Jurdsico gr_e,\t/laaco Jurdsico Cretacico S.
Ambiente de deposito Marino Marino Marino Marino
Area prospectiva (mi?) 9000 3050 1550 1000 1000 560 400
Orgdnicamente 5, 500 500 300 500 300 300
Extension Espesor (ft) =
fisica Efectivo 200 200 200 210 200 150 150
3300- 400- 7000- 6600- 9800- 10000-
(Pf;‘)’f“"d'dad Intervalo 8500 8500 9000  °9099%00 15000 12000 12500
Promedio 5500 6200 8000 7900 8500 11000 11500
Presidn del yacimiento Normal Normal Normal  Normal Normal Normal Normal
Z:P‘edades COT promedio (%) 3.0 3.0 3.0 3.0 3.0 3.0 3.0
yacimiento Madurez térmica (% Ro) 0.85 1.15 1.40 0.85 0.90 0.85 1.40
Contenido de arcilla Bajo Bajo Bajo Bajo Bajo Bajo/Med  Bajo/Med
Fase Gas Gas Gas Gas Gas Gas Gas seco
Asociado  humedo seco Asociado Asociado  Asociado
Recursos OGIP concentracion (Bcf/mi?) 18.6 44.7 83.0 25.5 27.2 22.4 70.0
OGIP bajo riesgo (TCF) 58.5 47.7 45.0 8.9 9.5 6.6 14.7
Recuperable bajo riesgo (TCF) 4.7 9.5 9.0 0.7 0.8 0.5 2.9

PEMEX contempla que la produccién comercial de gas de lutita de inicié en 2015y

se eleve a alrededor de 2 BCFD en 2025, con una potencial inversiéon de la

compafia de $ 1 mil millones de ddlares para perforar 750 pozos. Sin embargo, los

pozos de exploracion en lutitas iniciales de PEMEX han sido costosos ($20 a $ 25

millones de ddlares por pozo) y han proporcionado gastos de gas iniciales modestos

(~ 3 millones de m?3 / d por pozo con fuerte declinacién). El desarrollo potencial de

México de sus recursos de gas de lutita podria verse limitado por varios factores,

entre ellos los limites potenciales de la inversién upstream, las capacidades



nacientes del sector local de servicios para lutitas, y los problemas de seguridad

publica en muchas areas donde se ubican las lutitas.

2.4.2 Potencial de los recursos de shale gas en México

México tiene grandes recursos prospectivos geoldgicamente de gas de lutita en la
parte noreste del pais dentro de la porcion terrestre de la gran cuenca del Golfo de
México. Estas gruesas lutitas ricas organicamente de origen marino, se
correlacionan con los yacimientos productivos de lutitas del Jurésico y Cretécico en
el sur de Estados Unidos, en particular las lutitas de Eagle Ford y Haynesville
(Figura 2-12). Hasta la fecha, la empresa productiva del estado mexicano PEMEX
ha perforado al menos seis pozos de exploracion de hidrocarburos de lutita con

resultados modestos.

Mientras que las lutitas marinas depositadas en México parecen tener buena
calidad, la estructura geoldgica de sus cuencas sedimentarias a menudo es
considerablemente mas compleja que en sus contrapartes en los EE.UU. En
comparacion con los cinturones anchos y levemente profundos de lutitas en Texas
y Louisiana, la zona costera de lutitas de México es mas estrecha, menos continua
y estructuralmente mas interrumpida. La compresion regional y las fallas de
cabalgamiento relacionadas con la formacién de la cordillera de la Sierra Madre han
exprimido la llanura costera de México, creando una serie de sub-cuencas
discontinuas. Muchos de los campos de petroleo y gas convencionales mas grandes
de México también se producen en esta zona, la produccion de yacimientos de
areniscas convencionales del Mioceno y Plioceno que fueron abastecidas por lutitas
profundas, ricas en materia organica y térmicamente maduras del Cretacico y
Jurasico. Estas profundas rocas generadoras son los principales objetivos para la

exploracion de gas de lutita en México.
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Figura 2-12. Seccion transversal de los objetivos de gas de lutita en el este de México (Escalera Alcocer, 2012).

PEMEX ha identificado unas 200 oportunidades de recursos de gas de lutita en
cinco provincias geoldgicas en el este de México (Figura 2-13). Segun la compafiia,
las regiones potenciales incluyen: 1) gas de lutita Paleozoico en la region de
Chihuahua; 2) gas de lutita Cretacico en la region de Sabinas-Burro-Picachos; 3)
gas de lutita Cret4cico en la Cuenca de Burgos; 4) gas de lutita Jurasico en Tampico-

Misantla; y 5) potencial no especificado de gas de lutita en Veracruz.

La evaluacién interna inicial de PEMEX estim6 150 billones de pies cubicos (P90) a
459 billones de pies cubicos (P10) de recursos recuperables de gas de lutita, con
una estimacién promedio de 297 billones de pies cubicos. Para 2012 PEMEX
actualizo sus evaluaciones de gas de lutita a 141.5 billones de pies cubicos (que
comprenden 104.7 billones de pies cubicos de gas seco y 36.8 billones de pies

cubicos de gas humedo).

La exploracion inicial de gas de lutita comenz6 en México a finales de 2011. A 2013
PEMEX habia perforado al menos seis pozos en el play de la lutita Eagle Ford en el
norte de México, pero las cuencas de lutita mas al sur ain no han sido probadas. A
pesar de algunas areas con geologia de la lutita favorable, México se enfrenta a
importantes obstaculos para el desarrollo del gas de lutita. Se requiere de inversion
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extranjera para el sector upstream de la industria nacional del pais. Ningunas de las
compafias que abrieron los yacimientos de lutitas en América del Norte se
encuentran activas en México. Y, los servicios necesarios para el desarrollo de

lutitas son mas costosos que en los EE.UU. y Canada.

Gas de lutita Eagle Ford
-Texas

’

Gas de lutita
Paleozoico

Gas de lutita
Cretéacico

Figura 2-13. Mapa de identificacion del potencial de gas de lutita en México (PEMEX, 2012).

Muchas de las cuencas de lutitas de México son demasiado profundas en su centro
para el desarrollo de gas y aceite de lutita (> 5 km), mientras que sus porciones
occidentales tienden a ser encimadas y estructuralmente complejas. Sin embargo,
las porciones del este menos deformadas de estas cuencas y plataformas son
someras Yy estructuralmente mas simples. Aqui, las areas mas adecuadas para la



extraccion de hidrocarburos de lutita tienen profundidades adecuadas de 1 a 5 km

en grandes areas.

Con estudios de pirolisis geoquimica, estudios de isétopos de carbono y el anélisis
de biomarcadores de campos de petréleo y gas se identificaron tres principales
rocas generadoras del Mesozoico en la Cuenca de la Costa del Golfo de México: el
Cretacico Superior (Turoniano a Santoniano), Cretacico Bajo-Medio (Albiano-
Cenomaniano), y la mas importante en el Jurdsico Superior (Titoniano); esta Ultima
se estima que aporto el 80% del gas y aceite convencionales descubiertos en esta
region (Ambrose, et. Al., 2005). Estos objetivos, en particular el Titoniano, parecen

tener el mayor potencial para el desarrollo de gas de lutita (Figura 2-14).

A continuacién se presentara la geologia del gas de lutita de las subcuentas
individuales a lo largo de la porcion terrestre de la cuenca de Golfo de México del

este del pais.

2.4.2.1 Cuenca de Burgos
2.4.2.1.1 Marco geoldgico

Ubicada en el estado de Coahuila, al noreste de México, justo al sur del Rio Grande,
la Cuenca de Burgos tiene una superficie en tierra de aproximadamente 24,200 mi?,
excluyendo su extensiéon sobre la plataforma continental del Golfo de México. La
Cuenca de Burgos es la extension al sur de la Cuenca de Maverick en Texas, esta

ltima sede de los plays de lutita productivos de Eagle Ford y Pearsall.

La Cuenca de Burgos se expandi6é durante el Jurasico Temprano y se desarrollé en
una plataforma carbonatada restringida, con gruesas acumulaciones de sal que
mas tarde formaron un despegue estructural regional, asi como diapiros aislados.
La deformacion estructural se llevé a cabo a finales de la Orogenia Laramide, dando
lugar a un cierto grado de fallamiento y la inclinacion dentro de la Cuenca de Burgos.
Sin embargo, este evento tectonico se centré6 mas en la Cuenca de Sabinas y la
Sierra Madre Oriental, mientras que Burgos permanece estructuralmente

relativamente simple y favorable para su desarrollo (Hernandez, et. Al., 2008).
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Figura 2-14. Estratigrafia de las rocas del Jurasico y Cretacio en la cuenca del golfo de México, en México y Estados
Unidos. (Modificada de Quezada-Muneton, 1989).

Los dos objetivos mas prospectivos de lutita en México estdn presentes en la
Cuenca de Burgos: el play de lutita Eagle Ford del Cretacico (principalmente
Turoniano) y las formaciones La Casita y Pimienta del Jurasico (principalmente
Titoniano). La lutita Eagle Ford en México es la extension directa de su equivalente
comercialmente productiva de Texas, mientras que las formaciones de La Casita 'y
Pimienta se correlacionan con la lutita productiva Haynesville de la Cuenca del este



de Texas. Se cree que La Casita es la principal roca fuente de los yacimientos
convencionales clasticos del Terciario (Oligoceno Frio y Vicksburg) en el sureste de
la Cuenca de Burgos, con el petréleo transportado por fallas normales

profundamente arraigadas (Cuevas, et. Al., 2004).

2.4.2.1.2 Propiedades del yacimiento

Lutita Eagle Ford. Con base en analogias con la lutita Eagle Ford en Texas, la
industria y el ARI consideran la lutita Eagle Ford en la Cuenca de Burgos para ser
el mejor prospecto de lutita de México. La lutita Eagle Ford es continua en todo el
margen occidental de la Cuenca de Burgos, donde el intervalo de la formacion
general oscila entre 100 y 300 m de espesor (promedio de 200 m) (Horbury, et. Al.,
2004). Basandose en un reciente mapa de lutitas elaborado por PEMEX se estimo
un area prospectiva de 17.300 mi?, la cual comprende tres zonas diferentes donde
la lutita se encuentra dentro de la ventana de profundidad de 1 km hasta 5 km. La
parte en tierra oriental de la Cuenca de Burgos se excluye ya que la lutita es mas

profunda de 5 km.

El espesor neto de la lutita organicamente rica en el area prospectiva oscila entre
200y 300 pies. El contenido organico total (COT) se estima en un promedio del 5%.
La reflectancia de la vitrinita (Ro) varia de 0.85% a 1.6% dependiendo de la
profundidad. Condiciones de sobrepresiébn son comunes en esta cuenca y un
gradiente de presion de 0.65 psi/ft es asumido. La temperatura de la superficie en
esta region se promedia aproximadamente en 20 ° C, mientras que el gradiente
geotérmico tipicamente es de 23 ° C/km. La porosidad no se conoce pero se supone
que es comparable a la del play de la lutita Eagle Ford la cual es de

aproximadamente 10%.

Lutitas La Casita y Pimienta (Titoniano). Varios miles de pies mas profundos que
la lutita Eagle Ford, las lutitas La Casita y Pimienta (Jurasico Superior Titoniano) se
consideran las principales rocas madre en la Cuenca de Burgos occidental.
Extrapolando de la estructura mas joven de Eagle Ford, la profundidad media de la
lutita Titoniana es de 11,500 pies, con un rango prospectivo de 5,000 a 16,400 pies.

Los espesores de formacién bruta pueden ser de hasta 1,400 pies, con un espesor



neto rico organicamente de alrededor de 200 ft. EI COT es de 2.6% a 4.0%, con un
promedio de 3.0%, consistiendo principalmente de querdgeno Tipo Il que parece
estar enteramente dentro de la ventana de gas seco (1.30% Ro) con poco o ningun
potencial de liquidos (Ambrose). La presion del yacimiento y las condiciones de

temperatura son similares a los del play de la lutita Eagle Ford.

2.4.2.1.3 Evaluacion de los recursos

Lutita Eagle Ford. Dentro de su area prospectiva de 17,300 mi?, la lutita Eagle Ford
exhibe una alta concentracién de recursos de hasta 191 Bcf/mi?. El gas de lutita bajo
riesgo in-situ (OGIP) asciende a 1,222 Tcf con aceite de lutita in-situ bajo riesgo
(OOIP) de 106 mil millones de barriles. Los recursos técnicamente recuperables
bajo riesgo se estiman que sean de 343 Tcf de gas de lutita y 6.3 millones de barriles

de aceite de lutita y condensado.

Lutita Titoniana. Dentro de la zona de alto potencial de 6700 mi?, se estima que
las lutitas La Casita y Pimienta del Titoniano poseen aproximadamente 50 Tcf
recursos técnicamente recuperables bajo riesgo de gas seco de los 202 Tcf de gas
bajo riesgo in-situ. La concentracidon de recursos es de aproximadamente 100
Bcf/mi?.

2.4.2.1.4 Actividad reciente

PEMEX hizo su primer descubrimiento en lutitas en la Cuenca de Burgos, durante
finales de 2010 y principios de 2011, mediante la perforacion del pozo de gas de
lutita Emergente-1 situado a pocos kilbmetros al sur de la frontera de
Texas/Coahuila en una continuacién de la tendencia de la lutita Eagle Ford en
Texas. Este pozo horizontal inicial fue perforado a una profundidad vertical de
aproximadamente 2,500 metros y una profundidad total de 2,550 m. Después de
una estimulacion de fractura en 17 etapas, el pozo de $20-25 millones fue probado
a una gasto inicial modesto de 2.8 millones de ft3/dia (el intervalo de tiempo no se
informa), lo cual no seria rentable econdmicamente con los precios actuales de gas
(Estrada, 2012).



A partir un informe de noviembre de 2012, PEMEX habia perforado cuatro pozos
de exploracion de gas de lutita en el play Eagle Ford de la Cuenca de Burgos con
un pozo de exploracion en la cuenca de Sabinas, reportando informes de produccion
inicial de tres pozos. Estos pozos son el Nomada-1 situado en la ventana de aceite,
el Habano-1 (IP 2.77 millones de ft¥/dia de gas con 27 bbl/dia de crudo) y el
Montafiés-1 en la ventana de gas humedo de la Cuenca de Burgos. La ventana de
gas seco en la Cuenca de Burgos fue probada por el Emergente-1. El Percutor-1
(IP 2.17 millones de ft3/dia) probo la ventana de gas seco en la Cuenca de Sabinas.
PEMEX ha anunciado también que ha perforado y producido el gas a partir del
Arbolero-1 (3.2 millones de ft¥/dia), la primera prueba de la lutita Jurasica en esta
cuenca (PEMEX, 2012). PEMEX planeaba perforar hasta 75 pozos de exploracion

de lutita en la Cuenca de Burgos para 2015.

2.4.2.2 Cuenca de Sabinas
2.4.2.2.1 Marco geolégico

Sabinas es una de las mayores cuencas en tierra de lutita de origen marino de
México, que se extiende sobre una superficie total de 35,700 mi? en la parte noreste
del pais. La cuenca inicialmente se expandié durante el Jurasico con una fabrica
estructural de tendencia noreste-suroeste y mas tarde fue fuertemente afectada por
la Orogenia Laramide. Gran parte de la Cuenca de Sabinas estd demasiado
deformada estructuralmente para el desarrollo de gas de lutita, pero una pequefa
area en el lado noreste de la cuenca se pliega con mayor suavidad y puede ser

considerada como una zona prospectiva.

Las rocas generadoras de petréleo en la Cuenca de Sabinas incluyen las lutitas
Cretacico Olmos (Maastrichtiano) y Eagle Ford (Turoniano) y formaciones del
Jurasico Tardio (Titoniano) formacién La Casita. Las dos Ultimas unidades
contienen lutitas marinas con buenas caracteristicas petrofisicas para el desarrollo
de lutita (Eguiluz de Antuiiano, 2001). Por el contrario, la Formacion Olmos es
principalmente una unidad de carbon no marina que, si bien es una buena roca

fuente de gas natural (Alsaab, et. Al., 2006), asi como un objetivo de exploracion de



metano en capas de carbén (Eguiluz de Antuiiano, et. Al., 2003), parece ser

demasiado ductil para el desarrollo de gas de lutita.

2.4.2.2.2 Propiedades del yacimiento

Lutita Eagle Ford. La lutita Eagle Ford se distribuye a través del NO, NE, y las
porciones centrales de la cuenca de Sabinas. El objetivo es la secuencia gruesa de
300 m de lutitas negras ritmicamente intercaladas con calizas arenosas y areniscas
cementadas con carbonato. Se estima un intervalo espeso organicamente rico de
500 pies con 400 pies netos. Se considera la lutita Eagle Ford en la Cuenca
Maverick del sur de Texas como el analogo de propiedades del yacimiento,
utilizando COT de 4% y una madurez térmica de 1.50 (Ro). La estimacion de la
porosidad se aumenta a 5% basado en la fabrica de roca y la correlacion con el
analogo en la lutita Eagle Ford en Texas. La profundidad media de la prospectiva
Eagle Ford es de aproximadamente 9000 pies. Con base en los datos reportados,
la mayoria de las zonas mineras de carbén, se ha propuesto un gradiente

ligeramente bajo presion de 0.35 psi / ft para la Cuenca de Sabinas.

Formacion La Casita. Esta unidad de edad Titoniano, considerada como la
principal roca generadora de hidrocarburos en la Cuenca de Sabinas, se compone
de lutitas ricas en materia organica depositadas en un ambiente marino de aguas
profundas. El espesor total de lutita en La Casita va desde 60 m a 800 m. Con
espesor de 300 m lutitas prospectivas de La Casita han sido asignadas a
profundidades de 2,000 a 3,000 m en la cuenca central de Sabinas. Cerca de alli,
una secuencia mas gruesa (400-700 m) fue asignada a mayor profundidad (3,000 a
4,000 m).

El area altamente potencial para la Formacion La Casita promedia 11,500 pies de
profundidad, cerca de 2,500 pies mas profundos que la lutita Eagle Ford. La
formacion La Casita promedia cerca de 240 pies de espesor neto dentro de un
grueso intervalo organicamente rico de 800 pies y tiene un promedio 2.0% de COT
que es propenso al gas (2.5% Ro0). La estimacion de porosidad en La Casita se
aumento6 a 5% basada en la fabrica de la roca y la correlacion con su anéloga en la

profunda lutita Haynesville de Texas y Louisiana.



2.4.2.2.3 Evaluacion de Recursos

Lutita Eagle Ford. La unidad de lutita Eagle Ford es el blanco més grande de gas
de lutita en la cuenca de Sabinas, con un estimado de 100 Tcf de gas de lutita
técnicamente recuperable de los 501 Tcf de gas de lutita bajo riesgo in-situ dentro
del area prospectiva de 9500 mi?. La concentracion media de recursos es alta en
132 Bcf/mi?.

Formacion La Casita. El objetivo secundario en la Cuenca de Sabinas, el
subyacente en la formacion La Casita, el cual tiene un estimado de 24 Tcf de gas
de lutita técnicamente recuperables de 118 Tcf de gas de lutita bajo riesgo in-situ.

Su concentracion de recursos se estima en 69 Bcf/mi?.

2.4.2.2.4 Actividad reciente

PEMEX ha perforado un pozo exploratorio de gas de lutita en la Cuenca de Sabinas,
lo que confirma la continuacion del play de lutita Eagle Ford. El pozo horizontal
Percutor-1, se terminé en marzo de 2012, produjo gas seco desde una profundidad
bajo la superficie de 3,330-3,390 m. El gasto de produccion inicial del pozo era un
modesto 2.17 millones de ft¥/dia (intervalo de tiempo medido no especificado), con

la produccién reportada disminuyendo rapidamente.

2.4.2.3 Cuenca de Tampico
2.4.2.3.1 Marco geoldgico

Limita al oeste con la faja plegada y corrida de la Sierra Madre Oriental (Laramide)
y al este con la plataforma de Tuxpan, la Cuenca Tampico-Mizatla se extiende al
norte de la elevacion de Santa Ana al arco norte de Tamaulipas. En el margen norte
de la cuenca se forma un arco, limitado por una serie de fallas que se extienden

hacia el sur desde el arco de Tamaulipas.

La principal roca fuente en la Cuenca de Tampico es la lutita Pimienta del Jurasico
Superior (Titoniano). Aunque es bastante profunda en gran parte de la cuenca, la
Pimienta alcanza profundidades para ser considerada prospectiva de 1,400 a 3,000

m en el sur, donde se producen tres estructuras levantadas.



2.4.2.3.2 Propiedades del yacimiento

Cerca de la ciudad de Tampico, cerca de 50 pozos convencionales han penetrado
las lutitas ricas organicamente de la Formacion Pimienta a profundidades de
alrededor de 1,000 a 3,000 m. Tres ventanas de madurez térmica distintas (gas
seco, gas humedo y aceite) se producen de oeste a este, lo que refleja el angulo de
echado estructural suave en esta cuenca. Profundidad media de lutita se extiende
de 5500 a 8000 pies. El area prospectiva de la lutita Pimienta asciende a
aproximadamente 13.600 mi?. Se ha estimado un espesor de lutita neto medio de
unos 200 pies, de un intervalo total organicamente rico de 500 pies dentro del area
prospectiva. EI COT se estima en 3%, con una madurez térmica promedio que va
desde 0.85% a 1.4% Ro.

2.4.2.3.3 Evaluacion de recursos

La lutita Pimienta en la Cuenca de Tampico tiene un estimado de 23 Tcf y 5.5
millones de barriles, de recursos técnicamente recuperables bajo riesgo de gas de
lutita y aceite de lutita, de los 138 mil millones de barriles de AOES bajo riesgo y
151 Tcf de GOES, respectivamente. Los promedios de concentracion de recursos
de gas de lutita van de 19 a 83 Bcf/mi?, mientras que el promedio de concentracion

de aceite de lutita es de 17 a 38 millones de bbl/mi2.

2.4.2.3.4 Actividad reciente

PEMEX informé que se esta evaluando la geologia de las lutitas de la Cuenca de
Tampico y planeaba perforar hasta 80 pozos de exploracién de lutitas para 2015
(PEMEX, 2009).

2.4.2.4 Plataforma de Tuxpan (Lutitas Pimienta y Tamaulipas)

2.4.2.4.1 Marco Geoldgico

La Plataforma de Tuxpan, ubicada al sureste de la Cuenca de Tampico, es un sutil
basamento alto cubierto con una plataforma bien desarrollada de carbonatos del
Cretacico Temprano (Salvador, 1991). Un depdésito prospectivo de gas de lutita

relativamente bien definido se encuentra en el sur de la plataforma de Tuxpan.



Aproximadamente 50 km al sur de la ciudad de Tuxpan, cerca de Poza Rica, una
docena de pozos de desarrollo de petréleo convencional en la zona de La Mesa
Sinclinal penetraron gruesas lutitas ricas organicamente de las formaciones

Pimienta (Titoniano) y Tamaulipas (Cretacico Inferior) (Cantu-Chapa, 2003).

Una seccion transversal detallada de la Plataforma Tuxpan muestra gruesas rocas
generadoras del Cretacico inferior y Jurasico superior inmersas en la cuenca del
Golfo de México. Estas rocas generadoras alcanzan profundidades de prospeccién
de 2.500 m. La madurez térmica varia de potencialmente petrolifera a gasifera.

2.4.2.4.2 Propiedades del yacimiento (drea prospectiva)

Formacién Pimienta. La porcion organicamente rica de la lutita Pimienta Jurésico
promedia cerca de 500 pies de espesor en la zona de alta consideracién, con
espesor neto estimado de 200 pies. Sin embargo, al sureste de Poza Rica algunas
zonas de la lutita son delgadas o ausentes, probablemente debido a la erosién
submarina o a una falta de deposicién. La respuesta al registro de rayos gamma en
la lutita Pimienta rica organicamente indica un COT moderado de 3.0%, que se
encuentra en la ventana de aceite a gas humedo (Ro promedio de 0.9%). La
profundidad oscila entre 6,600 y 10,000 pies, con un promedio alrededor de 8,500

pies.

Formacién Tamaulipas. La formacion Tamaulipas del Cretacico Inferior abarca un
rango de profundidad de 6,000 a 9,500, con un promedio de 7,900 pies. El intervalo
rico en materia organica promedia 300 pies de espesor, con espesor neto estimado
en alrededor de 210 pies. EI COT se estima es de 3.0%. La madurez térmica media

es ligeramente inferior a la de la Pimienta mas profunda, en 0.85% Ro.

2.4.2.4.3 Evaluacion de recursos

Formacion Pimienta. En la Plataforma de Tuxpan, el area prospectiva de la lutita
de la formacién Pimienta se estima en aproximadamente 1,000 mi2. Los recursos
técnicamente recuperables bajo riesgo se estiman en alrededor de 1 Tcf de gas de

lutita y 0.5 millones de barriles de aceite de lutita y condensado. Los recursos bajo



riesgo in-situ se estiman en 10 tcf de gas de lutita y 12 mil millones de barriles de

aceite de lutita.

Formacion Tamaulipas. Debido a los datos limitados sobre la porcion mas joven
de la formacion Tamaulipas se asume la misma area prospectiva de la lutita
Pimienta (1,000 mi?). La lutita Tamaulipas se estima que posee recursos
técnicamente recuperables bajo riesgo de aproximadamente 1 Tcf de gas de Iutita
y 0.5 millones de barriles de aceite de lutita y condensado, de los recursos en lutitas
bajo riesgo in-situ de 9 Tcf de gas de lutita y 13 mil millones de barriles de aceite de

lutita.

2.4.2.4.4 Actividad reciente

No se ha reportado actividad de exploracion para gas de lutita o aceite de lutita en

la Plataforma Tuxpan

2.4.2.5 Cuenca de Veracruz (lutita Maltrata)
2.4.2.5.1 Marco geoldgico

La Cuenca de Veracruz se extiende sobre un area terreste de 9,030 mi?, cerca de
la ciudad homénima. El margen occidental de la cuenca se define por carbonatos
del Mesozoico corridos (terciario temprano Orogenia Laramide) de la Plataforma de
Cordobay Sierra Madre Oriental. La cuenca es asimétrica en su seccion transversal,
con la gravedad mostrando la parte mas profunda a lo largo de la margen occidental
(Escalera, 2012).

2.4.2.5.2 Propiedades del yacimiento

Formacion Maltrata. La formaciéon Maltrata del Cretacico Superior (Turoniano) es
una roca madre importante en la Cuenca de Veracruz, que contiene un estimado de
300 pies de caliza arcillosa marina organicamente rica. El COT varia de 0.5% a 8%,
con un promedio de aproximadamente 3%, y consta de querdgeno Tipo Il. La
Madurez térmica varia de potencialmente petrolifera (Ro promediando 0.85%)

dentro de la ventana de petroleo a profundidades de menos de 11,000 pies, a



potencialmente gasifera (Ro promediando 1.4%) dentro de la ventana de gas a

profundidades medias por debajo de 11,500 pies.

2.4.2.5.3 Evaluacion de recursos

Formacion Maltrata. El nuevo mapa PEMEX indica que el verdadero espacio
prospectivo en la Cuenca de Veracruz podria ser tal vez de sélo 960 mi2. Esto
produce una estimacién reducida de 3 Tcf y 0.3 millones de barriles de recursos de
gas de lutita y aceite de lutita técnicamente recuperables bajo riesgo para la
Formacion Maltrata en la Cuenca de Veracruz, de los 21 Tcf y 7 mil millones de

barriles de gas de lutita y aceite de lutita bajo riesgo in-situ.

2.4.2.5.4 Actividad reciente

PEMEX planea perforar hasta 10 pozos de exploracion de lutita en la cuenca de

Veracruz en los proximos tres afos.
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3 Metano en capas de carbon (CBM)

Como roca fuente de gas natural convencional, las medidas de carb6n® pueden
acumular cantidades comercialmente valiosas de gas hidrocarburo, principalmente
en el estado adsorbido, conocido como, metano en capas de carb6n (coalbed
methane en inglés). Desde la década de 1980, la exploracion de metano en capas
de carbon en paises como Estados Unidos y Canada ha progresado

significativamente, y la produccion anual de metano en capas de carbon en los

Medida de carbdn: una sucesion de caliza, arenisca, pizarras y depositos de carbon.
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Estados Unidos asciende actualmente a mas de 500x108 m3. Recientemente, la
investigacién sobre el génesis del metano en capas de carbdn y el andlisis de la
dinamica de los campos y el proceso de formacion de un yacimiento (Song et al,
2005b) han considerado ampliamente la clasificacion y la discriminacion de la
génesis del metano en capas de carbon; mecanismos de control del yacimiento de
esfuerzos tectdnicos, térmicos, y campos hidrodindmicos; un analisis de las
fronteras y los procesos de formacion de yacimientos de metano en capas de
carbon. En este capitulo, se discuten las caracteristicas de composicion y de
depdsito del metano en capas de carbdn, los estados de ocurrencia y los procesos
de formacion del yacimiento, asi como las reglas de distribucion y los factores de

control del metano en capas de carbon.

3.1 Generacion del metano en capas de carbén

3.1.1 El concepto de hidrocarburo formado a partir de carbén

Un hidrocarburo formado a partir de carbon se refiere al hidrocarburo formado
durante el proceso de carbonizacion o de maduracién térmica de capas de carbon
o series de roca carbonifera, que puede ser ya sea en un estado liquido o gaseoso.
Por lo tanto, los hidrocarburos formados a partir de carbén se pueden dividir
esencialmente en dos categorias: (1) aceite formado a partir de carbén, y (2) gas
formado a partir de carbédn (incluyendo metano en capas de carbén) (Huang et al,
1995; Fu et al, 1990). Ya en la década de 1940, los cientificos alemanes propusieron
por primera vez la teoria de hidrocarburos formados a partir de carbén, sugiriendo
gue el carbén podria generar gas y que el gas derivado podria migrar y acumularse
en el interior o fuera de las medidas de carbdn para formar campos de gas comercial
(Cramer et al., 1999). Esta teoria guio la exploraciéon de gas natural en Europa y
tuvo mucho éxito al permitir el descubrimiento del campo gigante de gas Groningen
con alrededor de 2x10'> m® de reservas de gas formado a partir de carbén en
Holanda en 1959. A finales de la década de los 60 y a través de la década de los
70, usando el mismo concepto de la exploracion, las cuencas Siberiana Occidental
y Karakum fueron evaluadas en busca de recursos en la antigua Union Soviética,

descubriendo un numero significativo de grandes campos de gas formado del
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carbon (incluyendo el mayor yacimiento de gas en el Mundo, el campo de gas
Urengoy). Hasta finales de la década de los 60, un gran contingente de académicos
australianos reconoci6 que los hidrocarburos podrian ser generados de querégeno
tipo humico, sefialando también que los existentes contenidos en el carbon eran
importantes para la formacion de aceite. Llegaron a la conclusion de que el gas asi
como el aceite podria formarse a partir del carbon. Estos estudios han dado un
importante impulso a la teoria de hidrocarburos formados a partir del carbon (Lavine,
1993).

Durante décadas de investigacion, nuestra comprension de hidrocarburos formados
a partir del carbén ha aumentado dramaticamente. Teorias asociadas han sefialado
que, en general, la formaciébn de gas predomina sobre la formacion de aceite
durante la carbonizacién de las medidas de carbén (Dai, 1979, 1980; Dai et al.,
2000; Hu, 1998; Cheng, 1994). En una serie carbonifera, diferentes tipos de
hidrocarburos se generan a partir de diversos macerales distintos. El gas natural se
forma durante la carbonizacion del carbén enriquecido con materia organica himica
como Vvitrinita e inertinita (es decir, formado a partir del carbén). Las rocas
generadoras consistentes de macerales enriguecidos en hidrogeno en carbén
hamico (similares a los querdgenos tipo Il y Ill, como se indica en el diagrama de
Van Krevelen en la Figura 3-1), incluyendo el carbén enriquecido con solidos
amorfos, alginatos, y liptinitas, tienen la capacidad para generar petrdleo. En
términos generales, la capacidad de los macerales de carbon para generar aceite
puede ser clasificado de potente a débil, como sigue: liptinita, vitrinita, e inertinita.
El proceso de formacion de hidrocarburos durante la carbonizacion de las medidas
de carbdn se puede dividir en tres etapas: (1) Etapa de gas pre-seco, (2) Etapa de

generacion de gas-aceite, y (3) Etapa gas de post-seco.

3.1.2 Composicion sustancial del carbon y de los hidrocarburos
formados a partir de él.

El carbon es un combustible, una roca organica heterogénea compuesta de
sustancias organicas e inorganicas. Ademas, los residuos de carbon organicos son

diversos y complejos (Clayton, 1998; Lu et al, 1995;.. Huang et al, 1984). Los
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componentes organicos (macerales) en el carbén se pueden dividir en liptinitas,

vitrinitas e inertinitas, basandose en sus propiedades y origen.

Las liptinitas son los macerales con mayor estabilidad bioquimica de las plantas
carbonizadas, a saber, son aquellos que se originaron a partir de los 6rganos
reproductivos (esporas y polen exina) y los 6rganos de proteccion de las plantas.
Las liptinitas son transparentes bajo luz transmitida, de color amarillo claro a rojo
oscuro, tienen perfiles distintivos, son de color gris oscuro y gris claro bajo luz
reflectante inmersas de aceite, y sobresalen un poco. Vitrinitas son muy comunes
en el carbon, de 65% a 80% y mas alto en la mayoria de carbones. Las vitrinitas se
originan por la carbonizacion de ligninas y celulosa de los tallos, raices, y hojas de
las plantas, son adhesivas y se funden bajo la pirélisis, que las une a las inertinitas.
En vitrinitas, texturas de células de una planta son retenidas en las telinitas. La
vitrinita A ocurre como rayas o lentes con contornos uniformes y claros; la vitrinita B
actila como una matriz para unir otros macerales y minerales cogenéticos; y la
vitrodetrinita es un componente de la vitrinita en forma clastica. La sustancia
primitiva de la inertinita es la misma que la de la vitrinita, pero se origina a partir de
fusinita. La fusinita es de color negro, opaca bajo luz transmitida, de color blanco a
amarillo bajo la luz reflectante inmersa en aceite, y sobresale en diversos grados.
Debido a su origen, grados de fusinitacion, y la variedad de sustancias primitivas,
las fusinitas pueden subdividirse en un niumero de diferentes macerales, tales como
micrinita, macrinita, semifusinita, fusinita, esclerita, e inertodetrinita (Liu et al., 1997;
Wang et al ., 1990;. Wang et al, 1986; Fu y Qin., 1995; Sun et al, 1999).
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Figura 3-1. Tipos de querdgeno y camino evolutivo, grafica de Van Krevelen (mejorada de Levine, 1987). I-IV
representan los tipos de querégeno.

En términos de génesis del carbdn, el carbon se puede dividir en carbon hamico,
carbon sapropélico, y carbén residual. ElI carb6n humico se forma a través de
carbonizacion de las plantas de gran tamafio. El carbon sapropélico se origina en el
residuo de plantas pequefias tales como algas. El carbon residual es producido por
las plantas que muestran menor biodegradacion y a menudo tienen fragmentos

remanentes de plantas; el carbon residual incluye pyropissita y cannelita.

El carbon huamico es el recurso del carbon predominante, que se obtiene de las
plantas terrestres con lignocelulosa como su textura de apoyo. En condiciones
débiles de reduccién-oxidacion la lignocelulosa genera una sustancia gelatinosa, y
en condiciones de oxidacién, se genera una masa similar a la fusinita (Su y Lin,
2009). En el proceso de carbonizacion, el primero se convierte en vitrinita y el
segundo en fusinita. Los pocos componentes estables en las plantas superiores,

tales como la cutina, esporas, suberina, y la resina se componen principalmente de
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proteinas enriquecidas de hidrégeno y compuestos de lipidos, que son el precursor
de los componentes estables en el carbon. Vitrinitas, inertinitas, y liptinita se
combinan en proporciones diferentes para generar diversos tipos de carbén humico.
La Figura 3-1 muestra la tendencia de los diversos tipos de querégeno para generar
metano y expulsar didxido de carbono y agua en el proceso. En la Figura 3-1, cuatro
tipos de querégeno han sido confirmados por analisis elemental y se correlacionan
con tres grupos de composicion maceral en rocas carboniferas: (1) carbén
enriquecido con liptinita corresponde a los querdgenos tipos |y Il, (2) carbdén
enriquecido con vitrinita al querdgeno tipo I, y (3) el carbon enriquecido con

inertinita al querdgeno tipo IV (Levine, 1987).

Los experimentos han demostrado que las exinitas pueden generar una gran
cantidad de hidrocarburos, particularmente aceite (Figura 3-2), ya que tienen una
alta relacion de atomos de H/C, una baja relacion de compuestos aromaticos a
carbono, una alta relacion de lipido a carbono, y altos porcentajes de metilo, a-
metileno, metileno, y metino. Por el contrario, en comparacion con la exinita, el
carbén humico enriquecido con vitrinita-inertinita tiene una baja relacién de atomos
de H/C, una alta proporcion de compuestos aromaticos a carbono, una baja relacion
de lipido a carbono, y bajos porcentajes de metilo, a-metileno, metileno, y metano.
Como resultado de esto, el carbdén humico tiene una pobre capacidad de generacion
de hidrocarburos (aceite) y la generacion de gas es predominante (Figura 3-3). A
medida que la evolucion térmica del carbon avanza, la relacion de atomos de H/C
disminuye (Huang et al., 1995; y Liu et al., 2000).
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Figura 3-2. Tasas simuladas de generacion de hidrocarburos por la evolucion térmica de exinita (mejorada de Liu et

al., 2000).
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Figura 3-3. Tasas simuladas de generacién de hidrocarburos por la evolucién térmica de la vitrinita A (a) y vitrinita B
(b) (mejorada de Liu et al., 2000).

3.1.3 Proceso de carbonificacion

El proceso de reacciébn quimica a temperaturas elevadas es la esencia de la
carbonizacion, y el hidrocarburo es el producto de la reaccion. De la Figura 3-4, se
puede observar que durante la carbonizacion, todos los tipos de carbon exhiben un
aumento del contenido de carbon y una disminucién en el contenido de hidrégeno y
oxigeno. Para el carb6n de bajo rango, la disminucion del contenido de oxigeno es
predominante, mientras que el contenido de hidrogeno disminuye rapidamente para
el carbon de alto rango. Para varios tipos de carboén, los percentiles de peso de
carbon, hidrégeno y oxigeno son diferentes. Sin embargo, varios tipos de carbén de
alto rango tienden a comportarse de forma consistente en este aspecto, lo que
indica que el exceso de hidrégeno y oxigeno se retira y las composiciones tienden
a estabilizarse. A la luz de la roca fuente de hidrocarburos, la carbonizacion se

puede dividir en varias etapas, como se muestra en la Figura 3-5.
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Figura 3-4. Procesos evolutivos de dos tipos diferentes de carbon (después de Lavine, 1993).
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Figura 3-5. Division de etapas de carbonizacion (después de Qin y Zeng, 1996).

3.1.4 Cinética de la generacion de hidrocarburos en rocas
carboniferas

La temperatura y el tiempo se complementan uno al otro en el proceso de
generacion de hidrocarburos en rocas carboniferas, ya que controlan la cinética de
la reaccion quimica. La investigacion sobre la cinética de generacion de
hidrocarburos en rocas carboniferas se centra en dos areas principales: (1)
seleccién de modelos, y (2) la calibracion del modelo (Schaefer et al, 1990; Braun
et al, 1992; Ungerer y Pelet, 1987; Wang y Wang, 1984). En la actualidad, los
modelos incluyen un modelo de reaccion de primer orden, modelo de primer orden
de reaccion en cascada, el modelo de reaccion paralelo finito, y el modelo de
reaccion paralelo infinito. Desde que el carb6n es un polimero heterogéneo con una
gran red molecular en 3D, incluye muchos tipos de grupos funcionales y moléculas
complejas vinculadas con los enlaces quimicos. Su naturaleza de reaccion y los

tipos de enlaces quimicos que descomponen y rompen varian de forma continua
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durante la pirdlisis. Las reacciones de generacion de hidrocarburos son en realidad
una serie de reacciones en paralelo y en cascada. Por lo tanto, los modelos para la
cinética de generacion de hidrocarburos en general, se dividen en las dos siguientes

categorias:

(1) Modelo de reaccion de primer orden en cascada.
dx E
(5)=4-exp(-=)(1-2), Ec.3.1

donde t es el tiempo de reaccion; x es la concentracion de reactivo; A es el factor
de frecuencia aparente; E es la energia de activacion aparente del reactivo; R

es la constante de gas; y T es la temperatura de reaccion.

(2) Modelo de reaccion de primer orden en paralelo
dx; E;
(d_);) = 4;-exp (_ E) (Xio — Xi), Ec. 3.2

donde t es el tiempo de reaccion; x; es la concentracion del reactivo i; x;, es el
potencial original de reactivo i; A; es el factor de frecuencia aparente de reaccion
i; E; es la energia de activacion aparente del reactivo i; R es la constante de gas;

y T es la temperatura de reaccion.

La clave para entender la cinética de generacion de hidrocarburos en rocas
carboniferas es la calibracién del modelo. Esencialmente, la calibracion determina
la energia de activacion (E) y el factor de frecuencia (A) del modelo de cinética, que
se realiza normalmente por los datos experimentales [tasa de generacién de
hidrocarburo (composicién) -temperatura (tiempo)]. Se trata de una serie de factores
tales como las muestras y los objetivos de estudio, métodos de simulacion
experimental, y los programas de computadora. Las caracteristicas de los
hidrocarburos generados por el carbon se ven afectados por macerales en la roca
carbonifera, el grado carbonificacion y la configuracion de carbonificacion. Algunos
estudios experimentales descubrieron que varios macerales del carbon tienen
caracteristicas cinéticas notablemente distintas. La resinita y la suberinita tienen la

energia de activacion promedio mas baja en alrededor de 167.5 kJ / mol; la energia
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de activacion media de la alginita es la mas alta en 280.5 kJ / mol; y la esporinita,
vitrinita, y cutinita tienen valores moderados en el intervalo de 213.5 a 234.5 kJ / mol
(Lu., 1996; Lu et al, 1997). En términos de distribucion de energia de activacion, la
energia de activacion de la cutinita y alginita es un valor Unico y la de la resinita
tiene una distribucion muy estrecha, mientras que los de la vitrinita, suberinita y
esporinita estan ampliamente distribuidos. La distribucion de la energia de
activacion de un maceral en la roca carbonifera es un reflejo macroscopico de su
textura interna. Ademas, la distribucion de la energia de activacion determina la
secuencia de generacion de hidrocarburos de los macerales: resinita --> suberinita

--> vitrinita B --> esporinita, vitrinita -->cutinita --> alginita --> fusinita.

Por lo tanto, en las primeras etapas de la evolucion térmica, la resinita y la suberinita
pueden generar hidrocarburos significativamente para formar aceite inmaduro,
mientras que otros macerales alcanzan el pico de generacion de hidrocarburos solo
en las etapas posteriores. El rango de carbén y las configuraciones carbonificacion
estan estrechamente relacionados con las caracteristicas de la distribucion de

energia de activacion.

3.2 Caracteristicas geoldgicas de los yacimientos de carbon

Un depoésito de metano en capas de carbon es un sistema doble estructural
compuesto por poros y fisuras (Tremain y Whitehead, 1990; Kulander y Dean, 1993;
Laubach et al., 1998; Zhang, 2001; Suy Lin, 2009) (Figura 3-6). Un lecho de carbon
es idealizado como bloques regulares de la matriz con microporos, también
incididos por una serie de fisuras. Los poros de la matriz en el carbén son el espacio
principal para la acumulacién del gas en capas de carbon adsorbido y libre, y el
volumen de gas adsorbido se relaciona con el desarrollo y las caracteristicas
estructurales de los poros. La situacion a destacar de los poros de la matriz en el
carbon es que tienen radios pequefios que contribuyen a una gran area superficial
dentro de los poros, proporcionando el espacio suficiente para la acumulacion de
metano en capas de carbon. Los sistemas de fisuras en depositos de carbon son

los principales conductos para la filtracion de liquidos en el carbon.
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Figura 3-6. Modelo geométrico de un yacimiento de carbdn (después de Su y Lin, 2009).

3.2.1 Sistema de poros en yacimientos de carbon
3.2.1.1 Clasificacion de los poros en yacimientos de carbon

Los poros del carbdn se caracterizan por los siguientes parametros: tamafio de poro,
morfologia, textura, tipo, porosidad, volumen poroso, relacién superficie-volumen y
caracter fractal. Actualmente, la microscopia ordinaria y microscopia electronica de
escaneo (SEM) se utilizan generalmente para la observacion, y ocasionalmente
métodos tales como la inyeccion de mercurio y de adsorcidén de nitrdgeno criogénico

se utilizan para estudiar las caracteristicas de los poros de carbon.

Existen dos métodos para la clasificacion de los poros de la matriz en el carbén: (1)
clasificacion genética y (2) clasificacion por tamafio. Diferentes investigadores usan
varios esquemas distintos para la clasificacién genética de los poros de la matriz.
Hao (1987) clasifica los poros de la matriz de carb6on en términos de génesis en
poros de tejidos vegetales, vesiculas, poros intergranulares, poros intercristal, poros
fundidos, y poros disueltos. Con base en los macerales en rocas carboniferas, la
metamorfosis, y la deformacién del carb6n, Zhang (2001) utiliz6 el SEM para

clasificar la génesis de los poros del carbén en cuatro categorias: (1) poros
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primarios, (2) poros metamorfoseados, (3) poros exdgenos, y (4) poros minerales.
Ademas, Chen y Tang (2001) estudiaron la clasificacion de los poros del carbén en
cuanto a morfologia, Sang et al. (2005) investigaron la clasificacion en términos de
fijacion de gas, y Fu et al. (2005) clasifican los poros del carbén de acuerdo a las
caracteristicas fractales y naturales (Tabla 3-1). Los tipos genéticos, las
caracteristicas de desarrollo de los poros y su permeabilidad relacionada son un
reflejo directo en la capacidad de los yacimientos de carbén para la generacion de
gas, almacenamiento y migracion. La génesis de los poros del carbén varia mucho,
y los poros tienen morfologias complejas y tamafios de amplio alcance. Varios poros
se desarrollan en micro zonas y estan conectados por fisuras, lo que permite la

comunicacion con el sistema general de filtracion de metano en capas de carbon.

El esquema de clasificacion de Xoeot (1961) se utiliza por lo general para la
clasificacion de tamafios de poros en la matriz de carbon. Xoeot propuso su
clasificacion de tamafio de textura de poro con base en adsorbentes industriales,
utilizando principalmente tamafios de poro y la interaccion entre las moléculas de
gas. El carbdn es un medio poroso sofisticado, y los poros en el carbdn se refieren
a los espacios no ocupados por los solidos (materia organica y mineral) en el cuerpo
del carbon. Xoeot (1961) divide los poros de carbdon en términos de dimension
espacial en macroporos (mayor que 1000 nm), poros medianos (100-1000 nm),
poros pequefios (10-100 nm) y microporos (menos de 10 nm). El gas se filtra
principalmente como flujo laminar y turbulento en los macroporos y existe en los
microporos en la forma de condensacion capilar, adsorcion fisica, y difusion.
Teniendo en cuenta factores como la migracion y la acumulacién de metano como
componente principal (con un diametro molecular efectivo de 0.38 nm) en el metano
en capas de carbdn, asi como el alcance de los resultados de la clasificacion, los

investigadores tienden a utilizar la clasificacién de Xoeot.
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Tabla 3-1 Clasificacion de los poros en las rocas carboniferas.

Esquema de clasificacion Investigador Clase
Tamaiio de poro/ textura Microporo Poro pequefio (poro de Poro mediano Macroporo
transto)
¥oeot (1961) < 10 10-100 100-1000 >1000
intL Theoretical & < 0.8 (submicroporo) 0.5-2 (microporo) 2-50 =50
Applied Chemistry
Association (1972)
Génesis Zhang (2001) Poro primario Poro metamorfoseado Poroexogénico Poro mineal
Hao (1987) Porode Vesiculs Poro intergranular Poro Poro Poro disuelto
tejido intercristaline  fundido
vegetal
Morfologia porosa Chen & Tang (2001) Porotipo | {poro cilindrico con Poro tipo Il {poro cilindrico con un Porotipo il (porosen forma de
am bos extremos abiertos y poro extremo cerrado, poro paralelo en botellacon el cuello delgado)
parale o en forma de placa con forma de placa, poro encajado v
cuatro lados abiertos) poro conico)
Interaccion solido-gas Zhang Hongri (1993) Poro de adsorcidn (<50) Poro de filtracian (= 50)
Sang et al. (2005) Poro de absorcion (<2) Poro de adsorcion (2-10) Poro de adsorcidn gelificade  Poro de flitracion (=100)
(10-100)
Caracteristica fractal y Fu et al. (2005) Difusion (radic) Filtracion (radio)
natural Microporo Porode trénsito  Poro pequefio Poro mediano Poro de transito  Macroporo
<8 8-20 20-65 65-325 325-1000 >1000
Difusian Difusidn mixta Difusian Laminar estable Laminar abrupte  Turbulento
superficial Kundsen

MNota: Las cifras que figuran en el cuadro anterior se refieren a didmetros en nm excepto donde se indigue lo contrario [después de Tang et al., 2008).

3.2.1.2 Descripcion cuantitativa de los poros de carbon

Los poros en la matriz de carbén se pueden describir cuantitativamente utilizando
tres paradmetros: (1) volumen especifico de poro total, es decir, el volumen total de
poros en unidad de masa de carbon (cm?3/g); (2) Area de superficie especifica de
poros, es decir, area de la superficie de los poros en unidad de masa de carbon
(cm?/g); y (3) la porosidad, es decir, el volumen ocupado por poros en unidad de
volumen de carbon (%). Un lecho de carbon es considerado como un yacimiento
compacto impermeable o un depdsito de baja permeabilidad de acuerdo con la
clasificacion de los yacimientos de petroleo y gas convencionales. La migracién de
metano en capas de carbon se produce a través de fisuras, y el movimiento de
metano en capas de carbon en los poros de la matriz se produce como difusién. Por
lo tanto, la frase "porosidad efectiva" no se utiliza normalmente en el estudio de
metano en capas de carbon; en cambio, la porosidad de fisura se utiliza para evaluar
la migracion de metano en capas de carbdn. La frase "porosidad absoluta” se utiliza
para evaluar la capacidad de acumulacion de un yacimiento. El volumen de poro
especifico total del carbén cae normalmente en el intervalo de 0.02 a 0.2 cm®/g, el
area especifica superficial de poros oscila entre 9 a 35 cm?/g, y la porosidad de 1%
a 6%.
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3.2.1.3 Factores de influencia en los poros de carbon

La porosidad, la distribucion de tamafio de poro y el area especifica superficial del
poro de carbdn estan relacionados estrechamente con el rango de carbén. A medida
gue aumenta la reflectancia de la vitrinita, la porosidad del carbon tiende a variar de
alta-baja-alta. Un bajo rango de carbon tiene una textura suelta y los macro poros
son predominantes, con una relativamente alta porosidad. Un rango de carbon
mediano tiene pequefas cantidades de poros grandes. Para el carbén de alto rango,
el volumen de poros es pequefio y los microporos predominan. Ning y Chen (1996)
llevaron a cabo pruebas de inyeccién mercurio y de helio en 45 muestras de carbén
Carbonifero y Pérmico tomadas de las regiones de Jiaozuo, Huainan, Anyang,
Tangshan y Pingdingshan en el norte de China. Las pruebas revelaron que los
microporos estaban bien desarrollados en el carbén magro con alto grado
metamaorfico asi como en la antracita, representando mas del 50% del volumen total
de poros, mientras que los macroporos y poros medianos representaron un
porcentaje bajo, con un promedio de menos de 20% del volumen total de poros. En
los carbones metamorficos de grado intermedio, como el carbén grasoso, carbén
de coque y carbén magro, los macroporos y los poros medianos estan bien
desarrollados, especialmente en carbon de coque, donde representan
aproximadamente el 38% del volumen total de poros. Los microporos representan
menos del 50% del volumen total de poros. Estos macroporos y poros medianos
son favorables a la despresurizacion, desorcion, la difusion y la migracién del
metano en capas de carbén. Este rango del carbon es el méas favorable en términos

de yacimientos de metano en capas de carbon.

La distribucién del tamafio de poros del carbén estéd estrechamente asociada con la
carbonificaciéon. Chen (2001) encontro que el lignito tiene una distribucion uniforme
de poros de diferentes tamafios. Para el carbdn tipo Flénu, se producen mas
microporos, mientras que un menor niamero de macroporos y poros medianos estan
presentes. Para el carbon bituminoso moderadamente carbonificado, el tamafio de
los poros es dominado por macroporos y microporos, mientras que los poros
medianos representan un porcentaje bajo. Para carbones metamoérficos de alto

grado, tales como el carbén magro y antracita, los microporos representan la
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mayoria, mientras que los poros medianos y macroporos con un tamafio de poro
mayor de 100 nm representan solo aproximadamente el 10% del volumen especifico

total de poros.

El &rea especifica de superficie de los poros es un factor importante para la
caracterizacion de la estructura porosa microscopica del carbén. Normalmente, los
microporos constituyen los espacios de adsorcion en carbon y corresponden a
aquellos en la matriz, teniendo una superficie especifica muy grande. Los poros
pequefios constituyen los sitios para la condensacion capilar y difusion en los
yacimientos de carbon, los poros medianos actian como un camino lento para la
filtracion de metano en capas de carbdn, y los macroporos corresponden a las
fracturas de tipo cleat® y fisuras estructurales, creando las vias para fuerte flujo
laminar. Una alta superficie especifica indica una fuerte capacidad de adsorcion de
metano en capas de carbon, pero los microporos son los principales contribuyentes
a la superficie especifica. Generalmente, se reconoce que la capacidad de
adsorcién del carbén al gas tiende a aumentar a medida que se eleva el rango de
carbon. Siguiendo esta regla, la superficie especifica del carb6n aumentaria a

medida que se eleva el rango de carbon.

3.2.2 Sistema de micro fisuras y permeabilidades de yacimientos de
carbon

3.2.2.1 Clasificacion de los sistemas de fracturas en los yacimientos de carbén

Las fisuras y poros constituyen conjuntamente el espacio del yacimiento y las vias
de migracion del metano en capas de carbén. Wang et al. (1997) estudiaron
ampliamente las caracteristicas de fisuras y poros en el carbdn para analizar las
caracteristicas productoras de metano en capas de carbon, y luego propusieron
esquemas de clasificacion de poros y fisuras asi como sus nomenclaturas (Tabla
3-2), que son aplicables a los estudios petrofisicos. Huo (2004) propuso el esquema
de clasificacion de los poros microscopicos y fisuras en yacimientos de carbén
(Tabla 3-3).

6 Cleat: Nombre que se le da a las fracturas abiertas en el carbén
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Tabla 3-2. Clasificacion y Nomenclatura de poros y fisuras en yacimientos de carbén
(Wang et al., 1997).

Tipo Nombre de poro o fisura Tamafio Distribucion

Poro Poros residuales de los tejidos Varios Dentro de los
vegetales nandmetros a bloques de la
Poros de matriz varias décimas de  matriz de carbdn
Poros secundarios (vesiculas) milimetros

Fisura Microfisura
Macrofisura Fisura enddégena Varios milimetros En las sub-zonas

(cleat)

a varios
centimetros

de rocas
carboniferas

Joint (junta):
Joint exogénico,
Joint de tirén de
aire.

Varias décimas de
metros a varias
docenas de
metros

Sobre todo el
yacimiento de
carbodn

Tabla 3-3. Clasificacion de poros y fisuras microscopicos en yacimientos de carbén (Huo,

Fisura
microscépica

2004).
Poro
microscépico
Poro Semiconfinado a
biogenético confinado
Poro no Poro

biogenético intergranular

Poro
termogenético

Fisura enddgena

Abierta
semiabierto a

Fisura en plano

de estratificacidon

semicerrada
cerrada

Fisura heredada

Fisura estructural

En términos de la ductilidad y la apertura, las microfisuras identificadas microscépicamente se
pueden dividir en cuatro categorias: A, B, C, y D (Tabla 3-4).

Las microfisuras en yacimientos de carbén se pueden dividir en cuatro tipos en

funcién de su extension (Tabla 3-4).

Tabla 3-4. Breve forma de clasificacidn practica de microfisuras en
yacimientos de carbén (Yao y Liu, 2007).

Tipo de microfisura Caracteristica

Tipo A Anchura 25 umy la longitud = 10 mm,
buena continuidad, larga extension.

Tipo B Anchura 25 umy la longitud = 10 mm,
relativamente larga extension.

Tipo C Anchura <5 umy la longitud = 300 um, en

algunas veces interrumpida en extension.
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Tipo D Anchura <5 pumy la longitud < 300 pm,
corta extensién.

3.2.2.2 Los factores de impacto para la formacion de un sistema de fracturas en
un yacimiento de carb6n
Las fisuras en el carbdn se ven afectadas por el metamorfismo similar a la forma en
que los poros de carbon se ven afectados. Con base en su investigacion, Zhang
(1995) y Zhang y Li (1996) creian que los cleats se desarrollan mejor en el carbén
brillante y carbon semibrillante resultantes de metamorfismo de grado intermedio, y
gue sus areas de distribucidn serian los objetivos preferenciales para la exploracion
y desarrollo de metano en capas de carbon. Law (1993) sefial6 que existia una
relacion funcional entre la frecuencia de fracturas tipo cleat y el rango de carbén, es
decir, que la frecuencia de fracturas tipo cleat aumenta como el rango de carbén
aumente de lignito a carbon bituminoso con el componente volatil moderadamente
contenido, y luego disminuye a medida que el rango de carbén se elevo a antracita.
Ning y Chen (1996) también encontraron que las fisuras enddégenas se desarrollan
mejor en los yacimientos de carbon moderadamente metamorfoseados, las cuales
tienden a mejorar la permeabilidad del carbén y la conectividad de los poros de la
matriz conduciendo a buenas propiedades fisicas de los yacimientos de carbdn.
Durante la exploracion y el desarrollo, la despresurizacion tiende a ser facilmente
realizada en este tipo de depdsito de carbdén, favorable a la desorcion, la difusiéon y
la migracion del metano en capas de carbdn, y es el rango del carbén mas favorable
para el desarrollo de metano en capas de carbén. Wang y Chen (1995) también
indicaron que: (1) el desarrollo de los poros en el carbén no sélo fue controlado por
facies carbonosas, sino que también fue controlado por el rango del carbén y el tipo
metamorfico; (2) el desarrollo de microfisuras fue controlado tanto por la
composicién de la roca carbonifera y el metamorfismo del carbén; y (3) el desarrollo
de fisuras endogenas no solo fue afectado por la composicion de la roca
carbonifera, sino también limitada por el metamorfismo del carbén. Bi et al. (2001)
reconocieron que la densidad de fracturas tipo cleat dependié principalmente del
rango del carbon, y, normalmente, la densidad fracturas tipo cleat alcanzé la mas

alta a una reflectancia de la vitrinita de aproximadamente 1.3%. El cierre de fracturas
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tipo cleat en el carbén de alto rango fue principalmente resultado del llenado y la

cementacion de macerales secundarios.

A medida que aumenta la profundidad de enterramiento, el yacimiento de carbon
tiende a ser sujeto a un mayor estrés y la permeabilidad del yacimiento se

empobrece.

3.2.2.3 Permeabilidad de los yacimientos de carbon

La permeabilidad de los yacimientos de carb6én es un parametro importante que
controla la movilidad del gas y el agua en los yacimientos de carbdn, y determina la
migracion y la produccion de metano en capas de carbédn. Es el indicador més
importante en la evaluacién de las propiedades fisicas de un yacimiento de carboén.
Hay dos tipos de permeabilidad en las primeras etapas de la exploracion de metano
en capas de carbon: (1) permeabilidad de prueba de pozo, y (2) permeabilidad de
la roca carbonifera (laboratorio). Para evaluar el yacimiento de carbén, la
permeabilidad de prueba de pozo es el parametro preferencial para la evaluacion
de la permeabilidad, mientras que la permeabilidad de la roca carbonifera podria ser
utilizada como una alternativa si la permeabilidad de prueba de pozo es imposible
de obtener en la zona de estudio. La permeabilidad de prueba de pozo se mide
directamente durante pruebas de pozos. Para los yacimientos de carbédn, se usan
principalmente el método de tapon y el método de despresurizacion por inyeccién
de agua (Zuber, 1998). La permeabilidad de prueba de pozo puede dar el mejor
reflejo de la permeabilidad in-situ, por lo tanto es un método bastante fiable para la

determinacion de la permeabilidad.

De acuerdo con la informacion disponible, los valores de permeabilidad de los
yacimientos de carboén alrededor del mundo son normalmente superiores a 10x10°3
mD.

La permeabilidad de la roca carbonifera también se llama permeabilidad de
laboratorio, que se deriva del andlisis de nucleos de carb6n convencional en un
laboratorio. En comparacion con la permeabilidad de prueba de pozo, la

permeabilidad derivada del laboratorio tiene muchas limitaciones. La razon principal
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es que la permeabilidad derivada en laboratorio no puede reflejar con precision las
condiciones ambientales cambiantes. En primer lugar, la permeabilidad de
laboratorio se mide generalmente a presion atmosférica y temperatura ambiente,
no a la temperatura elevada y alta presion o las condiciones in situ del yacimiento
de carbdén. En segundo lugar, la exactitud de las pruebas de una medicién de la
permeabilidad en el laboratorio se reduce debido a que el tamafio de la muestra es
demasiado pequefa. Por Ultimo, aunque la muestra de carbén sea lo
suficientemente grande, las grandes fisuras exdgenas en un depdsito de carbon no
pueden ser representadas con precision. Como resultado, la permeabilidad real de
un depésito de carbdén puede ser subestimada por la permeabilidad derivada del
laboratorio. Por otro lado, fisuras artificiales pueden ser creadas durante la
manipulacion y preparacion de las muestras de carbdén. En este caso, la
permeabilidad real de un yacimiento de carbon podria ser sobreestimada en el

laboratorio.

Aungue la evaluacion de los yacimientos de carb6n mediante el uso de la
permeabilidad de la roca carbonifera tiene muchas desventajas, este método se
utiliza debido a su facil disponibilidad. En particular, en la primera etapa de
exploracién cuando se evallan las areas de metano en capas de carbdén sin
operaciones de perforacion, la permeabilidad se puede utilizar como un indicador

importante para la permeabilidad del yacimiento.

Por lo tanto, la permeabilidad de prueba de pozo se debe considerar la
permeabilidad preferida, y la permeabilidad de la roca carbonifera debe ser
considerada como secundaria, para efectuar una evaluacion realista de la

permeabilidad del yacimiento de carbdn.
3.3 Estado de ocurrencia del metano en capas de carbén y
mecanismos de produccion

3.3.1 Estado de ocurrencia del metano en capas de carbon

En condiciones geoldgicas, el metano en capas de carbdn existe en los yacimientos

de carbon en tres estados: (1) el estado adsorbido, (2) el estado libre, y (3) el estado
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disuelto. Ademas, unos investigadores han propuesto un estado casi liquido
(Collins, 1991). El metano en capas de carbdn en el estado adsorbido se produce
en la superficie de los poros del carbdn en la forma de adsorcion; en el estado libre
se distribuye en los poros del carbon y fisuras; y en el estado disuelto ocurre en
agua en capas de carbon bajo disolucion. El gas metano generado durante la
carbonizacion tiende a ser adsorbido primero, luego se disuelve, y finalmente es
liberado como gas libre. A ciertas temperaturas y presion, el gas en estos tres
estados se queda en un sistema de equilibrio dinamico comun. Es decir, cuando la
cantidad de hidrocarburos generados en un lecho de carbon aumenta o las
condiciones externas cambian, estos tres estados de ocurrencia se convertiran sin
problemas de un estado a otro. Generalmente, el estado adsorbido es el
predominante de los tres estados, representando entre el 70% y el 95%; el estado
libre representa alrededor del 10% al 20%, y el estado disuelto es extremadamente
raro. El porcentaje especifico depende del metamorfismo y la profundidad del
carbdn (Song et al., 2005c).

3.3.1.1 Estado de adsorcion

Un campo de adsorcion se crea en la superficie del carbon por la fuerza de atraccion
de las moléculas de la superficie dentro de la matriz de carbon para adsorber gas
metano en la superficie de la matriz y en los poros de la matriz. Este estado de
ocurrencia del metano en capas de carbén se llama estado adsorbido. El volumen
adsorbido tiene una relacién funcional no lineal, con la presion del yacimiento de
metano en capas de carbén. Hay muchos modelos mateméticos para describir las
propiedades de adsorcidn, construidas principalmente en tres teorias: cinética,
termodinamica y teorias potenciales. Generalmente, la ecuacién de adsorcion
isotérmica de Langmuir se puede utilizar para describir las caracteristicas de
adsorcion de metano en capas de carbén (Langmuir, 1916):

VP
VE = y
P+Pj,

Ec. 3.3

donde V; es el volumen adsorbido, m3gas/troca; V, €s el volumen de Langmuir,

m3gas/troca, que refleja la capacidad maxima de adsorcion del cuerpo del carbén; P,
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es la presion Langmuir, MPa, a la que el volumen adsorbido alcanza el 50% de la

capacidad méxima de adsorcion; y P es la presion del yacimiento, MPa.

La capacidad de adsorcion de un yacimiento de carbon al gas se ve afectada no
sélo por su naturaleza, como el rango de carbén, macerales, y la deformacion, sino
también por algunos factores externos, tales como los controles de la humedad, la
temperatura y la presion (Ettinger et al., 1966; Gan et al, 1972;.. Yee et al, 1993;
Gayer y Harris, 1996; Zhong y Zhang, 1990; Crosdale et al., 1998; Zhang y Yang,
1999; Ma, 2003). EI metamorfismo del carbén afecta directamente a la textura y la
composicién quimica del carbon, y restringe severamente la capacidad de adsorcion
del carbén. Hay dos tendencias de la variacién en la capacidad de adsorcion de gas
del carbén en funcién del cambio del rango de carbdén: cuando Ro es menos de 4%,
la capacidad de adsorcidon aumenta a medida que se eleva el rango de carbdn
(Figura 3-7); y cuando Ro es mayor que 4%, la capacidad de adsorcion disminuye
a medida que se eleva el rango de carbon (Figuras 3-8 y 3-9).

El volumen Langmuir de carbon tiene una relacion lineal con el contenido de
componentes volatiles, y como el contenido de los componentes volatiles se
incremente, disminuye el volumen Langmuir y el volumen de adsorcion también se
reduce. Como es generalmente reconocido, a mas humedad contenida en el carbdén,
mas seran los sitios de adsorcién eficaces que estén ocupados y menor numero de
sitios de adsorcion se dejan para el gas, lo que disminuye la capacidad de adsorcién
(Figura 3-10). Sin embargo, cuando la humedad aumenta por encima de un cierto
valor, que se llama el valor critico, ningin impacto adicional se realiza sobre la
capacidad de adsorcion. Ya que el carbdn consiste en vitrinitas, inertinitas y exinitas,
generalmente las vitrinitas tienen la capacidad de adsorcion mas potente, inertinitas
son las siguientes, y las exinitas tienen la menor capacidad de adsorcion. Para el
carbon en el mismo rango, la capacidad de adsorcion del carbdn vitrain con mas
contenido de vitrinita es mas poderosa que la del carbon durain con mayor contenido

de inertinita o liplinita (Figura 3-11).
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Figura 3-7. Curva de adsorcion isotérmica del carbon con diferentes R, a 45 centigrados (mejorada de Ma, 2003).
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Figura 3-10. Relacién entre el volumen de Langmuir y la humedad (mejorada de Su et al., 2001).

La temperatura tiene una influencia pasiva en la capacidad de adsorcion del carbon,

pero desempefia un papel activo en la desorcion. Cuanto mayor sea la temperatura,

mayor es la cantidad de gas libre y menos gas es adsorbido. Por lo tanto, la

capacidad de adsorcion del carbon disminuye a medida que sube la temperatura y
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el volumen de gas adsorbido a una presion idéntica es menor. A temperatura
constante, la capacidad de adsorcion del carb6on al metano se incrementa como
aumenta la presion; cuando la presion se eleva a un cierto punto, la capacidad de
adsorcion del carbon se satura y no continla aumentando incluso cuando la presion

sigue aumentando (Figura 3-12).

3.3.1.2 Estado disuelto

El metano en capas de carbon en su estado disuelto es el gas disuelto en agua en
el lecho de carbdn, con su volumen en funcién del volumen de agua en el lecho de
carbon y el volumen de gas disuelto en agua (Fu et al, 1996, 1997; Hao y Zhang,
1993; Tyler et al., 1995; Yang, 1997; Liu, 1998). Las capacidades de disolucion de
diversas moléculas de gas natural difieren. Por ejemplo, la solubilidad del dioxido
de carbono es 36 veces la del metano, y el metano es ligeramente superior a 1/2 de
la solubilidad del etileno. La presién, temperatura, y salinidad del agua también
afectan al volumen de metano en capas de carbon disuelto en agua. Estudios
experimentales previos mostraron que las solubilidades de las composiciones de
gas natural son secuenciales, como sigue: CO2 > CHs4 > N2 > C2Hs > C3Hs > CaH1o
> CsHi12. A medida que la salinidad del agua de formaciéon aumenta, la solubilidad
del gas natural disminuye y el tipo de agua de formacién (tipo sal inorganica) no
afecta a la solubilidad del gas de manera significativa. La solubilidad del gas natural
tiene una relacién positiva no lineal, con la presion. La solubilidad también disminuye
a medida que la temperatura aumenta primero, y luego aumenta a medida que se
presentan nuevos aumentos de temperatura, con el punto de inflexion en 80
centigrados. A excepcion de la turba y el lignito, el contenido de agua en los
yacimientos de carbdén es normalmente inferior al 5%. En otras palabras, hay mas
gas disuelto en agua dentro de las capas de carbon de turba y del lignito, mientras
gue limitado metano se disuelve en otros rangos de carbdn debido a que el
contenido de agua es menor. Cuando las condiciones cambian, como cuando el
agua queda expulsada de los cuerpos de carbon y el lecho de carbon es
despresurizado, el metano disuelto en el agua puede escapar del agua y convertirse
en gas libre. Ademas, en la etapa de produccion de hidrocarburo liquido de los

lechos de carbon (Ro = 0.5% a 1.3%), el gas disuelto en el aceite todavia existe.
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Aunque el aceite tiene una capacidad de disolucién superior al gas que el agua, la
producibilidad del aceite y la capacidad de acumulacion de aceite en el carbon se

limitan, y el volumen de gas disuelto en aceite es minimo.

El volumen de gas disuelto en un yacimiento de carbon es funcion de la solubilidad
del gas, el volumen de poro, y la saturacion de agua, como se expresa en la

siguiente ecuacion:
Vais = Xi=1Vp " Sw * Rsi, Ec. 3.4

donde Vy;; es el potencial de acumulacion de gas disuelto, cm?/g; V, es el volumen
de poros en el yacimiento de carbén, cm®(g; S, es la saturaciéon de agua en el
yacimiento de carbén, cm3/cms3; Rg; es la solubilidad del componente i del metano
en capas de carboén (relacion volumétrica), cm3/cm?3; e i y m son los componentes y
el nimero de componentes de la mezcla de gases. Cuando el metano tiene una
concentracion muy alta o para los calculos de aproximacion, el metano en capas de

carbon puede ser considerado como 100% gas metano.
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Figura 3-11. Relacion entre el volumen de Langmuir y el contenido de vitrinita (mejorado de Crosdale et al., 1998).



Metano en capas de carbén (CBM)

]

Ln
]

]

Ln
]

S}
S
1
[ ]

\

L}

3
]
]

1
]
g)

[
S
1
.
®

Ln

1

]
A

15 4 A A
P I S

=
I
-~

’ o~ Vi=25.01mt

"30°C b 32 1MPa
1 ® 60°C Vi=23.40mt
P1=3.48MPa

1 o n0oc Vi=22.27me
i 30°C b2 45Mmpa
2 4 60°C Vi=17.07Tmt
1 Pi=2.94MPa
T T T T T T T T T 0L T T T T T T T T T T
0 4 8 12 16 20 0 4 8 12 16 20
P (MPa) P (MPa)

wn
1
=

Volumen adsorbido (cm'/g)
Volumen adsorbido (cm
~

o

Figura 3-12. Curvas de adsorcion isotérmica a diferentes temperaturas (mejorado de Su et al., 2001).

3.3.1.3 Estado libre

En su estado libre, el metano en capas de carbon permanece como gas libre en los
cleats de carbon y otras fisuras y poros, y puede moverse libremente, por ejemplo,
cuando es impulsado por presién (Wu, 1993). Cuando el gas migra y entra en la red
de fisuras en estado libre, puede ser considerado como gas convencional. El
potencial de acumulacion de gas libre es la suma de los volimenes de acumulacién

de los componentes del gas, es decir:
Ve = XiZ1 Vri, Ec. 3.5

donde V; es el potencial de acumulacion del gas libre, cm®/g; y Vy; es el potencial
de acumulacién del componente i en el gas libre, cm3/g. Cuando el metano tiene
una concentracion muy alta o para los calculos de aproximacion, el metano en capas
de carbén puede ser considerado como 100% gas metano.

n;iRTy

Ve =
Fi Po

= nRT,, Ec. 3.6

donde n; es el numero de moles de gas acumulado en los poros de filtracion bajo
las condiciones de presion y temperatura del yacimiento, mol/g; P, es la presion del
gas en estado estandar, 1.01x10° Pa; T, es la temperatura del gas en estado
estandar, 273.15 K; y R es la constante universal de los gases ideales, 8.31J/(mol
K).
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A presion atmosférica y temperatura ambiental, el metano en capas de carbon
puede ser considerado como un gas ideal. Sin embargo, a la presion y temperatura
del yacimiento, el metano en capas de carbdn se considera un gas real, con una
cierta desviacion del gas idealizado. Cuanto mayor sea la presion y la temperatura,
mayor es la desviacion. Por lo tanto, la ecuacion de estado del gas ideal debe ser
corregida por el uso de un factor de compresibilidad del gas (factor de desviacion).
La siguiente ecuacion se utiliza para calcular ni:

PiVpSq
ZiRT

n; = , Ec. 3.7

donde P; es la presion del yacimiento, Pa; T es la temperatura del yacimiento, K; Vp

es el volumen de poros en el yacimiento de carbén, cm3/g; S, es la saturacion de

gas (agua) en el yacimiento de carbon,%; y Z; es el factor de compresibilidad del
componente i de gas, siendo un parametro estrechamente correlacionado con el

gas, la temperatura, y la densidad en moles.

3.3.2 Mecanismo de produccion del metano en capas de carbon

Como se menciond con anterioridad, el metano en capas de carb6dn existe en los
yacimientos de carbon principalmente en tres fases (1) fase adsorbida, (2) fase libre,
y (3) fase disuelta. El gas metano en estas tres fases se mantiene en un estado de
equilibrio dindmico. En yacimientos de carbén, cuando disminuye la presion del
fluido, el gas metano adsorbido sobre la superficie de los poros de la matriz de
carbon en la forma fisica de sorcion se desorbe y se convierte en metano en capas
de carbon en fase libre, que se difunde a través de la matriz de carbon o se filtra en
fisuras naturales. El metano en capas de carbédn en la fase libre dentro de las fisuras
naturales alcanzara el pozo y sera producido a través de la filtracion (Hao et al.,
1994; Su et al., 1999; Song et al., 2002; Fu et al., 2003; Liu et al., 2000). En resumen,
el mecanismo de produccién del metano en capas de carbén puede ser descrito por
una teoria 3D: desorcion-difusion-flujo Darcyano, como se muestra en la Figura 3-
13. Con base en este mecanismo, una teoria de recuperacion del tipo drenaje de

agua-despresurizacion-desorcion-produccion de gas ha sido formulada para el
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desarrollo de metano en capas de carbon, dando orientacion eficaz para la

produccién de metano en capas de carbon.

El gas se desorbe de la El gas se difunde através El fluido fluye en la red de
superficie interior de los granos de la matriz y microporos fracturas naturales

Figura 3-13. Diagrama esquematico de la producciéon de metano en capas de carbdn: desorcion-difusidon-flujo
Darcyano (Zou, 2014).

3.3.2.1 Mecanismo de desorcion

Cuando la presién en un depdsito de carbdn declina, las moléculas de gas metano
en estado absorbido adquieren energia Ea y van mas alla del potencial de adsorcion
del pozo, convirtiéendose en moléculas de gas libre. De esta manera, las moléculas
de metano adsorbidas se separan de la superficie interior de carbdn y se desorben
como gas libre. Por lo tanto, la desorciéon es un proceso endotérmico (Nodzenski,
1998). Entre mas grave es el movimiento térmico de las moléculas de gas metano,
mayor es la energia cinética, y mayor es la posibilidad para la desorcion de las
moléculas de metano adsorbido por la adquisicion de energia. EI comportamiento
de desorcidn y sus caracteristicas se han descrito con la ecuacion de Langmuir por
la mayoria de los investigadores. En el caso de la bajo saturacion, las moléculas de
metano pueden ser desorbidas de las superficies internas de los poros en la matriz
de carbdn sélo cuando la presion en el yacimiento de carbon es inferior a la presién
de desorcién critica (Rupple y Grein, 1974; Vishnyakov y Piotrovskaya, 1998). Con
base en las condiciones de desorcion y las caracteristicas de diferentes tipos de

metano en capas de carbon, la desorcion fisica de metano en capas de carbon se
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puede dividir en cuatro subcategorias: (1) desorcion a presion reducida, (2)
desorcién a temperatura elevada, (3) desorcion por desplazamiento, y (4) la
desorcion por difusion. La desorcion a presion reducida se refiere a un proceso por
el cual las moléculas de metano en capas de carbon adsorbidas en la superficie
interior de los poros de la matriz de carbdn se vuelven mas activas debido a una
disminucion de la "presion externa”, liberando eficazmente el gas de la union de
fuerzas de van der Waals y cambiando de un estado adsorbido a estado libre. La
desorcion a temperatura elevada se refiere al proceso mediante el cual la
temperatura elevada acelera el movimiento térmico de las moléculas de gas, lo que
les permite liberarse con méas potencia de la union de fuerzas de van der Waals y
ser desorbidas. La esencia de la desorcién por desplazamiento se encuentra en el
desplazamiento de las moléculas de metano en el estado adsorbido por las
moléculas de agua no adsorbidas u otras moléculas de gas buscando el equilibrio
cinético, cambiando asi las moléculas de metano que se encontraban originalmente
en estado adsorbido al estado libre. La desorcion por difusién es esencialmente una
"desorcion” resultante de la difusion impulsada por una diferencia de concentracion.
En estos cuatro tipos de desorcion, la desorcidon a presion reducida es la mas
importante y hace la mayor contribucién a la produccion de metano en capas de

carbon.

3.3.2.2 Mecanismo de difusion

El metano en capas de carbdn se desorbe de un yacimiento de carbén por medio
de las mencionadas cuatro subcategorias y entra en los cleats mediante la difusion;
es decir, las moléculas de metano se mueven desde la zona de alta concentracion
a la zona de baja concentracién. El proceso puede ser descrito por la primer ley de
Fick:

qim = DaVip, (C(t) — C(P)), Ec. 3.8

donde gm es la cantidad de metano difundido desde la matriz de carbdn, t/d; D es

el factor de difusion, m?/d; o es el factor de forma, m; p, es la densidad del metano,

t/m3; V,,es el volumen de la matriz de carbén, m?3; C(t) es la concentracién promedio
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de metano en la matriz de carb6n; y C(P) es la concentracibn de metano en

equilibrio en el limite cleat - matriz, t/m3.

3.3.2.3 Mecanismo de filtracion

El flujo de metano en capas de carbon en un sistema de fisuras sigue la ley de
Darcy. En un sistema de fisuras, el metano y el agua muestran flujo miscible en su
propia fase y la permeabilidad de fase de cada fluido; es decir, la permeabilidad
relativa es para ser utilizada en la aplicacion de la ley de Darcy. La relacion entre la
permeabilidad efectiva y la permeabilidad absoluta se llama permeabilidad relativa.
Generalmente, la permeabilidad relativa se utiliza durante el estudio practico, que
normalmente se considera como una funcion de la saturacion. Segun la ley de

Darcy, la ley filtracion de cada fase puede ser expresada como:

= Xk Ec. 3.9
L™ w1 T
Kl = K Krl, EC. 310

donde V, es la velocidad de filtracion de la fase [; u; es el coeficiente de viscosidad
de la fase [; AP, es la diferencia de presion de la fase [; L es la longitud de la ruta de
infiltracion; K; es la permeabilidad efectiva de la fase [; K es la permeabilidad

absoluta de un medio poroso; y K,,; es la permeabilidad relativa de la fase I.

3.4 Formacion y distribucion del metano en capas de carbdon

3.4.1 Repercusiones del metano en capas de carbon y sus limites

El metano en capas de carbdn es un gas natural no convencional, y su yacimiento
tiene caracteristicas muy diferentes en comparaciéon con el yacimiento de gas
natural convencional. Por lo tanto, no se deben aplicar directamente los conceptos
de un yacimiento de gas natural para el metano en capas de carbon. En este trabajo,
el yacimiento de metano en capas de carbdn se define como la serie carbonifera
con factores geoldgicos similares, un sistema de fluidos relativamente
independiente y ciertos recursos dominados por el metano en capas de carbon en

el estado adsorbido. Debido a que los yacimientos de metano en capas de carbon
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se distribuyen ampliamente y de forma continua como otros yacimientos de gas no

convencionales, son también un tipo de depdsito de gas continuo.

Con base en el analisis sistematico del metano en capas de carbon tipico alrededor
del mundo, el sistema de limites del metano de carb6n se divide en cinco tipos:
hidrodinamico, limite por zona de aero-oxidacion, limite por falla, limite por

propiedad fisica, y limite litolégico.

En el limite hidrodinamico, el metano en capas de carbdn en su estado adsorbido
ocurre predominantemente dentro de la accidn hidrostatica del nivel freético
subterraneo, y las unidades basicas para la acumulacion del metano en capas de
carbon estan controlados por la recarga, la migracion, la detencién, y el drenaje de
la capa freédtica. Por lo tanto, las condiciones hidrodindmicas del nivel freatico
subterraneo son uno de los factores decisivos para la acumulacion y la formacion
del yacimiento de metano en capas de carbén. El limite hidrodinamico puede
subdividirse en dos tipos: division por agua subterrdnea y bloqueo hidrodinamico.
La existencia de una brecha de agua subterranea separa el metano en capas de
carbon en ambos lados en diferentes unidades de flujo de fluido. La formacion de
una division de agua subterrdnea es controlada por la estructura, por lo general en
la parte axial de un anticlinal. Un limite por bloqueo hidrodindmico es el limite mas
comun en metano de carbdn, que existe en casi todos los sistemas de metano en
capas de carbon. Se produce principalmente al ocurrir una recarga de agua a lo
largo del afloramiento de un lecho de carbén, para luego migrar mas profundo y
formar una capa de agua a una cierta profundidad, lo que permite la acumulacion
de metano en capas de carbdén en la zona de detencién. Para retener una cierta
cantidad de metano en capas de carbén en un yacimiento, es necesario tener una
cierta presion en el yacimiento, es decir, una cierta elevacion de la capa hidrostatica
subterranea, correspondiendo a la presion del yacimiento. Por lo tanto, sabemos
qgue el limite hidrodinamico es el limite que refleja indirectamente la cantidad
gasifera, y también es un limite dinamico que cambia a medida que cambia el nivel

freatico subterraneo.
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El limite por una zona de degradado y oxidado es un limite dependiente de la
composicién de los componentes del metano en capas de carbén. Como el nivel
freatico subterraneo decline, el metano en capas de carbon se disipa a lo largo de
los afloramientos y se mezcla con el aire, cambiando la composicion de los
componentes de metano de carbon resultando en una disminucion del contenido de
metano y el aumento del dioxido de carbono y el contenido de nitrégeno. En general,
una concentracion de metano del 80% es considerada como el limite inferior de la
zona de degradacion y oxidacion. Por lo tanto, en cierta medida, la zona de

degradado y oxidado es un limite artificial.

Las fallas son un limite lateral importante para el metano en capas de carbon, y
pueden ser identificadas, ya sea como fallas cerradas o abiertas. Una falla cerrada
se produce cuando la presion de desplazamiento del cuerpo de roca en la zona de
falla es mayor que la presién del yacimiento. La accién lubricante del mudstone
refuerza la capacidad de cierre de una falla, y la composicién litolégica a ambos
lados de una falla difiere debido al echado de la falla y a la presion de
desplazamiento en camas de roca encima del depdsito de carbdn. Ademas, la fuerte
cataclasis de granos y la cementacion diagenética pueden cerrar fallas. El cierre de
una falla abierta depende de la presion hidrostatica en el cinturén de la falla. Alta
presion hidrostatica favorece la retencion de metano en capas de carbon; de lo
contrario, resulta en disipacion del gas en capas. Actia de forma idéntica al

mecanismo de limite por bloqueo hidrodinamico.

Un limite por propiedad fisica se produce cuando un cuerpo de carbdn se recristaliza
en carbon milonitico por la accién de esfuerzos tectonicos, y sus propiedades fisicas
se degradan y la presion de desplazamiento aumenta notablemente. Como
resultado, la difusién y la migracion del metano en capas de carbdn son bloqueadas.
Ademas, el carbén milonitico tiene un alto contenido de gas que aumenta la presion
del yacimiento, bloqueando asi la difusion concentracional, la migracion, y la
disipacién del metano en capas de carbon en los cuerpos de carbén adyacentes.
Este tipo de limite es cogenético por lo general con los limites por falla 'y se distribuye
a lo largo del cinturon de falla, y que tiene importancia para el cierre de una falla.
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Fallas con diferentes naturalezas y los echados hacia arriaba y hacia abajo de la
falla tienden a crear cuerpos de carbon con diferentes anchuras y diferentes
recristalizaciones. Se ha prestado cada vez mas atencion a este tipo de limite, junto
con el desarrollo de metano en capas de carbon y el progreso de la mineria del

carbon.

Un limite litoldgico se refiere a la frontera en una zona de acufiamiento de un lecho
de carbdn. Dos casos pueden ser descritos en este tipo de limite: uno es que la
litologia en la zona de acufiamiento de un lecho de carbdén tiene una alta
permeabilidad y baja presién de desplazamiento, como arenisca o caliza porosa
fracturada. En este caso, es poco probable la acumulacién de metano en capas de
carbon, ya que el gas esta sujeto a escapar en lugar de a ser retenido. Otra es que
la litologia en la zona de acufiamiento de un lecho de carbon tiene una baja
permeabilidad, como mudstone o limolita, que tienen altas presiones de

desplazamiento y son favorables a la retencion de metano en capas de carbon.

3.4.2 Caracteristicas geo-quimicas del metano en capas de carbdon

Los datos de andlisis geoquimicos del metano en capas de carbén derivan
principalmente de muestras del gas desorbido en rocas carboniferas, gas drenado,
gas extraido en boca de pozo, de las cuales las dos primeras clases se distribuyen
ampliamente. Zhang et al. (2002) corri6 estadisticas en mas de 6,000 conjuntos de
datos de composicion de metano en capas de carbon extraidas de 358 pozos o
campos (minas) en varios rangos en diferentes edades geoldgicas. Los resultados
indicaron que el metano es un constituyente predominante de la composicion de
metano en capas de carbén, con una variacion de contenido en un rango de 66.55%
a 99.98%, y normalmente de 85% a 93%. El contenido de di6xido de carbono es de
0 a 35.58% y normalmente menos del 2%; y el de dinitrdgeno varia mucho pero
generalmente es menos del 10%. Los porcentajes de gases hidrocarburos pesados
varian de acuerdo al rango del carbén. El andlisis de 795 muestras de gases
tomadas de pozos de metano en capas de carbén en los Estados Unidos realizadas
por Scott (1993) y Scott et al. (1994) mostraron que la composicion y el contenido

promedio del metano en capas de carbon fueron los siguientes: metano
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representaron el 93.2%, Coz+ (hidrocarburos mas pesados) 1.6%, 4.4% para el
dioxido de carbono, y dinitrégeno 0.8%. De las estadisticas anteriores, se observo
que para el metano en capas de carbén producido en boca de pozo, termogénico o
biogénico, el gas s6lo muestra pequefias diferencias en composicion del metano en
capas de carbon, siendo predominante el metano (promedio de 97% a 99.75%).
También muestran porcentajes muy bajos de gases hidrocarburos mas pesados y
de gas no hidrocarburos (normalmente menos de 2%, la mayoria de menos de 1%).
En comparaciéon con el gas natural convencional, el metano en capas de carbén
tiene una composicion relativamente constante. No importa si la roca madre es
inmadura o demasiado madura, el metano en capas de carbon exhibe las
caracteristicas del gas seco en términos de composicién. La composicion del gas
natural convencional que se originé a partir de las medidas de carbén por lo general
se ve afectada por la madurez de la roca madre. Conforme la madurez aumenta,
aumenta el porcentaje de metano y el gas hidrocarburo més pesado disminuye,

enriqueciéndose el metano en el gas en la etapa tardia con sobremadurez.

En cuanto al contenido de isétopos de carbono, el metano en capas de carbon,
obviamente difiere del gas natural convencional (Tao, 2005). Actualmente, existen
pocos datos estadisticos sobre los componentes C2+ debido a que el metano es el
componente principal del metano en capas de carbén siendo C2+ un componente
menor. La mayor diferencia entre los isétopos de carbono del gas termogenético
convencional formado a partir del carbon y el metano en capas de carbén se
encuentra en la presencia del is6topo de carbono del metano mas ligero en el
metano en capas de carbodn, procediendo ambos de rocas fuente con madurez

similar.

Las causas de la diferencia entre el isétopo de carbono de metano en capas de
carbon y gas natural convencional varian. Los isétopos de carbono del metano en
el gas natural convencional se ven afectados principalmente por la evolucion térmica
Ro del querdgeno y las rocas madre, y las lineas evolutivas §'3C:1 - Ro del gas
formado a partir del carb6n y gas formado a partir del petrdleo son diferentes. Los

is6topos de carbono del metano en el metano en capas de carbon estan
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influenciados por la generacion de hidrocarburos y la reformacion tardia (la
reformacion se produjo en el momento menor a 10 Ma), de los cuales el primero es
similar a la del gas natural convencional, siendo afectada principalmente por la
madurez térmica de la roca carbonifera. La reformacion tardia se ve afectada por
factores como la desorcién, la accidon biolégica, y la accion hidrodinamica. El gas
natural convencional est4d dominado por gas libre, mientras que el metano en capas
de carbon estd dominado por gas adsorbido, y su composicion e is6topos pueden
cambiar durante la desorcion mas tarde. Sin embargo, la profundidad de los
yacimientos de metano en capas de carbon bajo produccion comercial actualmente
tienden a ser menos de 2000 m, y la biodegradacion es la causa de que los is6topos
de carbono mas ligeros del metano estén presentes en los yacimientos de metano
en capas de carbén y no en el gas convencional formado a partir de carbén
originados de rocas fuente con madurez similar (Scott, 1993; Ayers, 2002). El
metano en capas de carbon se ve muy afectado por las condiciones hidrodinamicas,

que cambian la composicion isotdpica del metano a través de la disolucion acuosa.

3.4.3 Proceso evolutivo de la generacion del metano en capas de
carbon

La mayoria de las cuencas carboniferas experimentaron las etapas evolutivas de la
subsidencia y la elevacion invertida, y las capas de carbon experimentaron la
evolucion estructural de la sepultura y levantamiento. Algunas cuencas incluso
experimentaron multiples ciclos. Sin embargo, la evolucién estructural de la
sepultura y el levantamiento de los yacimientos de carb6n determina la evolucién

de la formacioén del yacimiento para el metano en capas de carbon.

La Figura 3-14 es un diagrama esquematico para la evolucion del metano en capas
de carbén y del mecanismo primario de la formacion del depdsito. Como los lechos
de carbdn fueron sepultamientos y elevados, el proceso de generacion del metano
en capas de carbon sufrio principalmente la etapa de generacion y adsorcion,
aumentando la capacidad de adsorcion en el lecho de carbén, y el ciclo de
desorcion-difusién-retencion. La etapa de generacién del metano en capas de

carbon y adsorcion cubre la fase de generacién-adsorcién del metano en capas de
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carbon resultante del entierro de las capas de carbon, lo que a su vez es resultado
de un evento térmico anormal. La etapa de desorcion-difusion-retencion implica
principalmente los mecanismos de difusion en roca sello y disolucion en el agua
subterranea. El metano en capas de carbdn retenido bajo diversos mecanismos se

convirtié en el metano en capas de carbén de hoy.
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Figura 3-14. Diagrama esquematico de la evolucion del metano en capas de carbén y los mecanismos primarios
relacionados para la formacion del yacimiento (Zou, 2014).

El presente enriquecimiento del metano en capas de carboén es el resultado de los
efectos integrados de elevacion invertida y la tardia evolucion de una cuenca
formada de carbdn en la retencion y expulsion del metano de capas de carbon. El
proceso de la elevacion inversa de un lecho de carbon implica el cambio en la
presion y la temperatura debido a variaciones en el espesor de la formacién
suprayacente, que controla la capacidad gasifera del lecho de carbén. Por lo tanto,
el espesor minimo de la formacion suprayacente en la historia geologica determina

la capacidad gasifera de un yacimiento de carboén.
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Tres modelos (I, II, 1) geolégicos para la formaciéon del yacimiento de metano en
capas de carbon de alto a medio rango y un modelo favorable a la formacién del
yacimiento (V) a bajo rango se resumen a continuacién, con bases en el modelado
fisico y experimentos teniendo en cuenta la historia de la formacién del yacimiento

de metano en capas de carbén mencionado anteriormente.

1) El modelo | es el mas favorable para el enriquecimiento, que es cuando el lecho
de carbon se invierte y es levantado a una posicidbn por debajo de la zona
erosionada, y luego ocurre una subsidencia, pero sin superar la profundidad anterior
al levantamiento. La capacidad gasifera de las capas de carbén depende del grosor
minimo de la formacién suprayacente en la historia geoldgica. Cuanto mayor sea el
espesor, mayor sera la capacidad gasifera. La saturacion de gas es mayor que la
del modelo II.

2) El modelo Il es bastante favorable para el enriquecimiento. El lecho de carbén
subside después de la inversion y el levantamiento regionales y supera la
profundidad anterior al levantamiento. La capacidad gasifera del lecho de carbén
depende del espesor minimo de la formacidn suprayacente en la historia geoldgica.
Sin contribuciones de las fuentes externas de gas, la saturacion de gas depende del
espesor de la formacion resubsidida. Cuanto mayor es el espesor de la formacién

resubsidida, menor es la saturacion de gas.

3) El modelo Il es desfavorable al enriquecimiento. El lecho de carb6n contindia su
levantamiento a la zona erosionada después de la inversion y el levantamiento
regional, lo que resulta en una baja capacidad gasifera y baja saturacién de gas,
normalmente por debajo de la capacidad gasifera para la formacion de un

yacimiento de metano en capas de carbon.

4) El modelo 1V es favorable a la formacion de un yacimiento a un rango bajo de
carbon. En comparacion con el alto rango de carbén, el proceso de formacion de un
yacimiento de metano en capas de carbon de bajo rango es simple, y la amplitud
del levantamiento invertido es pequefia tras la subsidencia y la generacion de

hidrocarburos. La generacion secundaria de hidrocarburos no se produce por lo
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general. Incluso si existe metamorfismo de contacto del carbon resultante de una
intrusion de magma, el efecto se localiza. La zona de escorrentia subterranea es el
sitio propicio para la generacidon de gas biogénico secundario, dando una
contribucion continua para el metano en capas de carbon de bajo rango. El metano
en capas de carbdn generado resultante puede conservarse in situ, 0 migrar a un

area de detencion para el enriquecimiento bajo la accidn de las aguas subterraneas.

3.4.4 Regla de distribucion del metano en capas de carbon

Los trabajos de investigacion en las cuencas carboniferas de alto rango, alrededor
del mundo muestran que el metano en capas de carbon tiende a ser enriquecido en
estructuras sinclinales en entornos regionales amplios. Independientemente de si
estan o no afectadas por el rango del carbén, la capacidad gasifera de los lechos
de carbon es elevada en el ndcleo del sinclinal, con la capacidad creciendo de la

cuenca del margen al centro de la cuenca (Figura 3-15).

La regla del enriquecimiento es la integracion de los efectos de la evolucion
estructural, las condiciones hidrodinamicas, y el confinamiento. EI modo de
enriquecimiento del metano en capas de carbon en sinclinales se describe en la
Figura 3-16. En la configuracion regional de una estructura sinclinal, agua meteorica
se filtra hacia el eje del sinclinal con bajo potencial a lo largo de afloramiento del
margen. Un area de captacion se forma en el area sinclinal donde la salinidad es
alta, y el bloqueo de agua lateral puede ocurrir en la zona de levantamiento marginal
para crear un buen ambiente para la retencion. La formacién de capas de carbén
en la parte axial del sinclinal es més gruesa que la de la parte marginal, presiones
de formacién mas altas se mantienen, y la capacidad de adsorcion de gas es alta
en las capas de carbén. En términos de estructura, la parte axial de un sinclinal es
un area con gran subsidencia de los estratos. A causa de la subsidencia y el entierro
profundo, los yacimientos de carbdn pueden estar totalmente termo evolucionados,
lo cual es favorable para la generacion de gas. Mientras tanto, en la parte axial de
un sinclinal, fallas y fracturas no estan desarrolladas y la roca de cubierta es estable,
favorable al enriquecimiento del metano en capas de carbon. Por lo tanto, una

estructura sinclinal se caracteriza generalmente por una alta capacidad gasifera en
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la parte axial, que disminuye hacia la elevacion marginal hasta que estan expuestas

las zonas erosionadas y oxidadas.
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Figura 3-15. Mapa de contorno de la capacidad gasifera de las capas de carbon (m3g.s/tcarbsn) €n la Formacion
Fruitland, Cuenca San Juan (Zou, 2014).
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Figura 3-16. Modo de enriquecimiento del metano en capas de carbdn en estructuras sinclinales (Zou, 2014).

3.5 Evaluacion y seleccion de recursos de metano en capas
de carbon

En comparacion con los recursos de gas natural convencional, la evaluacion de los
recursos de metano en capas de carbon tiene un alcance bastante limitado y la

exactitud de evaluacion es baja.

3.5.1 Evaluacion de recursos de metano en capas de carbon

Con base en informacion estadistica de la Agencia Internacional de Energia (IEA) y
datos asociados, se estima que los recursos globales de metano en capas de
carbén han aumentado a 256.1x10'2 m® y se distribuyen principalmente en 12

paises (Tabla 3-5).

3.5.2 Distribucion de los recursos de metano en capas de carbon en
México

El carbon en México puede ser muy gaseoso. MINOSA (Minera del Norte) reporta
un promedio de contenido in situ de gas en los carbones de la sub-cuenca de
Sabinas en 10-14 m? por tonelada y 12 a 18 m? por tonelada en los carbones de la
sub-cuenca de Saltillito (Santillan-Gonzéalez, 2004). El contenido de metano en el
gas esta por lo general por encima del 97 por ciento. Los recursos totales de gas en
los carbones del Maestrichtiano de Coahuila se estiman entre 122 y 220 millones
de m3 (Santillan-Gonzales, 2004).

De la Tabla 3-5, se puede observar que los paises ricos en recursos de carbén son
también ricos en recursos de metano en capas de carboén.

Tabla 3-5. Estadisticas de recursos de metano en capas de carbdn y carbén en los
mayores paises productores de carbén del mundo (Zou, 2014).

Pais Recurso de metano en capas  Recurso de carbén (102 t)
de carb6n(102 m3)
Rusia 17-113 65,000
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Canada 6-76 70,000
China 32.86 55,700
Estados Unidos 21.38 39,700
Australia 8-14 17,000
Alemania 3 3200
Polonia 3 1600
Reino Unido 2 1900
Ucrania 2 1400
Kazajistan 1 1700
India <1 1600
Sudafrica <1 1500
Total 98-279 260,300

Las reservas de metano en capas de carbon de México se estiman en entre 4.2 y
7.5 billones de pies cubicos, y se concentran en los estados nortefios de Coahuila
y Sonora, de acuerdo a la division minera de la Secretaria de Economia.

3.5.3 Candidatos para la exploracion de metano en capas de carbon
en México

Existen muy pocos datos publicados sobre el metano en capas de carbon en
México. A partir de la calidad del carbdn se infiere que la cuenca de Coahuila es la
fuente mas prometedora de metano en capas de carbon, debido a sus
caracteristicas bituminosas y al ajuste estructural relativamente superficial de las

capas de carbon.

PEMEX ha realizado varios estudios sobre el potencial del metano en capas de
carbon en la regiéon de la cuenca de Sabinas. El pais ha invertido poco en la
extraccién de metano en capas de carbén, centrandose en la extraccion de petréleo
y gas convencional. Las principales compafias de carbdn tenian pocos incentivos
para el desarrollo de la perforacion de metano en capas de carbon antes de 2006,
centrandose en cambio en las emisiones de metano propias de la minera. MINOSA
ha hecho importantes investigaciones sobre el potencial del metano de las minas
de carbdon en la Cuenca de Sabinas y parece, en este momento, que dara
seguimiento a los posibles proyectos de metano de la minas de carbon en lugar de

los que implican la extraccion de metano en las capas de carbon.
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(Como el metano en capas de carbén (CBM), el metano de las minas de carbén
(CMM) es un subconjunto del metano que se encuentra en las vetas de carbén, pero
se refiere especificamente al metano encontrado dentro de las &reas de mineria
mientras que el CBM se refiere a metano en capas de carbdén que nunca seran

objeto de una mina).

Para 2007 el gobierno mexicano replanteo tres grandes regiones y las designo para
el desarrollo de metano en capas de carbon. Este replanteo es una respuesta a los
cambios a la Ley de Mineria aprobada en 2006, y trata de afirmar la primacia de los
recursos de metano en capas de carbon en estas areas. Hasta que las concesiones
estén otorgadas, la reserva de estas areas sera un impedimento para el desarrollo
de otro tipo de mineria (Wood, 2007). La Figura 3-17 muestra una estimacion de

los contornos de las regiones establecidas.

USA

e

Gulf of Mexico

Figura 3-17. Limites estimados por el Gobierno de México para la entrega de concesiones en busca del desarrollo de
metano en capas de carbon (Wood 2007).
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4 Balance de Materia en yacimientos convencionales

Para los Ingenieros de Yacimientos ha sido fundamental conocer el volumen original
de gas in-situ en el yacimiento, las reservas de gas y el factor de recuperacion del
gas. Debido a esto existen varios métodos para cuantificar las reservas de gas
hidrocarburo contenidas en un yacimiento, por lo que se debera elegir el método
mas adecuado para cada tipo de yacimiento segun la cantidad de recursos
econdmicos disponibles, la cantidad y calidad de informacién, asi como la fase de

desarrollo en la que se encuentra el yacimiento.
Los métodos que existen para cuantificar las reservas de gas son:

e Método Volumétrico
e Ecuacion de Balance de Materia (EBM)
e Curvas de Declinaciéon

e Simulacion Matematica-Numeérica de Yacimientos

En este capitulo solo se abordaran los primeros dos métodos mencionados.

4.1 Métodos volumeétricos
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Los métodos volumétricos consideran que el volumen poroso del yacimiento
siempre estard saturado por gas y agua congénita desde condiciones iniciales hasta
condiciones de explotacion del yacimiento, donde la presion refleja una declinacion

por el tiempo de explotacion.

Este método se puede emplear desde muy temprano en la vida de un yacimiento
donde no se posee gran informacién del mismo, ya que los datos requeridos para
la estimacion de la reserva de gas es relativamente minima, aunque de cualquier
manera este calculo se tendrd que reevaluar conforme el campo se vaya
desarrollando. Una ventaja de este método es que puede ser empleado tanto al
inicio de la vida de un yacimiento (cuando éste aun no ha sido desarrollado

significativamente) como al final del tiempo de explotacion.

Sin embargo, en etapas mas avanzadas de explotacion es posible tener acceso a
mejores datos, y con esto tener una aproximacion mas real de las estimaciones y
con mayor confiabilidad corroborar con estimaciones hechas a partir de calculos de
balance de materia. En los métodos volumétricos, la certeza de las estimaciones
depende directamente de la calidad y cantidad de datos para caracterizar la
extension areal del yacimiento, variaciones en el espesor neto y el volumen poroso
del yacimiento que contiene gas. Para estimar éste ultimo se utilizan registros de

pozo, andlisis de nucleos, presion de fondo y pruebas de produccion.

A partir de los datos antes mencionados comunmente se utilizan para desarrollar
diversos tipos de mapas sub-superficiales estructurales y estratigraficos, que
permiten establecer la extension areal del yacimiento y la identificacién de
discontinuidades en el yacimiento como los acufiamientos, fallas o contactos
gas/agua. Los mapas sub-superficiales de lineas de contorno, usualmente
dibujadas en relacién a una formacién conocida, son construidos con lineas que

unen puntos de la misma elevacion y por tanto describen la estructura geologica.

Los mapas sub-superficiales de isopacas son construidos con lineas de igual
espesor neto. Con estos mapas, el volumen poroso del yacimiento puede ser

estimado con planimetria de las areas que se encuentran entre las lineas de
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isopacas y empleando una técnica de calculo de volumen aproximado, tal como los
métodos piramidal y trapezoidal. Una vez que el volumen poroso del yacimiento de
gas es conocido mediante estas técnicas, se puede calcular el volumen original de

gas in-situ y se puede estimar la reserva de gas a condiciones de abandono.

Es importante destacar que la forma que adquiera la ecuacion volumétrica varia de
acuerdo al mecanismo de empuje y el tipo de gas contenido en el yacimiento, por lo
que para cada caso esta ecuacion se ve modificada, la forma mas simple de la

ecuacioén volumétrica es:

43560 A h B(1-S,,))

G = Ec. 4.1

7’

Bgi
donde:
G = Volumen original del gas in situ [Mscf]
A = Area [acres]
h = Espesor|[ft]
@ = Porosidad [fraccion]

Swi = Saturaciéon inicial de agua o agua congénita [Fraccion]

B

o - ft3@c. Y./ ]
gi = Factor de volumen inical de gas [ FL3@C.S.

Para un yacimiento volumétrico, es decir, que no tiene entrada natural de agua, se
supone que la saturacion de gas dentro del volumen poroso del yacimiento es
constante, por tanto se puede estimar el volumen de gas producido acumulado
como la diferencia entre las estimaciones volumétricas de gas en el yacimiento a

condiciones iniciales y a condiciones de presiones subsecuentes o de abandono.

G, = 43560 A h ®(1 — S,,0) (BL—BL) Ec.4.2
gi ga

donde:
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3
By = Factor de volumen de gas al abandono [ft @c. Y/ft3@ C.S.]

Es importante resaltar que si existiera entrada de agua al yacimiento por un acuifero
asociado entonces los valores del area, espesor y saturacion de agua se veran
modificados.

A continuacion se mostrard un ejemplo propouesto por Lee & Wattenbarger (1996)
donde se ejemplificara la estimacion del volumen original de gas (G), la produccién

acumulada de gas (G,), y el factor de recuperacion de gas (F..)-

Ejemplo 4.1
Dados los siguientes datos de un yacimiento volumétrico estimar:

a) El volumen original de gas.
b) La produccién acumulada de gas a 1000 y 400 psia.

c) Elfactor de recuperacion de gas para 1000 y 400 psia.

A = 2500 acres

h= 30ft

¢ = 0.16

Swi =0.2

p; = 2600 psia
T= 150°F

Los valores del factor de compresibilidad del gas para las presiones dadas se
muestran en la Tabla 4-1.

Tabla 4-1 Valores del factor de compresibilidad del gas (Lee & Wattenbarger, 1996).

pi(psia) z
2600 0.82
1000 0.82

400 0.92
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Solucion:

Se calcula el factor de volumen del gas para cada presion (Tabla 4-2) utilizando la
siguiente ecuacion:

ft:@c.y.
B, = = 0.028292 Tyac
yac [ft 3@C.S.
Para 2600 psia
B — 0.02829 0.82 (150 +460) _ 0.00544 f3@cC.Y.
g 2600 = ft2@C.s.
Para 1000 psia
g 1000 fts@ T
Para 400 psia
B — 0.02829 0.92 (150 + 460) 0.0396 FE3@C.Y.
o 400 o f3@C.S.

Tabla 4-2 Valores del factor de volumen del gas calculados (Lee & Wattenbarger, 1996).

(psia) B fe3@c.y.
i\psia Z —_——
Pip I\f@cC.s.
2600 0.82 0.00544
1000 0.82 0.0151
400 0.92 0.03996

a) Se calcula el volumen original de gas con la siguiente ecuacion
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- 43560 4h &1 = Sy)

Byi

. _ 43560(2500)(30)(016)(1 - 0.2)

— 3
0.00544 =76.87 MMM ft>@C.S.

b) Se calcula la produccion acumulada

11
G, = 43560 A h G(1 — S,) (? - —>
gt ga

Para 1000 psia

1 1
G, = 43560(2500)(30)(0.16)(1 — 0.2) (0_00544 - 0_0151)

Gy, = 49.17MMM ft3@C.S.

Para 400 psia

1 1
G, = 43560(2500)(30)(0.16)(1 — 0.2 ( - )
P ( )B0)( X ) 0.00544 0.0396

Gy, = 66.31 MMM ft3@C.S.

c) Se calcula por ultimo el factor de recuperacién de gas para 1000 y 400 psia:

G
Froe = =%
rec G
Para 1000 psia

49.17MMM ft2@C.S.
"~ 76.87 MMM ft’@cC.S.

= 0.6396 = 64.0%

F"Y'GC
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Para 400 psia

66.31 MMM ft>@C.S.
76,87 MMM ft*@C.S.

= 0.8626 = 86.0%

rec

4.2 Ecuacion de balance de materia

La ecuacion de balance de materia (EBM) se ha empleado para la estimacion de
tres principales parametros:

e Determinar el volumen original de hidrocarburos in-situ.
e Calcular la entrada de agua (W,).

e Predecir el comportamiento del yacimiento.
Las suposiciones basicas consideradas en la EBM para yacimientos de gas son:

= La composicion del gas no cambia durante el desarrollo y explotacion del
yacimiento.

= El espacio poroso se encuentra inicialmente ocupado solo por gas y agua
congeénita.

= Se considera que no existe gas disuelto en el agua.

» Elyacimiento se considera isotérmico.

Esta ecuacion es simplemente el establecimiento del principio de conservacion de

masa:
(Masa de Gas Original) = (Masa de Gas Producida) + (Masa de Gas Remanente)

La EBM fue desarrollada y presentada por primera vez en 1936 por Schilthuis, la
cual se derivd como un balance volumétrico basado en la suposicion que el volumen
poroso del yacimiento se mantiene constante o varia en funcion de un cambio en la
presién del yacimiento. Con esta suposicion, se logré igualar la produccion
acumulada obtenida en superficie a la expansion de los fluidos en el yacimiento
resultado de un decremento en la presion. También se podria incluir el efecto de
entrada de agua, cambio de fase o cambio en el volumen poroso causado por la

expansiéon de la roca y el agua.
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Actualmente, el uso de la computadora y de los sofisticados modelos matematicos
multidimensionales han remplazado a la ecuacion de Schilthuis en muchas
aplicaciones, sin embargo la EBM provee un método simple, pero efectivo para
estimar el volumen original de gas, asi como las reservas de gas para la etapa de

agotamiento del yacimiento.

A diferencia de los métodos volumétricos que pueden utilizarse al inicio de la vida
del yacimiento, los métodos de balance de materia no son aplicables hasta que
exista algun desarrollo y produccién del yacimiento. Sin embargo una ventaja de los
meétodos de balance de materia es que estos estiman solo el volumen de gas que
puede ser producido, en comparacion con los estimados volumétricos que se basan
en el volumen total de gas in-situ incluyendo el volumen no recuperable de gas,

debido a discontinuidades en el yacimiento o heterogeneidades.

Otra ventaja del método de EBM es que si se cuenta con el histérico de produccion
y presion se puede determinar el mecanismo de empuje predominante mientras que
en el método volumétrico se requiere conocer con anterioridad la fuente de energia

predominante del yacimiento.
4.2.1 Mecanismos de empuje.

Con el método de la ecuacion de balance de materia a diferencia de los métodos
volumétricos, se puede determinar la influencia de los mecanismos de empuje sobre
la produccion obtenida en superficie, siendo de gran ayuda en la planeacion de un
posible método de recuperacion mejorada. Con el método de balance de materia es

posible conocer el mecanismo de empuje predominante en el yacimiento mediante
la grafica (P/;) contra el volumen producido acumulado de gas (G,) (Havlena &

Odeh,1963) dependiendo la tendencia que la curva siga es posible determinar dicha

fuente de energia (Figura 4-1).
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Figura 4-1. Mecanismos de empuje tipicos en graficas P/Z contra G, (modificado de Lee & Wattenbarger, 1996).

En el caso de yacimientos de gas los mecanismos de empuje predominantes son

tres:

1. Expansion del gas debido a la declinacion de la presion o de la produccion
del mismo. En un gréafico de (P/;) contra (G,) la curva mostrara un
comportamiento en linea recta (Figura 4-2).

2. Empuje de agua proveniente de un acuifero activo asociado al yacimiento de
gas. En un grafico de (p/z) contra (G, ) la curva mostrara una desviacion de
la linea recta con una tendencia ascendente sobre el comportamiento lineal
(Figura 4-3).

3. Expansion del agua congénita y reduccién del volumen poroso por expansién
de la roca debida a la disminucién en la presion del yacimiento (presiones
anormales). En un grafico de (P/;) contra (G,) la curva mostrara una
desviacion de la linea recta con una tendencia descendente sobre el

comportamiento lineal (Figura 4-4).
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G, (Mscf)

Figura 4-2. Forma tipica de la curva en un grafico p/Z contra G, cuando el mecanismo de empuje predominante en el

Pi

g (psia)

yacimiento es la expansion del gas.

A
-
-
N\
N
N
N
N\
N
N
N\
—

G, (Mscf)

Figura 4-3. Forma tipica de la curva en un gréfico p/Z contra G, cuando el mecanismo de empuje predominante en el

yacimiento es la expansion del gas.
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G, (Mscf)

Figura 4-4. Forma tipica de la curva en un grafico P/Z contra G, cuando el mecanismo de empuje predominante en el
yacimiento es la expansion del agua congénita y la reduccion del volumen poroso.

4.2.2 Deduccion de la ecuacion de balance de materia

Es importante destacar que la EBM no se puede tratar de manera general para
cualquier tipo de yacimiento, por lo que para cada caso se requiere emplear
ecuaciones especificas. Lo primero que se debe identificar entonces es el tipo de
yacimiento con el que se estad trabajando y asi seleccionar correctamente las
ecuaciones a emplear. En esta deduccion se considera un yacimiento de gas con
entrada de agua y que se tiene un yacimiento que cuenta con un gradiente que se
aproxima al gradiente de sobrecarga, en este caso 0 en yacimientos cuya presion
sea aun mayor, los cambios en la compresibilidad son muy importantes y por tanto

se debe incluir en la ecuacion.

La EBM considerando los tres mecanismos de empuje mencionados se puede

definir como:

Producciéon = Expansion + Entrada de Agua . Ec. 4.3
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La entrada de agua resulta a partir de la reduccion de la presion del yacimiento
seguida de la produccién de gas, ésta tiende a mantener la presion del yacimiento.
Estimar la entrada de agua puede ser una tarea dificil debido a la falta de

informacion para caracterizar al acuifero.

Existen varios métodos para estimar la entrada de agua, a continuacion se

describen los siguientes métodos:

e Método de Van Everdingen & Hurst.
e Meétodo de Carter & Tracy.
e Método de Fetkovich.

-Método de Van Everdingen & Hurst (1949).

El modelo matemético que describe el flujo de hidrocarburos hacia el pozo es similar
en forma al modelo que define el flujo de agua de un acuifero a un yacimiento con
forma cilindrica (Figura 4-5). Cuando un pozo se lleva a produccién a un gasto
constante después de un periodo de cierre, el comportamiento de la presion es
controlado esencialmente por régimen transitorio (en estado no estacionario). Esta
condicién de flujo se define como el periodo de tiempo durante el cual las fronteras

no tiene ningun efecto sobre el comportamiento de la presion.

La forma adimensional de la ecuacion de difusividad es basicamente la ecuacion
matematica general para modelar el comportamiento del flujo transitorio en
yacimientos o acuiferos. Van Everdingen & Hurst resolvieron la ecuacion de
difusividad para un sistema yacimiento-acuifero aplicando la transformada de
Laplace. Este metdo puede ser aplicado para calcular la entrada de agua de los

siguientes sistemas:

e Sistema con empuje radial;
e Sistema con empuje de fondo;

e Sistema con empuije lineal.



Balance de Materia en yacimientos convencionales

Acuifero

Figura 4-5. Representacion grafica del yacimiento y el acuifero asociado segun el método de Van Everdingen & Hurst

para la estimacién de la entrada de agua.

La solucion de este método parte de dos condiciones de frontera: Gasto terminal

constante y presion terminal constante.
-Método de Carter & Tracy (1960).

El método de Van Everdingen y Hurst ofrece la solucion exacta para la ecuacion de
difusividad radial y, por tanto, se considera la técnica correcta para calcular la
entrada de agua. Sin embargo, ya que se requiere superposicion, su método implica
calculos tediosos. Para reducir la complejidad de los calculos de la entrada de agua,
Carter y Tracy propusieron una técnica de calculo que no requiere la superposicién
y permite el célculo directo de la entrada de agua. La principal diferencia entre la
técnica de Carter-Tracy y la técnica Van Everdingen y Hurst es que Carter-Tracy

asumen una serie de intervalos finitos de entrada de agua constante

Este método no es una solucion exacta a la ecuacion de difusion, es mas una
aproximacion. Este método es aplicable para acuiferos que acttan de manera tanto

finita como infinita.

-Método de Fetkovich (1971).
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Fetkovich desarroll6 un método para describir la aproximacion del comportamiento
de la entrada de agua de un acuifero finito para regimenes de flujo radial y lineal.
En muchos casos, los resultados de este modelo estrechamente coinciden con los
determinados utilizando el método de Van Everdingen & Hurst. La teoria de
Fetkovich es mas simple, este método no requiere el uso de superposicion (al igual
que Carter & Tracy). Por lo tanto, la aplicacion es mas sencilla, este método también

se utiliza a menudo en los modelos numéricos de simulacion.

Propuso un modelo que utiliza un indice de productividad del acuifero (calculado en
estado pseudo-estacionario) el cual describe adecuadamente la entrada de agua de
un acuifero finito a un yacimiento de hidrocarburos y una ecuacion de balance de

materia del acuifero para representar la compresibilidad del sistema.

Este método no considera los periodos de tiempo iniciales en sus célculos por lo
tanto la entrada de agua calculada sera menor que los valores calculados en los
dos métodos anteriores.

Una vez que es calculada la entrada de agua por cualquiera de los métodos antes

mencionados el término de la produccién queda expresado como:
Produccion = GpBy + W,B,, , Ec. 4.4

donde:
G, = Gas producido acumulado [scf]
B, = Factor de volumen del gas [RB/scf]
W, = Agua producida acumulada [STB]
B,, = Factor de volumen del agua [RB/STB]
El término de la Expansion de fluidos queda de la siguiente manera:

Expansién = G(By — By;) + AV, + AV, , Ec.4.5

donde:
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G(Bg - Bgi) = Expansion del gas
AV, = Expansion del agua congenita
AV, = Reduccion del volumen poroso

Tanto la expansion del agua congénita y la reduccién del volumen poroso se pueden

expresar matematicamente como:

dado que:
_ _5Bgi

pi — (1_Swi) ’ Ec. 4.6

entonces:
AVW = CWVpiSWi(pi — p) , Ec. 4.7
AV, = ¢ Vyi(pi — ) - Ec. 4.8

Factorizando las Ecs. 4.7 y 4.8 se tiene:
AV, + AV, = 2294 (1€, 8, ) (p; — P) Ec. 4.9
w P - 1-Syi f wPwi pl p ’ .4,

donde:

G = Volumen Original de Gas [Mscf]

By, = Factor de Volumen de gas inical a (Pi,Ti) [RB/Mscf]

C,, = Compresibilidad del Agua[psi~!]

¥, = Volumen de Agua Congénita[RB]

V, = Volumen Poroso[RB]

Swi = Saturaciéon de Agua inicial[Fracciéon]

C; = Compresibilidad de la Formacion [psi~"]

p; = Presion Inicial de Yacimiento[psi]
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p = Presion de yacimiento a un tiempo dado [psi]
El término de la entrada de agua es:
Entrada acumulada de agua = W, [RB] . Ec.4.10

Por ultimo se factorizan las Ecs. 4.4, 4.5, 4.9, 4.10 y se introducen en la Ec. 4.3, se
obtiene la ecuacion general de balance de materia en donde se incluyen los tres

mecanismos de empuje. Quedando de la siguiente manera:

G _ [, _Bgi Bgi (Cr+CwSwi We—W, By
i _[1 Bg]+[Bg (Lo )AP]+[—GBg ] Ec.4.11
donde:
e’ i6
1 B = Expansion del gas

g

-Bgi Cf + Cwai . . .
— (—) AP| = Expasion de agua congenita y reduccion del volumen poroso

| Bg 1- Swi

(W, — W,B,,

——————| = Entrada Neta de Agua
GBy

A continuacion se presentan las ecuaciones de balance de materia para:

e Yacimientos de gas seco.
e Yacimientos de gas seco con entrada de agua.
e Yacimientos geopresurizados.

e Yacimientos de gas y condensado.
4.3 Yacimientos volumétricos de gas seco.

Los yacimientos volumétricos se encuentran completamente encerrados y no
admiten ningun tipo de energia externa. Si la expansién de la roca y el agua
congénita son fuentes de energia externa despreciable, entonces el mecanismo de

empuje predominante en el yacimiento es la expansion de gas conforme la presion
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del yacimiento decrece. Si se asume un volumen de poros constante en el
yacimiento durante la vida productiva de éste, se puede deducir una ecuacion de
balance de materia igualando el volumen poroso del yacimiento ocupado por gas a
condiciones iniciales y el volumen poroso ocupado por gas a condiciones
posteriores de produccion y la reduccion de presion asociada. De la Figura 4-6 se

puede escribir la ecuacion de balance de materia como:
GBy; = (G—Gp,)B, , Ec.4.12

donde GBg; es el volumen del yacimiento ocupado por gas a condiciones iniciales
del yacimiento y (G — Gp)Bg es el volumen del yacimiento ocupado por gas después

de un tiempo de produccioén, a una presion por debajo de la presion inicial.

Se puede reescribir la Ec. 4.12 como:

G, =G (1-252). Ec.4.13
p By
G By, (G - G,) By
Condiciones Iniciales [p=pi) Condiciones Posteri-ores [p<pi)

Figura 4-6. Esquema del modelo de balance de materia para un yacimiento volumétrico de gas seco donde se
muestra el volumen poroso del yacimiento ocupado por gas a condiciones iniciales y a condiciones posteriores (Lee

& Wattenbarger, 1996).
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Se puede sustituir en la Ec. 4.13 la relacion del factor de volumen del gas evaluado

.. L .. . Bgi ; .
a condiciones iniciales y condiciones posteriores (ﬁ = @) , por lo que asi se

g Zpi
obtiene una ecuacion en términos de cantidades medibles, produccion de gas en

superficie y presion de fondo (BHP):
G, =6(1-22), Ec. 4.14
donde el factor de recuperacion del gas esta dado por:

Free = (1- %) . Ec. 4.15

Se puede reescribir la Ec. 4.14 como:

P_Pi_ P
z Zi ziGGp'

Ec.4.16
Asi como Van Everdingen y colaboradores, y Havlena y Odeh utilizan técnicas de
analisis grafico, la forma de la Ec. 4.16 sugiere que si un yacimiento es volumétrico
el comportamiento de la curva generada en la grafica p/z contra G,
sera una linea recta, a partir de la cual se puede estimar el volumen original de gas
y la reserva de gas a condiciones de abandono (como lo mostrado en las Figuras
4-2, 4-3, 4-4).

Como se establecié anteriormente, si se cuenta con suficiente informacion del
histérico presién-producciéon se puede definir completamente la recta, y a manera
de comprobacion determinar el mecanismo de empuje predominante en el
yacimiento a partir de la forma de la gréfica. Desviaciones del comportamiento de
una linea recta podrian sugerir otra fuente de energia al yacimiento, aunque también
pudiera ser resultado de errores en las mediciones de presion y produccion. Es
importante destacar que en los inicios de la vida productiva de un yacimiento se
cuenta con poca informacién por lo que la técnica descrita anteriormente puede no
ser muy precisa. En la Figura 4-1 se muestran las formas tipicas que puede tomar

la curva en la grafica antes mencionada.
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El mismo balance de materia es aplicable a yacimientos de gas humedo pero con

las siguientes diferencias:

e Los valores de desviacion del gas (2) y (z;) deberan basarse en la gravedad
especifica del gas.

e El volumen producido de gas (Gp) incluira el equivalente en vapor de los
condensados producidos.

e EIl volumen original de gas (G) vy la reserva de gas a condiciones de
abandono contemplara el equivalente en vapor de los liquidos y sera

corregido para determinar reservas de gas seco y gas condensado.

A continuacién se muestra un ejemplo donde se estimara el volumen original de gas

in-situ para un yacimiento volumétrico de gas seco (Lee & Wattenbarger, 1996).
Ejemplo 4.2

Calcular el volumen original de gas in-situ mediante la ecuacién de balance de
materia para un yacimiento de gas seco, donde la presion inicial del yacimiento es

P; = 4000 psia y la Tabla 4-3 muestra el histérico presién-produccion.

Tabla 4-3 Datos del histdrico de presion-produccion (Lee & Wattenbarger, 1996).

pi(psia) Gy (MMscf) z

4,000 0 0.80

3,500 2,460 0.73

3,000 4,920 0.66

2,500 7,880 0.60

2,000 11,200 0.55
Solucién:

Primero se calculara p/z para posteriormente poder construir una grafica p/z contra
G, (Tabla 4-4).

Tabla 4-4. Datos calculados de p/ z (Lee & Wattenbarger, 1996).
G,(MMscf) P/, (psia)

0 5,000

2,460 4,795
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4,920 4,545
7,880 4,167
11,200 3,636

Se puede construir la grafica p/z contra G, mostrada en la Figura 4-7 con los datos
de la Tabla 4-4, se extrapolan los datos y se encuentra la solucion para (p/z = 0)

obteniendo el volumen original de gas in-situ del yacimiento (G = 42 MMscf).

5,000
5,000 @
4,000

3,000

p/z (psia)

2,000
1,000 T 6=42 MMscf
~

0.0D00 10.0000 20,0000 30.0000 40.0000 50.0000
Gp (MMscf)

Figura 4-7. Solucidén grafica a la ecuacion de balance de materia para un yacimiento volumétrico de gas seco (Modificado

de Lee & Wattenbarger, 1996).

El comportamiento recto de la curva confirma que se trata de un yacimiento
volumétrico por lo que también se confirma que el mecanismo de empuje

predominante en el yacimiento es la expansion del gas.
4.4 Yacimientos de gas seco con entrada de agua.

En la seccion anterior se dedujo la ecuacion de balance de materia para un

yacimiento volumétrico de gas seco, y una de las consideraciones principales que
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se tiene es que el volumen poroso del yacimiento siempre sera ocupado por gas de
manera constante durante la vida productiva del yacimiento. Por otra parte si el
yacimiento se somete a la entrada de agua de un acuifero asociado, este volumen
poroso se reducira en una cantidad igual al volumen de agua que entre. La entrada
de agua al yacimiento es una importante fuente de energia que deberd ser

considerada en la ecuacion de balance de materia.

Es posible la deduccion de la ecuacion de balance de materia para un yacimiento
de gas seco con entrada de agua igualando el volumen poroso del yacimiento
ocupado por gas a condiciones iniciales y el volumen poroso del yacimiento
ocupado por gas a condiciones posteriores mas el cambio en el volumen poroso

resultado de la entrada de agua como se muestra en la Figura 4-8.

Una forma general de escribir la ecuacion de balance de materia de acuerdo a Lee
& Wattenbarger (1996) es:

GBy; = (G — G,)By + AV, Ec.4.17

donde GBg; es el volumen poroso del yacimiento ocupado por gas a condiciones
iniciales del yacimiento; (G — Gp)Bg es el volumen poroso del yacimiento ocupado

por gas después de un tiempo de produccion, a una presion por debajo de la presion

inicial; y AV, es el cambio en el volumen poroso del yacimiento ocupado por gas

a condiciones posteriores debido a la entrada de agua al yacimiento.
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———’Gp. wp
(G -Gp) By
G 88‘
AVp
e
Condiciones Iniciales (p=pi) Condiciones Posteriores (p<pi)
We

Figura 4-8. Esquema del modelo de balance de materia para un yacimiento de gas seco con entrada de agua, que
muestra el volumen poroso del yacimiento ocupado por gas a condiciones iniciales y a condiciones posteriores (Lee &

Wattenbarger, 1996).

Como se puede apreciar en la Figura 4-8 el cambio en el volumen poroso del
yacimiento a una presion menor a la inicial no solo es afectada por el volumen de la
entrada de agua sino también por la cantidad de agua producida en superficie, por

lo que se tiene:
AV, =W, —W,B,, . Ec.4.18
Combinado las Ecs. 4.17 y 4.18 se obtiene:
GByi = (G — G,)By + W, — W,B,, . Ec.4.19

Si la entrada de agua y el agua producida en superficie no son tomadas en cuenta,
en una grafica p/Z contra G, inicialmente se mostraria como una linea recta pero

eventualmente la tendencia se desviaria de la linea recta en proporcion de lo alta o
baja que sea la entrada de agua. Por lo tanto la formay la direccion de la desviacién

de una linea recta dependen de:

e Lafuerza del acuifero asociado al yacimiento
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e Las propiedades del acuifero

e La geometria del yacimiento/acuifero

Es posible reescribir la Ec. 4.19 como:

GpBg+WpBy G+ We

= —_— Ec. 4.20
(Bg—Bgi) (Bg—Bgi)

Si se define una constante de entrada de agua, C, en términos de la entrada de
agua acumulativa:

We=Cf(pt), Ec.4.21
entonces se tiene que la Ec. 4.20 se convierte en:

GoBy Wby _ (o S/ @0

. Ec. 4.22
(Bg—Bgi) (Bg—Bgi)

La ecuacioén anterior sugiere que si la entrada de agua es el mecanismo de empuje

GyBo+W,B Cf(pt
SpBetWpBw (o ntrg IR
(Bg_Bgi) (Bg_Bgi)

sera una linea recta con pendiente C y una ordenada al origen igual al volumen

predominante en el yacimiento, entonces una grafica de

original de gas in-situ (G). A continuacion se muestra la Ec. 4.22 en forma de linea

recta:
GpBg+WpBw _ G+ C f(p.t)
(Bg_Bgi) (Bg_Bgi)
y =pb+ m x

Se mostrard un ejemplo presentado por Lee & Wattenbarger (1996) donde se
estimara el volumen original de gas in-situ para un yacimiento volumétrico de gas

seco con entrada de agua con la aplicacion de la Ec. 4.22.
Ejemplo 4.3

Calcular el volumen original de gas in-situ mediante la ecuacién de balance de

materia para un yacimiento de gas seco con entrada de agua. Asuma un yacimiento

138




Balance de Materia en yacimientos convencionales

139

con régimen no estacionario y un acuifero actuando de manera infinita. La Tabla 4-

5 muestra el histérico de presion y produccién y los valores de entrada de agua.

Tabla 4-5. Histoérico de presidn-produccién con datos estimados de la entrada de agua (Lee &
Wattenbarger, 1996).

t(dias) p(psia) G,(MMscf) W,(STB) z B, (RB/Mscf) ton Qppn Apn(psia)
0 5,392 0 0 1.0530 0.6775 - - 0
182.5 5,368 677.7 3 1.0516 0.6796 3.5 3.68 12
365 5,292 2,953.4 762 1.0470 0.6864 6.9 5.82 50
547.5 5,245 5,199.6 2,054 1.0442  0.6907 104 7.76 61.5
730 5,182 7,132.8 3,300 1.0404 0.6965 139 9.56 55
912.5 5,147 9,196.9 4,644 1.0383  0.6999 173 11.21 49
1,095 5,110 11,171.5 5,945 1.0360 0.7033 20.8 12.84 36
1,277.5 5,066 12,999.5 7,148 1.0328 0.7072 243  14.42 40.5
1,460 5,006 14,769.5 8,238 1.0285 0.7127 27.7 1591 52
1,642.5 4,994 16,317.0 9,289 1.0276  0.7138 31.2 17.40 36
1,825 4,997 17,868.0 10,356 1.0278 0.7136 347 18.87 4.5
2,007.5 4,990 19,416.0 11,424 1.0273 0.7142 381 20.26 2
2,190 4,985 21,524.8 12,911 1.0270 0.7147 416 2168 6
Solucioén:

Para estimar el volumen original de gas in-situ se empleara un método grafico como

se menciono anteriormente por lo que se deben calcular los valores de

f(p.t)
(Bg—Bgi

adimensional). Por ejemplo para n=1 se tiene:

y_

~ (B, —By) (B,—By) 06796 —0.6775

_ GpBy+W,B,,  (677.7x10%)(0.6796) + (3)(1)

(Bg - Bgi) -

f(,t)

ZApQpp

0.6796 — 0.6775

(12)(3.68)

=21x103

= 219.3 Bscf

psi

RB Mscf

GpBg+WpB,y

(Bg_Bgi)

) para poder construir la grafica donde f(p,t) = ZApQ,p (Entrada de agua

Por lo que si se realiza lo anterior para todos los puntos de la grafica se obtiene la

Tabla 4-6 que se muestra a continuacion:
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Tabla 4-6. Funciones para la grafica de balance de materia del ejemplo 4.3 (Lee &

Wattenbarger, 1996).

Z 4pQua/(By — Byi)

G,B,+W,B,,/(B, — Bg)

t(dias) Qpon Apy(psia) (1000 psi/RB — Mscf) (Bscf)

0 - 0 - -
182.5 3.68 12 21 219.3
365 5.82 50 28.5 227.7
547.5 7.76 61.5 46.3 272.6
730 9.56 55 55.8 260.96
912.5 11.21 49 71 287.6
1,095 12.84 36 83.1 304.5
1,277.5 14.42 40.5 93.1 309.3
1,460 1591 52 99.1 298.8
1,642.5 17.40 36 116.7 320.8
1,825 18.87 4.5 136 352.9
2,007.5 20.26 2 151.7 378.3
2,190 21.68 6 166.7 413.6

Una vez que se calcularon todos los elementos de la (tabla 4-6), se puede realizar

la gréfica que se muestra en la Figura 4-9.

500
-
m"ia 400 =
-

I:n pendients C = 1195 RB/psi g

; ‘G 300
L] . I

x> —
;‘E 200 «— ©

- N

= G = 197 MMMscf
mn- 100
)

0
o =0 150 200

514pQ,,/(B,~B,, ), MMpsi/RB [Mscf

Figura 4-9. Solucién gréfica a la ecuacion de balance de materia para un yacimiento de gas seco con entrada de agua

(Modificado de Lee & Wattenbarger, 1996).

De la Figura 4-9 se puede observar que el volumen original de gas in-situ G =

197 MMMscf y que el valor de la pendiente es C = 1195 RB/psi.
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4.5 Yacimientos Volumétricos de Gas Geopresurizados.

Para yacimientos que presentan presiones anormales, es decir que tienen unos
gradientes de presion cercanos o iguales a 1.0 psi/ft, se debera considerar en la
ecuacion de balance de materia los cambios en las compresibilidades de la roca y
del agua congénita, previamente consideradas despreciables. Para la deduccién de
la ecuacion de balance de materia para yacimientos volumétricos de gas
geopresurizados propuesta por Lee & Wattenbarger (1996) se empezara con la Ec.
4.12 y se incluiran los efectos causados por el cambio del volumen del agua
congénita AV,, y el cambio en el volumen de la formacion AV¢ , como lo muestra la
Figura 4-10.

— =Gy
(G -Gp By
G Ejll
;11";
AV
Condiciones Iniciales [p=pi} Condiciones Posteriores {p<pi)

Figura 4-10. Esquema del modelo de balance de materia para un yacimiento volumétrico de gas geopresurizado, donde
se muestra el volumen poroso del yacimiento ocupado por gas a condiciones iniciales y a condiciones posteriores (Lee &

Wattenbarger, 1996).

Se obtiene asi la ecuacion general de balance de materia para un yacimiento de

gas geopresurizado:

GBy; = (G — G,)By + AV, + AVf Ec. 4.23
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donde GBg; es el volumen poroso del yacimiento ocupado por gas a condiciones

iniciales del yacimiento; (G - Gp)Bg es el volumen poroso del yacimiento ocupado
por gas después de un tiempo de produccion a una presion por debajo de la presion
inicial; AV,, es el cambio del volumen poroso del yacimiento ocupado por el agua
congénita seguido de la expansion del agua congénita a una presion por debajo de
la inicial; AV;es la reduccion del volumen poroso del yacimiento producto de la

expansion de la formacion a una presion por debajo de la inicial.

La expansion del agua congénita debido a la reduccion finita de la presion puede

ser modelada con la compresibilidad isotérmica del agua:

1 AV,
Vwi Ap '

IR

Cy = — é (aaL;)T Ec. 4.24

donde V,,; es el volumen inicial del yacimiento ocupado por el agua congénita. Se
puede reacomodar la Ec. 4.24 en términos del cambio del volumen del agua

guedando de la siguiente forma:
AV, = —CyVyidp = —Cy/Vyi(lp — i) . Ec. 4.25

También es posible expresar el volumen original de agua en términos del volumen

original de gas in-situ como:

Vyy = 220t Ec. 4.26
Si se sustituye V,,; de la Ec. 4.26 en la Ec. 4.25 se tiene:
AV, = C,,(p; — p) 2CBat Ec. 4.27

1-Swi ’

De manera similar para la reduccion del volumen poroso AV, causado por el

decremento finito de la presion de poro puede ser modelado como:

¢ = Vip(‘z_‘g’)T , Ec.4.28

también puede ser escrita como:
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G=--L, Ec. 4.29

onde ¢; es la compresibilidad promedio de la formacion de un intervalo finito de
donde ¢; I bilidad diode laf d t lo finito d
presion Ap. En términos del cambio del volumen poroso se puede reescribir la

ecuaciéon anterior como:
AV, = ¢ VipiAp = ¢ Vpi(p — 1) - Ec. 4.30

Es posible escribir el volumen poroso original en términos del volumen original de

gas in-situ como:

GByi
1-Swi

Vi = ) Ec. 4.31

Y si se sustituye V,,; de la Ec. 4.31 en la Ec. 4.30 y sabiendo que AV; = —AV,, debido

gue a medida que el volumen de roca se expande el volumen poroso disminuye, se

tiene:

_ GBgi
AVy = —AV, = G (pi — P) T~ g . Ec. 4.32

Si se sustituyen las Ecs. 4.27 y 4.32 en la Ec. 4.23 se obtiene la ecuacién general

de balance de materia para un yacimiento volumétrico de gas geopresurizado:

GBy; = (G — Gp)By + Cyy (p; — P) Sfﬁiﬁi + & (pi —p) GBg‘ Ec. 4.33
Factorizando la ecuacién anterior se tiene:
GByi = (G = Gy)By + 222 (Cy S+ G7) - Ec.4.34
También se puede acomodar la ecuacion anterior como:
G—G,,=G%[1—(Cws“ﬁ+fw)i(”i_p)] . Ec. 4.35
Si se sustituye i—ggi = zi—;i’ en la Ec. 4.35, reacomodando se tiene:
5[1 (Cwswfgfjl(p‘ P =b_Ig,, Ec. 4.36
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A continuacion se muestran dos formas basadas en la ecuacion anterior para el
calculo del volumen original de gas in situ para yacimientos volumétricos

geopresurizados.

4.5.1 Estimacion del volumen original in-situ cuando Ila
compresibilidad promedio de la formacion es conocida (Lee &

Wattenbarger, 1996)

Sila compresibilidad promedio de la formacion se mantiene constante con el tiempo,

_ (CwSwit+Cr)(p;
1-Swi

entonces la Ec. 4.35 sugiere que la gréfica E [1 _p)] contra G, sera una
linea recta con una pendiente igual a —Zp—‘G por lo que extrapolando la recta para
i

p/Z = 0, se puede estimar el volumen original de gas in-situ.

El siguiente ejemplo propuesto por Lee y Wattenbarger (1996) muestra el método
anterior y compara la importancia que tiene incluir la expansion de la roca y del agua

congénita para yacimientos geopresurizados.
Ejemplo 4.4

Estimar el volumen original de gas in-situ de un yacimiento con presiones anormales
mediante la ecuacion de balance de materia para yacimientos sobre-presurizados y
la ecuacion de balance de materia para yacimientos con presiones normales y

comparar ambas estimaciones dados los siguientes datos:
pi = 9507 psia

Cy = 3.2x107%psia~?!

Syi = 0.24

C; = 19.5x10 ®psia~?

si
Gradiente original de presion = 0.843 pf_t

Se cuenta con el historico de presion-produccion en la Tabla 4-7:
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Solucion:

(CwSwit+Cr)(pi
1-Swi

Se realizaran ambas graficas tanto E contra G, y 5[1 - _p)] contra G,

utilizando los datos calculados y contenidos en la Tabla 4-8.

Se tiene la grafica E contra G, en la Figura 4-11 y la grafica 5[1—

(CwSwit+Cr)(pi—p)
1-Swi

] contra G, en la Figura 4-12.

Tabla 4-7. Historico de presidn-produccion (Lee & Wattenbarger, 1996).

p(psia) z G,(MMscf)
9,507 1.440 0

9,292 1.418 392.5
8,970 1.387 1,642.2
8,595 1.344 3,225.8
8,332 1.316 4,260.3
8,009 1.282 5,503.5
7,063 1.239 7,538.1
7,406 1.218 8,749.2
7,002 1.176 10,509.3
6,721 1.147 11,758.9
6,535 1.127 12,789.2
5,764 1.048 17,262.5
4,766 0.997 22,890.8
4,295 0.928 28,144.6
3,750 0.891 32,566.7
3,247 0.854 36,819.9

Tabla 4-8. Calculos para las graficas de balance de materia para yacimientos de gas
geopresurizados (Lee & Wattenbarger, 1996).

G(MMsch)  Plypsia) /21 (wSwit ) (1= )/ (1~ Sy
0 6,602 6,602
392.5 6,553 6,515
1,642.2 6,467 6,374
3,225.8 6,395 6,239
4,260.3 6,331 6,133
5,503.5 6,247 5,998

7,538.1 6,136 5,825
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8,749.2 6,081 5,740
10,509.3 5,954 5,556
11,758.9 5,860 5,424
12,789.2 5,799 5,339
17,262.5 5,500 4,951
22,890.8 4,878 4,261
28,144.6 4,626 3,985
32,566.7 4,209 3,563
36,819.9 3,802 3,167
7,000

g

‘_U'|
g
o

:

o
7
#

p/z (psia)
8
/
/

E
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o 8
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Figura 4-11. Analisis grafico incorrecto de un yacimiento volumétrico de gas geopresurizado (Modificado de Lee &

Wattenbarger, 1996).
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Figura 4-12. Solucidn grafica a la ecuacidn de balance de materia para un yacimiento volumétrico geopresurizado

(Modificado de Lee & Wattenbarger, 1996).

Como se puede observar en las dos figuras anteriores es importante considerar la
expansion de la formacion y el agua congénita para un yacimiento volumétrico de
gas geopresurizado ya que de lo contrario se podria sobreestimar el volumen

original in-situ, en este caso en mas de un 25%.

4.5.2 Estimacion del volumen original in-situ cuando Ila
compresibilidad promedio de la formacion no es conocida

(Roach, 1981)

Roach desarroll6 una técnica de balance de materia para poder estimar
simultdneamente el volumen original de gas in-situ y la compresibilidad promedio
de la formacion para yacimientos geopresurizados. Comienza con la Ec. 4.36 y se

reacomoda para que quede de la siguiente forma:

1 (piz 1[ Gp piz] _ CwSwitCr
== -1 =—[——]—— Ec. 4.37
(pi—p) (pZi ) G L(pi—p) pz; 1-Swi ¢
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Si la compresibilidad promedio de la formacion se mantiene constante, la ecuacion

. . L piz Gp pjz -
anterior sugiere que en una grafica — — 1) contra |——==| se tendra una
(pi—p) \pz; (pi—P) pzi
P . . 1 . . CwSwitCs
linea recta con una pendiente igual a g yuna ordenada al origen igual a %‘Cf
—Owi

Por lo que es posible estimar el volumen original de gas in-situ y la compresibilidad
promedio de la formacion conociendo los valores de la pendiente y la ordenada al

origen respectivamente.

Se presenta un ejemplo a continuacion desarrollado por Poston y Chen (1987) para
la estimacion simultanea del volumen original de gas in-situ y la compresibilidad

promedio de la formacion:

Ejemplo 4.5
Dados los siguientes datos estimar simultaneamente la compresibilidad promedio

de la formacion y el volumen original de gas in-situ.

pi = 9507 psia
Cyw = 3.2x107®psia~?
Sy = 0.24

si
Gradiente original de presion = 0.843 pf_t

Tabla 4-9. Historico de presidn-produccion (Lee & Wattenbarger, 1996).

p(psia) z G,(MMscf)
9,507 1.440 0

9,292 1.418 392.5
8,970 1.387 1,642.2
8,595 1.344 3,225.8
8,332 1.316 4,260.3
8,009 1.282 5,503.5
7,063 1.239 7,538.1
7,406 1.218 8,749.2
7,002 1.176 10,509.3
6,721 1.147 11,758.9

6,535 1.127 12,789.2

148




Balance de Materia en yacimientos convencionales L)

5,764 1.048 17,262.5
4,766 0.997 22,890.8
4,295 0.928 28,144.6
3,750 0.891 32,566.7
3,247 0.854 36,819.9

Solucién:
Se calculan los términos necesarios para realizar la gréfica que dara solucion al

problema, éstos estan presentados en la Tabla 4-10.

Con los datos calculados en la Tabla 4-10 se puede realizar una gréfica

1 (mz_ G _piz i -
= (pZi ) contra [(pi_p) pzi] representada en la Figura 4-13.

Tabla 4-10. Calculos para la solucidn grafica de la ecuacion de balance de materia para
yacimientos geopresurizados (Lee & Wattenbarger, 1996).

1/(pi—p) [(piz/pz,-) —1]

_ n)(PiZ

P/y(psia)  Gp(MMscf)  (10-Spsi-1) (G&/S (c’} /ps’g( /vz)
6,602 0 - -

6,553 392.5 34.9 1,840

6,467 1,642.2 38.9 3,120

6,395 3,225.8 35.5 3,650

6,331 4,260.3 36.4 3,780

6,247 5,503.5 37.9 3,880

6,136 7,538.1 39.9 4,260

6,081 8,749.2 40.8 4,520

5,954 10,509.3 434 4,650

5,860 11,758.9 45.4 4,760

5,799 12,789.2 46.6 4,900

5,500 17,262.5 53.5 5,540

4,878 22,890.8 74.5 6,530

4,626 28,144.6 81.8 7,700

4,209 32,566.7 98.8 8,870

3,802 36,819.9 117.6 10,210
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Figura 4-13. Solucidn grafica a la ecuacidn de balance de materia para la estimacion simultanea del volumen original de
gas in-situ y la compresibilidad promedio de la formacién para un yacimiento de gas geopresurizado (Modificado de Lee

& Wattenbarger, 1996).

De la Figura 4-13 se conocen los valores de la pendiente y la ordenada al origen y

se puede calcular el volumen original de gas in-situ y la compresibilidad promedio

de la formacion respectivamente.

Para el volumen original de gas in-situ se tiene:
1
o= 13.3x10"°MMscf ™1

1

- 13.3x10—6MM5Cf_1 =75 190MMscf

G

Para la compresibilidad promedio de la formacion se tiene:

CywSw; + Cr
Wowi T T = 18.5%10 6psi~?

(0.24)(3.2x107°) + ¢;
= 18.5x10 %psi~?!
Y 8.5x10°psi

& = 18.5x1076(1 — 0.24) — (0.24)(3.2x107°)
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¢ = 13.3x107° [psi~!]
4.6 Yacimientos volumétricos de gas y condensado

Lee & Wattenbarger (1996) desarrollaron una ecuacion de balance de materia para
yacimientos volumétricos de gas con condensacion de gas a medida que la presion
se abate e incluyeron los efectos de la vaporizacion del agua congénita, ambas
consideraciones presentes en yacimientos de alta profundidad y con altas presiones
y temperaturas que afectaran en la ecuacion de balance de materia por lo que se

deberan incluir.

Se pueden presentar dos o tres fases en el yacimiento de gas y condensado
dependiendo si la presién del yacimiento esta por arriba o por debajo de la presion
de rocio. Arriba del punto de rocio, la fase de vapor consiste tanto de gases
hidrocarburos e inertes como en vapor de agua. A medida que la presion del
yacimiento declina, el agua en la fase liquida continua vaporizandose para
mantenerse en equilibrio con el vapor de agua existente, en consecuencia la
saturacion de agua en fase liquida decrece e incrementa el volumen poroso del
yacimiento ocupado por las fases de vapor. A medida que la presion decrece en el
yacimiento la cantidad de vapor de agua presente en la fase gaseosa incrementa
significativamente, sin embrago, a medida que la presion decrece por debajo del
punto de rocio, la fraccion del volumen poroso disponible para las fases de vapor

disminuye debido a los liquidos condensados de la fase de vapor de hidrocarburos.

Se empezara con una ecuacion de balance de materia para yacimientos de gas y
condensados y luego se agregaran los efectos de la vaporizacion del agua
congénita. Debido a que los cambios en las compresibilidades de la formacién son
considerables en yacimientos de alta profundidad y altas presiones y temperaturas

se incluiran los efectos de yacimientos con presiones anormales.
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4.6.1 Ecuacion de Balance de materia para yacimientos de gas y
condensado sin vaporizacion del agua congénita (Lee &

Wattenbarger, 1996)

A diferencia de los yacimientos de gas seco los yacimientos de gas y condensado
son ricos en componentes e hidrocarburos intermedios y pesados. A presiones por
encima del punto de rocio los condensados de gas se encuentran en una sola fase,
sin embargo a presiones por debajo del punto de rocio parte del gas se condensa y
forma una fase liquida de hidrocarburos. Para poder desarrollar correctamente la
ecuacion de balance de materia se debe considerar el volumen de liquidos que

permanecera en el yacimiento asi como cualquier liquido producido en superficie.

Asumiendo que la presién inicial del yacimiento se encuentra por arriba del punto
de rocio, el volumen poroso del yacimiento se encontrara ocupado inicialmente por

hidrocarburos en fase gaseosa como se muestra en la Figura 4-14.

— -Gy, Np

Viey
Vhevi
Vhel
Condiciones Iniciales (p>pd) Condiciones Posteriores (p<pd)

(pd= Presion de rocio)

Figura 4-14. Esquema del modelo de balance de materia para un yacimiento de gas y condensado, donde se muestra el
volumen poroso del yacimiento ocupado por las fases liquidas y gaseosa de hidrocarburos a condiciones iniciales y a

condiciones posteriores (Lee & Wattenbarger, 1996).
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De donde se tiene que:
Vpi = thvi , Ec. 4.38

donde V,,; es el volumen poroso inicial del yacimiento; Vy.,; es el volumen poroso

inicial del yacimiento ocupado por hidrocarburos en fase gaseosa. También se

puede expresar como:
Vhevi = GrBg; Ec. 4.39

donde Gt es el volumen original de gas in-situ incluyendo el equivalente en fase

gaseosa de los condensados producidos y By; es el factor de volumen inicial del

gas.

Cuando la presion se abate y se encuentra por debajo del punto de rocio, el volumen
poroso del yacimiento es ahora ocupado por ambas fases de hidrocarburo liquida y

gaseosa, por lo que se tiene que:

Vp = thv + VhCl , Ec. 4.40

donde V, es el volumen poroso del yacimiento a condiciones posteriores a las
iniciales; V;,, es el volumen poroso del yacimiento ocupado por la fase gaseosa de
hidrocarburos a condiciones posteriores a las iniciales; y V;, €s el volumen poroso
del yacimiento ocupado por la fase liquida de hidrocarburos a condiciones

posteriores a las iniciales.

En la Ec. 4.40 se consideran como despreciables la expansion de la formacion y la
vaporizacién del agua congénita. En términos de la saturacién de los condensados

(S,) se puede escribir:

Ve = (1= 5)V , Ec.4.41

VhCl = SOVp . Ec.4.42
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Ademas el volumen poroso del yacimiento ocupado por la fase gaseosa de

hidrocarburos a condiciones posteriores a las iniciales puede expresarse como:
VhCU = (GT_GpT)Bg . EC. 443
Seigualan las Ecs. 4.41 y 4.43 y se obtiene que:

_ (GT_GpT)Bg
b= Ec. 4.44

Se sustituye laEc. 4.44 enla Ec. 4.42y el resultado junto con la Ec. 4.43 se sustituye
en la Ec. 4.40, se tiene:

SO(GT_GpT)Bg

= Ec. 4.45

Vp = (GT_GPT)Bg +

Si se combinan las Ecs. 4.38 y 4.45 se tiene la ecuacion de balance de materia para

yacimientos de gas y condensado:

So (GT_GpT)Bg

GTBgi = (GT_GPT)Bg + (1_50) Ec. 4.46
. . Bgi  z . : :
Si se sustituye B—g‘ = % en la ecuacion anterior, reacomodando se obtiene:
g i
_gyP_Pifq_Ger
(1-5)2="2 (1 GT) . Ec. 4.47

. e p z .

Lo que sugiere que en una grafica (1 —S,) ~ contra Gpr mostrara una linea recta de
donde se puede estimar Gr.

Para que la Ec. 4.47 sea aplicada correctamente se debe contar con el volumen
liquido de hidrocarburos formado como funcion del abatimiento de presion por
debajo del punto de rocio. La manera mas precisa de obtener esta informacion es

con un analisis de laboratorio de muestras de los fluidos del yacimiento, por

desgracia normalmente este tipo de analisis de laboratorio no estan disponibles.
Por lo que una alternativa de la técnica de balance de materia para estos casos es:

GrBagi = (Gr—Gpr)Bay Ec. 4.48
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donde GtB,4; es el volumen poroso del yacimiento ocupado por gas incluyendo el
gas y el gas equivalente de los condensados que se presente a la condiciones
iniciales donde la presion esta por arriba del punto de rocio; (Gr—Gpr)B,4 €s el
volumen poroso del yacimiento ocupado por la fase gaseosa de hidrocarburos junto
con el gas equivalente de la fase liquida después de un tiempo de produccion a una
presion por debajo de la inicial y por debajo del punto de rocio; B, y B, €s el factor
de volumen de gas basado en dos fases para el factor de compresibilidad del gas z

, a condiciones iniciales y a condiciones posteriores respectivamente, ambos

bls @C.Y
expresados en ( v )
. . Bogi ; ., . .
Si se sustituye % = % en la ecuacion anterior, reacomodando se obtiene:
2g 2Pi
; G
LoDy -2m) Ec. 4.49
Z;  Zz Gr

donde z,; y z, es el factor de compresibilidad del gas que cambia de una fase a otra

evaluado a condiciones iniciales y a condiciones posteriores respectivamente. La

Ec. 4.49 sugiere que una gréfica Zﬂ contra G,y se mostrara una linea recta para un
2

yacimiento volumétrico de gas y condensado cuando se utiliza un factor de

compresibilidad del gas para dos fases.

En la Figura 4-15 se muestran los valores que puede tomar el factor de
compresibilidad del gas segun la fase en la que se encuentre. Se puede apreciar
gue para presiones por encima del punto de rocio, el valor del factor de
compresibilidad del gas es el mismo para una sola fase (gaseosa) como para las
dos fases (liquida y gaseosa) debido que en ese momento solo se tiene una fase
en el yacimiento. Caso contrario para presiones por debajo del punto de rocio donde
hay dos valores para el factor de compresibilidad del gas en el que el valor de z para

las dos fases siempre es menor que el valor de z para una sola fase.
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4.6.2 Ecuacion de Balance de materia para yacimientos de gas y

condensado con vaporizacion del agua congénita

Lee & Wattenbarger (1996) desarrollaron una ecuacion de balance de materia para
yacimiento de gas y condensado considerando la condensacion del gas y la
vaporizacion del agua congénita, incluyeron como en la seccion anterior los efectos
de la expansion de la formacién y del agua congénita (Humphreys, 1991). Se
considerara que el volumen poroso del yacimiento esta ocupado inicialmente por el
volumen de la fase gaseosa incluida el agua congénita vaporizada y el agua

congénita en fase liquida, resultando la siguiente ecuacion:
Vpi = Vm' + Vwi ) Ec. 4.50

donde V,; es el volumen poroso inicial que se encuentra ocupado por la fase
gaseosa de hidrocarburos junto con el agua congénita vaporizada; V,,; es el volumen

poroso inicial ocupado por la fase liquida del agua congénita.

(1]
L]
& 0%
T Fase gaseosa
- .
o o
3 -
= o7
=
w
@
=
E
g ar;
& Dos fases (lig. v gas)
=]
o
]
o o

o5 . v v

o 1000 3000 3003 4000
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Figura 4-15. Ejemplo de equilibrio y valores del factor de compresibilidad del gas en dos fases para un yacimiento de gas

y condensado (Rayes, 1992).

Si la presién del yacimiento se encuentra por encima del punto de rocio el agua
congénita es la Unica fase liquida presente en el yacimiento. Se puede escribir el
volumen poroso inicial del yacimiento ocupado por la fase liquida en términos de la

saturacion de agua:
Vwi = SwiVpi - Ec. 4.51

De manera similar es posible expresar el volumen poroso inicial ocupado por la fase

gaseosa V,; como:
Vvi = (1 - Swi)Vpi . Ec.4.52

Ahora se define a la fraccion del volumen inicial de la fase gaseosa que es agua

vaporizada como:

VYwi = VVLV':‘ , Ec. 4.53

y la fraccién del volumen inicial de la fase gaseosa que es hidrocarburo como:
_ thvi
(1—y,,) ==&, Ec. 4.54
Vvi

donde V,,,; es el volumen poroso inicial del yacimiento ocupado por el agua
vaporizada; V., €S el volumen poroso inicial del yacimiento ocupado por

hidrocarburos en fase gaseosa.

Se sustituye la Ec. 4.52 en la Ec. 4.54 obteniendo una expresion para el volumen
de hidrocarburos en fase gaseosa en términos del volumen poroso inicial del

yacimiento.
Vievi = (1 = Swi) (1 = Ywi) Vi - Ec. 4.55

Finalmente como el volumen poroso inicial ocupado por hidrocarburos en fase

gaseosa es igual al volumen original de gas in-situ:
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GBgi = thm' . Ec. 4.56

Se tiene que:

GBgi

Voi = G50 ovmn - e 457

La forma que adquiera la ecuacion de balance de materia para cualquier presion
por debajo de la presion inicial del yacimiento, depende del valor del punto de rocio,
por lo que, se desarrollaran ecuaciones de balance de materia para abatimientos de
presion por encima y por debajo del punto de rocio a continuacion.

4.6.3 Ecuacion de Balance de materia para yacimientos de gas y
condensado con abatimiento de presion por arriba del punto de

rocio (Lee & Wattenbarger, 1996)

— »Gp Ny

Vier
Vv
Vi
I - ‘”";_I
Condiciones Iniciales (p=pd) Condiciones Posteriores (p<pd)

Figura 4-16. Esquema del modelo de balance de materia que muestra el volumen poroso del yacimiento ocupado por
hidrocarburos y agua a condiciones iniciales con abatimiento de presién por arriba del punto de rocio y a condiciones

posteriores, para un yacimiento de gas y condensado con vaporizacidn de agua (Lee & Wattenbarger, 1996).

Debido a que la presion del yacimiento esta por encima del punto de rocio, no ha

habido condensacion del gas hidrocarburo, sin embargo, conforme la presion se
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abate en el yacimiento mas agua congénita en estado liquido se va vaporizando
ocasionando un decremento en la saturacion del agua en estado liquido como se

muestra la Figura 4-16. Por lo tanto el volumen de la fase liquida se convierte en:
Vw = SuwVy . Ec. 4.58

donde S,, es el valor actual de la saturacion de agua congénita. De manera similar

el volumen de la fase gaseosa V, es:
V, =1 -=S,)V,. Ec. 4.59

Se puede definir la fraccidn de la fase gaseosa que es agua congénita vaporizada

como:

Yo =2 Ec. 4.60

v

y la fraccién de la fase gaseosa que es hidrocarburo como:
Vhey
(1 — yw) = V_ . Ec.4.61

Si se sustituye la Ec. 4.59 en la Ec. 4.61 es posible escribir una expresion para el
volumen de hidrocarburos de la fase gaseosa en términos del volumen poroso

actual del yacimiento como:
Vier = (1 =Sw)(A = vV - Ec.4.62

Finalmente como el volumen poroso ocupado por hidrocarburos en fase gaseosa

es igual al volumen de gas producido se tiene:
View = (G —G,)B, . Ec. 4.63

Se combinan las Ecs. 4.62 y 4.63 y se obtiene una ecuacion que define el volumen
poroso actual del yacimiento como:

_ _(6-Gp)Bg

_ Ec. 4.
P~ A=5w) (1) c. 4.64
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Igual que los yacimientos geopresurizados, los yacimientos de gas y condensado
con altas profundidades y altas presiones y temperaturas suelen tener significativos
cambios en el volumen poroso del yacimiento durante el tiempo de explotacion de
éste, por lo tanto se agrega el cambio de volumen de la formacién en términos de
la compresibilidad de la formacién como:

AV, = ¢r(pi—p)GBg;

_ Ec. 4.65
(=S (1Y) ¢

En términos de la Ec. 4.65, la ecuacion de balance de materia para yacimientos de
gas y condensado con vaporizacién del agua congénita y con abatimiento de

presion por arriba del punto de rocio es:

GBgi (6-Gp)Bg Cr(pi—p)GBgi
= . Ec. 4.66
A=SwDYwd)  A-Sw)1-¥w) | (A=Swd (17w ¢
Reagrupando términos se tiene:
(1-Sw) (1-yw) E (. _ _ _
(s oy e 1 =GP =P =6 =Gy . Ec. 4.67
H H B i i -7 - .
Si se sustituye B—g‘ = % en la ecuacion anterior, reacomodando se tiene:
g i
A=Sw) A=) 11 _ mp. — )|P = Pi _Pibp
(1=Swi) (1=Ywi) 1 Cf(pl p)] z  z 7 G Ec. 4.68
L : s (1-Sw) (1-yw) — p
a forma de la Ec. 4.68 sugiere que en una gréfica ——=—-[1 — ¢(p; — p)] =
(1-Swi) (1=ywi) z

contra Gy, se tendra una linea recta con una pendiente igual a — Zp—iG y una ordenada
i
al origen igual a %. Por lo que si se extrapola la linea recta parag = 0 se obtiene el
i

volumen original de gas in-situ.

4.6.4 Ecuacion de Balance de materia para yacimientos de gas y
condensado con abatimiento de presion por abajo del punto de

rocio (Lee & Wattenbarger, 1996)

Cuando la presion del yacimiento decrece por debajo del punto de rocio la fase

gaseosa comienza a condensarse. En muchos yacimientos de gas y condensado,
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los hidrocarburos liquidos formados en el yacimiento se mantienen inméviles. Por
lo que se debe modificar la Ec. 4.66 para incluir la fase liquida adicional que se
presenta en el yacimiento como se muestra en la Figura 4-17:

Si se aflade a la Ec. 4.66 la fase liquida adicional que se presenta en el yacimiento

se tiene:

GBgi — (6-Gp)Bg ¢r(pi—P)GBg;
(1-Swid)(1—Ywi) (1-Sw—S0)(1-yw) A-Swd(1-ywi) ’

Ec.4.69

donde S, es la saturacion de la fase liquida de hidrocarburos (condensada).
Arreglando la Ec. 4.69 de manera similar que la Ec. 4.68, se obtiene la ecuacion de
balance de materia para yacimientos de gas y condensado con vaporizacién del

agua congeénita y con abatimiento de presion por abajo del punto de rocio:

(1-Sw—So) (1-yw)  a (. p_Dpi &G_p
1=Swi) (A=Y 1 Cf(pl p)] z 7z 276G’ Ec.4.70

(1-Sw—=So) (1-yw) [1 _

donde la forma de la Ec. 4.70 sugiere que en una grafica o5 (oyer)

cr(p; — p)] contra Gy, se tendra una linea recta con pendiente igual a —Zp—iG y con
i
una ordenada al origen igual a %. Por lo que si se extrapola la linea recta parag =0
i

se obtiene el volumen original de gas in-situ.

——» G, Np

Ve
Vi Vi
1 vw
Vwi

Vm'

Vel

AV,

Condiciones Iniciales (p=pd) Condiciones Posteriores (p<pd)
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Figura 4-17. Esquema del modelo de balance de materia que muestra el volumen poroso del yacimiento ocupado por
hidrocarburos y agua a condiciones iniciales con abatimiento de presidn por abajo del punto de rocio y a condiciones

posteriores, para un yacimiento de gas y condensado con vaporizacién de agua (Lee & Wattenbarger, 1996).

De igual manera para las Ecs. 4.68 y 4.70 los factores de compresibilidad del gas
deben de ser factores para dos fases, representando ambas fases del hidrocarburo
en el yacimiento, la liquida y la gaseosa. Ademas, en la produccion de gas se deben
incluir los valores, no solo de los separadores y del tanque de almacenamiento, sino
que también se debe de incluir el volumen de gas equivalente de los condensados

producidos.

La correcta aplicacion de la Ec. 4.70 requiere también los calculos de los volimenes
de hidrocarburos liquidos formados a presiones por debajo del punto de rocio. La
forma mas precisa de conocer estas estimaciones es un andlisis de laboratorio de
muestras de fluidos del yacimiento. Estas saturaciones de liquido son obtenidas con

un estudio de abatimiento de presién a volumen constante.
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Nomenclatura del capitulo
A = Area [acres]
By = Factor de Volumen del Gas [RB/Mscf]

By, = Factor de Volumen del Gas a condiciones de abandono [RB/Mscf]

By; = Factor de Volumen Inical del Gas [RB/Mscf]
B,, = Factor de Volumen del agua[RB/STB]

B,4i = Factor de volumen del gas basado en dos fases para el factor de compresibilidad del gas z [RB/Mscf]
B,g; = Factor de volumen del gas inicial basado en dos fases para el factor de compresibilidad del gas z [RB/Mscf]

C = Constante de la entrada de agua para los calculos de balance de materia [RB/psi]

C; = Compresibilidad de la Formacion [psi~*]

C,, = Compresibilidad del Agua[psi~]

F = Factorr de recuperacion del gas

G = Volumen Original de Gas in situ [Mscf]

G, = Volumen de gas in situ a condiciones abandono [Mscf]
G, = Gas producido acumulado [Mscf]

Gy = Volumen original total de gas in situ incluyendo el equivalente en gas de los condensados producidos [Mscf]
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Gpr = Gas total producido acumulado incluyendo el equivalente en gas de los condensados producidos [Mscf]
h = Espesor [ft]

P = Presién de yacimiento a un tiempo dado [psi]

P; = Presion Inicial de Yacimiento[psi]

Qpp = Entrada de agua adimensional

Sg = Saturacién del gas [Fraccién]

S, = Saturacion de los condensados [Fraccion]

S = Saturacién del Agua congénita [Fraccién]

Swi = Saturacién Inicial de Agua congénita [Fraccién)

V; = Volumen de la formacién o roca [RB]

Vy4i = Volumen de gas Inicial [RB]

Viher = Volumen de hidrocarburos en fase gaseosa [RB]
Vievi = Volumen inicial de hidrocarburos en fase gaseosa [RB]
Vet = Volumen de hidrocarburos en fase liquida [RB]

V, = Volumen Poroso[RB]

Vpi = Volumen Poroso Inicial [RB]

V, = Volumen de la fase gaseosa [RB]

V,; = Volumen inical de la fase gaseosa [RB]

V,, = Volumen de Agua Congénita [RB]

Vi = Volumen inicial de Agua Congénita [RB]

Vi = Volumen de Agua Congénita vaporizada [RB]

Viwwi = Volumen inicial de Agua Congénita vaporizada [RB]
W, = Entrada de Agua [RB]

W, = Agua producida acumulada [STB]

Yw = Fraccion del volumen total de la fase gaseosa que es vapor de agua
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Ywi = Fraccion inicial del volumen total de la fase gaseosa que es vapor de agua

z = Factor de compresibilidad del gas

Z,; = Factor de compresibilidad del gas para dos fases

Z,; = Factor de compresibilidad del gas para dos fases evaluado a condiciones iniciales

@ = Porosidad [fraccién]
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5 Balance de materia en yacimientos no

convencionales

En este capitulo se presenta el desarrollo de un método de balance de materia para
yacimientos de gas no convencionales, asi como su variacion para casos
particulares. EI método propuesto por King (1990) se ocupa para la estimacion del
volumen original de gas in-situ. Este método se diferencia de los métodos
convencionales de balance de materia en que los efectos del gas adsorbido son
incluidos. Para estimar el volumen original del gas in-situ se debe considerar el

equilibrio entre las fases de gas libre y gas adsorbido.

Las técnicas presentadas en este capitulo buscan aportar herramientas basicas
actualmente no disponibles para el estudio de yacimientos de gas no

convencionales.
5.1 Antecedentes

Como se menciond en el capitulo anterior, la ecuacion de balance de materia es
una herramienta fundamental para determinar el volumen original de gas in-situ asi
como el comportamiento de la produccion de los yacimientos convencionales de

gas.

Recordando la Ec. 4.18, de balance de materia para yacimientos de gas seco con

entrada de agua, reacomodando términos y resolviendo para G,, se tiene la

siguiente ecuacidn expresada en unidades de campo (Apéndice B):

G(Bg— Byi)+5.615 (W—Wy,B
G, = (g~ 50 B Mol Ec.5.1
9

o en términos de P/,

_ ZscTsc {(1_Swi)inb2®i _ p[(l—Swi)Vsz)i—S.GIS (We_WpBw)]}

Ec.5.2a
p DscT

Zi VA
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La cual para yacimientos volumétricos tiene la siguiente forma:

G, =G [(Z—Z) — (g)] . Ec. 5.2b

Las Ecs. 5.1 y 5.2 se derivaron tomando en cuenta las siguientes consideraciones:

El gas y roca almacén son no reactivos.

2. El yacimiento actia como como un tanque de volumen constante (es decir,
los cambios en porosidad debido a la declinacion de la presion son
despreciables).

3. El yacimiento puede ser modelado con una presion y saturacién promedio
(es decir, todos los gradientes pueden ser ignorados).

4. Datos fiables de produccién y presion se encuentran disponibles.

Se cuenta con datos PVT confiables.

6. El agua congénita es incompresible.

La consideracion de la roca no reactiva hace inapropiado el uso de las Ecs. 5.1y
5.2 para yacimientos de metano en capas de carbén y gas de lutita. Debido a la
gran superficie interna en la matriz de las capas de carbén y las lutitas, existen
muchos sitios potenciales para la sorcidén en los cuales grandes cantidades de gas
pueden ser adsorbidas. La liberacién de este gas es un proceso de dos etapas
normalmente modelado como un comportamiento de yacimiento de doble
porosidad. Por esta razon las Ecs. 5.1 y 5.2 tienen limitadas aplicaciones para

yacimientos no convencionales de gas.
5.2 Yacimientos en capas de carbon y lutitas

Como se menciond en los capitulos correspondientes, los yacimientos en capas de
carbon y lutitas se caracterizan por su naturaleza de doble porosidad (existiendo
porosidades tanto primaria como secundaria). De acuerdo con lo establecido con
anterioridad, el sistema de porosidad primaria en estos yacimientos esta compuesto
por poros muy finos. Las dimensiones de estos poros tienen dos importantes
consecuencias. Primero, existe una gran superficie interna en la matriz de la

porosidad primaria. Esta superficie contiene muchos sitios para potencial adsorcion
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donde grandes cantidades de gas son almacenadas. En general, la adsorcién es el
principal mecanismo de almacenamiento de gas en las capas de carbon y las lutitas.
Segundo, la permeabilidad del sistema de porosidad primara es extremadamente
baja (en efecto, el sistema de porosidad primara es tanto impermeable al gas como
inaccesible para el agua). El transporte a través del sistema de porosidad primaria

es un proceso de difusion.

El gas almacenado por adsorciéon es tipicamente modelado con una adsorcion
isotérmica (la cantidad de gas en equilibrio con la superficie de la roca como funcion
de la presion y la temperatura). En base a lo presentado en el Capitulo 3 se sabe
que la adsorcidon isotérmica comunmente usada para yacimientos no

convencionales de gas es la propuesta por Langmuir:

_ CyLP

Cyg = PPy’ Ec. 5.3

donde C, es la adsorcion isotérmica en scf/ft3. La adsorcion isotérmica puede ser

escrita en términos de Cy,z (Ibom mol/ft®), donde:

Cyp = ( L )CVE. Ec.5.4

ZscRTsc

Si el yacimiento es bajo-saturado (Sg = 0 y todo el gas esté en estado adsorbido),
entonces la adsorcion isotérmica debe permanecer constante a la presion de
desorcion, p4, donde pqs es menor que la presion inicial del yacimiento. La presion

de desorcion es la presion a la cual el gas comenzara a desorberse.

Como se discutié con anterioridad, el gas es transportado a través del sistema de
porosidad primaria mediante difusién. El transporte de este gas obedece a la

primera ley de Fick:

—DAzscRTsc dCy
= . Ec.5.5
qg Psc dx

El sistema de porosidad secundaria de las capas de carbdén y las lutitas consiste en

el sistema de fracturas naturales inherentes a estos yacimientos. Este sistema de
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fracturas actiia como un lavabo para el sistema de porosidad primaria y como un

conducto para los pozos.
5.3 Ecuaciones de balance de materia

Una ecuacion de balance de materia sobre los sistemas de porosidad primaria y
secundaria puede ser obtenida combinando las Ecs. 5.2 y 5.4:

G, = Vp20izscTsc ([(1_Swi)pi n RTCMEL‘] _ {[l—cm(m—p)](l—m)p n RTCME}) . Ec.56
DscT z; 5 z Py
donde:
615 (We—WpB
I Swill+cew(@;—p)]4 5615 (V ° 5 pBw)
Sy = b2 . Ec. 5.7
[1-cg(pi—p)]

La Ec. 5.6 se derivé con la asuncion de que las fases de gas libre y adsorbido estan
en equilibrio. Esta asuncion hace a la Ec. 5.6 apropiada para volimenes drenados
que han sido puestos en cierre después de un periodo finito de produccion o para
yacimientos experimentando una rapida desorcién/difusiéon. El primer término en el
paréntesis largo se refiere al gas libre; el segundo se refiere al gas adsorbido. El

Apéndice C proporciona la derivacion formal de la Ec. 5.6.

La Ec. 5.7 es una ecuaciéon de balance de materia para la fase agua sobre el sistema
de segunda porosidad. Este tratamiento del agua es ligeramente diferente del usado
en las ecuaciones convencionales debido a la fase de deshidratacion requerida por
algunos yacimientos no convencionales de gas. Mientras que las compresibilidades
de la formacion y el agua pueden ser despreciadas para los yacimientos
convencionales de gas, la compactacion de la formacién y la expansion del agua
afectaran significativamente la produccion de agua durante la fase de
deshidratacion.

En cualquier caso, estas ecuaciones pueden ser puestas en la forma familiar:

Vo @izs T i
G.. = b2 LSCSC(&_E),

D " " Ec.5.8
PscT Zi Z
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donde en el caso general:

7" = z/{[1 = ce(p; —p)I(1 = S,,) + (ZRTCy/B:p)} . Ec.5.9a

La Ec. 5.9 hace uso del hecho de que inicialmente S,,=S,,;. Si una isotérmica tipo

Langmuir es usada para describir al gas adsorbido, entonces:

z* = z . Ec.5.9b

zpscT __ CylL
1—cy(pi—p)](1-Spy) +2RscL_“VL
[ co(Pi p)]( Sw zscTscPi(PL+DP)

Para el caso especial de los yacimientos volumétricos (W, =W, =0, ¢y = ¢, =

0yS,= S,,). LaEc.5.9 se convierte:
z*=z/{(1-S,) + (zRTCy/;p)} . Ec.5.10

Ademas, para el caso especial de los yacimientos secos (W, = W, = 0, Sw = Swir),

la Ec. 5.9 se convierte en:

z' =z/{[1 - cg(; =PI = Syy) + (ZRT Cy/Dip)} - Ec.5.11

Estos casos especiales son identificados porque resultan en una definiciéon de z*

gue es estrictamente dependiente de la presion. Consecuentemente, las técnicas
de andlisis tradicionales p/Z son aplicables para estos casos teniendo en cuenta
que z* es sustituida por z. Para el caso general, una técnica de analisis ligeramente

mas complicada es requerida. Esta técnica es mostrada mas adelante.

La saturacion de agua promedio (S,,) ha sido dejado explicita en la Ec. 5.6 para que
pueda ser incorporada directamente si existen mediciones disponible de los
registros de pozo.

5.4 Solucion de la ecuacion de balance de materia para

yacimientos no convencionales

La inspecciéon de la Ec. 5.8 indica que una grafica de p/ « contra la produccion

VA

acumulada de gas G, debe ser lineal, de forma analoga a la ecuacion para un

yacimiento volumeétrico convencional, de gas seco. La interseccion vertical de la
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gréfica p/Z* lleva a una estimacion de la presion inicial del yacimiento, mientras que
la intercepcion horizontal muestra el gas original en sitio. La construccion de una

gréfica p/Z para un yacimiento convencional es sencilla, ya que z es Unicamente

funcién de la composicion del gas y la presion. En cambio, la construccion de la
grafica p/Z* para un yacimiento no convencional es mas dificil, ya que la funcion z*

depende no solo de la composicion del gas y la presion, sino también de las

propiedades del yacimiento, lo que requiere una solucion iterativa.

La funcion z*, Ec. 5.9, contiene un término de la saturacion de agua en el
denominador. La saturacion de agua, la Ec. 5.7, a su vez, es una funcion de varias

variables, incluyendo el volumen aparente V,. El volumen aparente, es calculado a

partir de la pendiente de la linea de p/Z* mediante la Ec. 5.12, es:

1000000 T
V, = ————be Ec.5.12

-m@iZscTsc
donde m es la pendiente de la gréafica p/Z*, psia/MMSCF.

Por lo tanto, la solucion de la ecuacion general de balance de materia para
yacimientos no convencionales de gas, es un procedimiento iterativo que comienza
con un volumen aparente asumido; la primer suposiciéon puede asumirse tomando

en cuenta el radio de drenado de un pozo.

Valores de saturacion de aguay z* son calculados para cada punto de la produccion

acumulativa utilizando las Ecs. 5.7 y 5.9, respectivamente. La pendiente de la
grafica resultante p/Z* contra la produccion de gas acumulada G, se emplea en la

Ec. 5.12 para determinar un nuevo valor de area de drenaje. Este proceso se repite

con la nueva area de drenaje hasta que converge.

A partir de la gréfica ZD/Z* de la iteracion final se obtiene el volumen original de gas

in-situ, y el valor obtenido se puede comparar con el volumen calculado a partir del

método volumétrico.

5.5 Ejemplos ilustrativos
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Este ejemplo de un pozo completado en un filon de carbén no identificado fue

presentado por el Instituto de Investigacion de Gas (Gas Research Institute), GRI

por sus siglas en inglés, y utiliza los parametros del yacimiento recogidos en la Tabla

5-1. La Tabla 5-2 proporciona las propiedades de sorcion. Ademas del punto inicial,

producciones acumuladas de gas y agua a dos presiones del yacimiento se

presentan en la Tabla 5-3. El pozo fue limitado, sin entrada de agua.

Tabla 5-1. Propiedades petrofisicas y PVT (GRI, 1996)

Propiedad Simbolo usado Valor Unidades

en texto
Profundidad - 1000 ft TVD ss
Porosidad inicial ; 0.005 fraccion
Espesor h 27 ft
Compresibilidad de la roca 0.00004 psit

‘o
Densidad del agua 62.4 Ib/fts
Compresibilidad del agua Cr 0.0000032 psit
Factor de volumen de agua Bg 1 rb/stb
Peso molecular del gas - 16.04 Ib/Ib-mol
Presioén critica - 673.1 psia
Temperatura critica - -115.78 °F
Factores z z (A) fraccion
Presion estandar Pse 14.7 psia
Temperatura estandar T, 520 °R
Presién inicial P 1600 psia
Saturacién inicial wi 1 fraccidn
Temperatura T 589.67 °R
Intrusion de agua We 0 bbl

(A) Correlacion Hall & Yarborough (Apéndice D)

Tabla 5-2. Propiedades de sorcion (GRI, 1996).
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Propiedad Simbolo usado Valor Unidades
en texto

Constante de volumen de CwL 27.0961 SCF/ft3

Langmuir

Constante de presién de pL 371 psia

Langmuir

Tabla 5-3. Produccién de agua y gas

(GRI, 1996).
pwf (psia) Wp (STB) Gp (MMSCF)
900 21400 455
490 93500 1162

Radio de drenado = 1300 ft

Tomando como base el radio de drenado:
V, = mr,2h
V, = m(13002)(27)

V, = 143.3 MMCFT

Por lo que se propone un V, = 140 MMCFT, y la saturacion de agua después de

que la presioén se ha reducido a 900 psia, calculada a partir de la ecuacién 5.7 es:

e 5615 (0 — 21400)sth

6 1 —

- 1.0[1 + 3.2x107° psia~* (1600 — 900)psia] + 140000000 /£30.005 _ .
W [1 —4x10-5psia=1(1600 — 900)psia] -

El valor z* asociado, de la ecuacion 5.9, es:
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) 0.9276
Z =
I B — (0.9276)14.7 psia = 589.67 °R 22.0961
[1 — 4x10"psia™" (1600 — 900)psia](1 — 0.85435) + (0.9980)520°R 0.005(371 + 900)psia
z¥ =0.01401

Teniendo como resultado:

*

ZE = 64232 psia

Tras el agotamiento a 490 psia, la saturacion de agua obtenida de la ecuacion 5.7

es 0.2653, z* de la ecuacion 5.9 es 0.00945 y el valor resultante de p/Z* es 51876

psia. La grafica p/z* inicial se muestra en la Figura 5.1. Como el método converge

muy rapidamente, los puntos inicial y final estan casi superpuestos. La pendiente de
una linea de ajuste a través de los tres puntos iniciales es -18.494 psia/mmcf, y de

la ecuacion 5.12, el volumen aparente asociado es:

(14.7 psia) (589.67°R)

V. =
b ™ (—18.494psia/mmcf)(0.9988) (520°R)

= 180.628 MMcf

Repitiendo los calculos con esta nueva estimacion del volumen aparente, 180.628
MMcf, la saturacion de agua a 900 psia es 0.8942, z* es 0.01402, y p/Z* es 64195
psia. Tras el agotamiento de 490 psia, la saturacion de agua es 0.4419, z* es
0.00946, y p/z* es 51789 psia. De la pendiente de la gréafica p/Z* de -18.568
psia/MMcf, el volumen aparente es 179.902 MMcf.
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Figura 5-1. Grafica p/Z* vs Gp (iteracion incial).

La tercera iteracion supone un volumen aparente de 179.902 MMcf. A 900 psia, la

saturacion de agua es 0.8937, z* es 0.01402, y p/

4+ €s 64.195 psia. Tras el

agotamiento a 490 psia, la saturacién de agua es 0.4394, z* es 0.00946, y p/Z* es

51790 psia. La pendiente de la grafica Z[)/Z* de 18.567 psia/MMcf produce un

volumen aparente de 179.912 MMcf. Tras una iteracibn mas, se observa que el
volumen aparente obtenido, es esencialmente el mismoa que el de la iteracion
anterior, lo que indica que el método ha convergido. Todos los célculos se resumen
en la Tabla 5-4.
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Tabla 5-4. Solucidn iterativa.

Inicial 1 2

Sw 1 0.8545 0.2653
“c' z* 0.0218 0.01401 0.00945
:§ p/z* 73478 64232 51876
E m -18.494 psia/mmcf

Vb 180.628 mmcf

Sw 1 0.8942 0.4419
';‘ z* 0.0218 0.01402 0.00946
:§ p/z* 73578 64195 51789
E m -18.568 psia/mmcf

Vb 179.902 mmcf

Sw 1 0.8937 0.4394
2 z* 0.0218 0.01402 0.00946
:§ p/z* 73578 64195 51790
E m -18.567 psia/mmcf

Vb 179.912 mmcf

Sw 1 0.8937 0.4394
z z* 0.0218 0.01402 0.00946
B p/et 73578 64195 51790
E m -18.567 psia/mmcf

Vb 179.912 mmcf

De la grafica p/Z* para la iteracién final, que se muestra en la Figura 5-2, se obtiene

un gas original en sitio de 3940 millones de pies cubicos. Este volumen es 0.5%
inferior al OGIP volumétrico de 3957 millones de pies cubicos calculado a partir de

los parametros indicados en la Tabla 5-1.
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Figura 5-2. Gréfica p/Z* vs Gp (iteracion final).
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El siguiente ejemplo de un pozo en carbén en la Cuenca del Rio Powder fue

presentado por Seidle (2011) y utiliza los parametros del yacimiento recogidos en la

Tabla 5-5. La Tabla 5-6 proporciona las propiedades de sorcion. Ademas del punto

inicial, producciones acumuladas de gas y agua a dos presiones del yacimiento

correspondientes a tiempos de 180 y 600 dias se presentan en la Tabla 5-7. Como

se muestra en la Tabla 5-9, el método converge en cinco iteraciones para un

volumen neto de roca de 223.254 mmcf.

Tabla 5-5. Propiedades petrofisicas y PVT (Seidle, 2011).

Propiedad Simbolo usado Valor Unidades
en texto
Porosidad inicial @; 0.1 fraccion
Espesor h 64 ft
Compresibilidad de la roca Cp 0 psit
Densidad del agua Pw 62.4 lb/ft3
Compresibilidad del agua C 0.0000032 psi?
Factor de volumen de agua Bg 1 rb/stb
Presién estandar Psc 14.7 psia
Temperatura estandar T, 520 °R
Presioén inicial Fi 153 psia
Saturacion inicial wi 0.95 fraccidn
Temperatura T 524.67 °R
Intrusion de agua We 0 bbl

Tabla 5-6. Propiedades de sorcion (Seidle, 2011).

Propiedad Simbolo usado Valor Unidades
en texto

Constante de volumen de Cw 3.354 SCF/ft3

Langmuir

Constante de presién de pL 394 psia

Langmuir
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Tabla 5-7. Produccidon de agua y gas (Seidle, 2011).

Tiempo (dias)

Presiéon (psia) Wp (STB) Gp (MMSCF)

138.1 54000 14.321

103.1 180000 51.603

Radio de drenado = 1050 ft

La gréfica de 'p/Z* para la iteracion final (Figura 5-3), da como resultado un OGIP

de 221.5 millones de pies cubicos, que es 0.63% menor que el OGIP volumétrico

de 222.9 millones de pies cubicos.

p/Z*, psia

160

140

120

100

80

60

40

20

y=:0.6657x + 147.44

100 150 200 250

Gp, mmcf

Figura 5-3. Grafica p/Z* vs Gp (iteracion final).
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Tabla 5-8. Solucion iterativa.

180

Inicial 1 2

Sw 0.95 0.9371 0.9069
“c' z* 1.0390 0.99874 0.91112
:§ p/z* 147.2595 138.1747 113.0483
E m -0.6652 psia/mmcf

Vb 223.424 mmcf

Sw 0.95 0.9372 0.9072
8 7 1.0390 0.99882 0.91135
:§ p/z* 147.2595 138.1631 113.0194
E m -0.6657 psia/mmcf

Vb 223.243 mmcf

Sw 0.95 0.9371 0.9071
° z* 1.0390 0.99881 0.91132
:§ p/z* 147.2595 138.1645 113.0230
E m -0.6656 psia/mmcf

Vb 223.266 mmcf

Sw 0.95 0.9371 0.9071
T 1.0390 0.99881 0.91132
:§ p/z* 147.2595 138.1644 113.0226
E m -0.6657 psia/mmcf

Vb 223.263 mmcf

Sw 0.95 0.9371 0.9071
2z 1.0390 0.99881 0.91132
:§ p/z* 147.2595 138.1644 113.0226
g m -0.6657 psia/mmcf

Vb 223.264 mmcf
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Nomenclatura del capitulo
A = Area [ft?]
a = Factor de forma [ft™2]

By = Factor de Volumen del Gas [RB/Mscf]
B,, = Factor de Volumen del agua[RB/STB]

C = Concentracién molar [lb - mOl/ftg]

Cyg = Equilibrio isotérmico [lb - m"l/ftg]
Cg = Compresibilidad de poral [psi~"]

C,, = Compresibilidad del Agua[psi~*]

D = Coeficiente de difusion [ftz/dia]

G = Volumen Original de Gas in situ [Mscf]
G4 = Volumen de gas desorbido [Mscf]

G, = Gas producido acumulado [Mscf]

G1 = Volumen de gas en la primera porosidad [Mscf]
= Pendiente de la graficap/Z |*¢
m = Pendiente de la graficap/ [ /psi]

n = Exponente de la isoterma de Freundlich [adimensional]
ng = Moles del gas desorbido[lb — moles]

n, = Moles del gas producido[lb — moles]

n, = Moles del gas en la primera porosidad[lb — moles]

n, = Moles del gas en la segunda porosidad[lb — moles]

P = Presién de yacimiento a un tiempo dado [psia]

P; = Presi6n Inicial de Yacimiento[psia)

P, = Constante de presién de Langmuir|[psia]
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P, = Presion estandar[psia]

Qg = Gasto de gas [SCf/dia]

R = Constante universal del gas

10.73 psia ft3/
b — moles °R

S, = Factor de dafio [adimensional]

Swprom = Saturacién promedio del agua [Fraccion]
Swi = Saturacion Inicial de Agua congénita [Fracciéon]
T = Temperatura del yacimiento[°R]

Tsc = Temperatura estandar[°R]

t = Tiempoldias]
V = Concentraciéon Volumétrica [scf/ft3]

V, = Volumen de rocasin fluidos [ft3]

V2 = Volumen de rocasin fluidos en el sistema de la seqgunda porosidad [ft3]

Vg = Isoterma de adosrciéon volumétrica [scf/ft3]
Vi = Volumen constante para la isoterma de Freundlich [psil/ n]

Vy = Volumen constante para la isoterma de la ley de Henry [Scf/ft3]

V, = Volumen constante para la isoterma de Langmuir [scf/ft3]

W, = Entrada de Agua [RB]
W, = Agua producida acumulada [STB]

z = Factor de compresibilidad del gas [adimensional)]

z,; = Factor de compresibilidad del gas parayacimientos no convensionales [adimensional]
@ = Porosidad [fracci(’m]

Q)L- = Porosidad inicial [fraccion]
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Conclusiénes y recomendaciones

Conclusiones y recomendaciones

Uno de los parametros mas importantes de la Ingenieria de Yacimientos es el
volumen original in-situ con el que cuenta un yacimiento, ya que una adecuada
estimacion de éste dara pie a todo un plan de explotacién para un yacimiento o
campo. Se presenta una ecuacion generalizada de balance de materia para estimar
el volumen original de gas in-situ en yacimientos de gas en capas de carbono y de
shale gas (King, 1990), considerando equilibrio entre las fases de gas libre y gas
absorbido. Y se presenta un método grafico iterativo para dar solucién a la ecuacion

partiendo de un volumen neto de roca propuesto.

El método gréfico se realiza para el andlisis de yacimientos no volumétricos
introduciendo un término de p/Z* por comodidad para de esta manera poder

linealizar la ecuacion presentada, de manera analoga a las ecuaciones de balance
de materia para yacimientos convensionales. Podemos emplear la ecuacion de
balance de materia presentada a cualquier yacimiento de gas no volumétrico, es
decir, podemos usar esta herramienta para analizar yacimientos de gas

convencionales y no convencionales (metano en capas de carbono y gas de lutita).

Se debe tomar en cuenta que le método asume para cuestiones practicas y para
realizar una estimacion inicial del volumen original de gas in-situ, que la adsorcién
ocurre de manera inicial en régimen pseudo estacionario. Si se pretende realizar un
analisis mas profundo del comportamiento del yacimiento se recomienda hacer uso

de simuladores.

Debido a la importancia actual de explotar recursos que en afios anteriores no eran
tomados en cuenta por no ser tan atractivos economicamente como lo que se venia
haciendo en yacimientos convencionales, aunado a los retos tecnologicos que
representaba su explotacion en el pasado y a la poca informaciéon con la que se
cuenta en México acerca de los recursos no convencionales, este trabajo pretende
servir como antecedente y guia para la estimacion del volumen original de gas in-

situ en yacimientos de gas no convencionales.

184




Apéndice A

Apéndice A
Propiedades fisicas Roca-Fluidos.

A.1 Factor del volumen del gas (Bg)

Es la relacién entre el volumen ocupado por el gas a condiciones de yacimiento

V;@c.y. y el volumen ocupado por el gas a condiciones estandar V,@c.s. Se aplica

la ecuacién de estado de los gases ideales en condiciones estandar y la ecuacion
de estado de los gases reales a condiciones de yacimiento y se obtiene:

B — Vg @cy. _ pscTz Ec. Al
9 Vg@cs. pTsc T

Si sustituimos pg. = 14.7 psia y Ty. = 519.7°R y si sabemos que 1 Barril = 5.615ft3

tenemos:

T.

z[ RB
By =5.03Z|

Mscfl’

Ec. A.2

A.2 Factor del volumen del gas (Bg;)

Es la relacién entre el volumen ocupado por el gas a condiciones de yacimiento

Vgi@c.y. y el volumen ocupado por el gas a condiciones estandar Vg @c.s.

B. = Vgi @cy. _ PscTiz;
gt Vgi@c.s. piTsc

Ec. A3

Si sustituimos ps. = 14.7 psia y Ts. = 519.7°R y si sabemos que 1 Barril = 5.615ft3

tenemos:

Tizi | RB
Bgi = 503? [Fcf] . Ec. A4
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A.3 Factor de volumen del agua (B,, )

Es la relacién entre el volumen ocupado por agua a condiciones de yacimiento
V,@c.y. y el volumen ocupado por agua a condiciones estandar V,,@c.s. Cuando
los cambios en la presion y volumen de agua son pequefios se considera B, =1,

considerando que el agua no contiene gas en solucién y es incompresible.
A.4 Compresibilidad de la formacion (cy)

La compresibilidad de la formacién también llamada compresibilidad de los poros
ésta definida como el cambio del volumen poroso con respecto al cambio de la

presion.
1 (dVp
cr=cCc,=——|—) , Ec. A5
r=c =332,

o también se puede expresar como:

AV, = ¢V, Ap . Ec. A6
También podemos expresarla en término de la porosidad, dado que la porosidad
aumenta mientras la presion de poro disminuye. De esta forma:

S

CF=0Cp= oap Ec. A7

A.5 Compresibilidad del agua (cy,)

El agua que se encuentra dentro del volumen poroso tiende a comprimirse y se

representa de la siguiente forma:

1 av,
Cw=———2. Ec. A.8
Vw dp

El valor que comunmente se encuentra en la compresibilidad del agua congénita es
de 3x10° (psi~1)
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A.6 Saturacion (S)

Se define como la fraccibn que ocupa un fluido dentro del volumen poroso.
Conociendo esta fraccion y el volumen poroso podemos entonces estimar

volumétricamente la cantidad de fluido existente almacenado en el yacimiento.

La saturacion se puede definir como:

Volumen del fluido

) Ec. A.9

f volumen poroso efectivo de la roca

donde S, es la saturacion de agua congénita, S, es la saturacion de gas, y S, es la

saturacion de aceite o de condensados del gas, entonces:

La saturacion del agua congénita es:

Sy = ™ Ec. A.10
La saturacion del gas es:
S, =2, Ec. A.11
g Vp

La saturacion de aceite o gas y condensado es:

So =72 . Ec. A.12
14

A.7 Factor de compresibilidad del gas (z)

Es la relacién del volumen que ocupa realmente el gas a ciertas condiciones de
presion y temperatura con respecto al volumen que ocuparia ese mismo gas pero

con un comportamiento ideal.

Volumen real ocupado por gasaciertapy T

Ec. A.13

" Volumen ideal ocupado porgasaciertapy T
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A.10 Porosidad (@)

Este parametro se define como la relacién que existe entre el volumen poroso y el

volumen total del yacimiento que incluye el volumen poroso y el volumen de la roca.

%4

Q= V—” Ec. A.14
T

La porosidad es un indicador de la cantidad de fluidos que puede almacenar la roca.
Para conocer los valores de la porosidad se realizan pruebas a nudcleos del

yacimiento. La porosidad la mostramos en fraccion en la industria petrolera.
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Figura A-2. Esquema macroscopico dela distribucion del volumen poroso (VP) y el volumen de roca (VR).



(o))
o0
—

Apéndice A

.
LEL]
| I
—
1 - .
K14y
Y
H i
Y
P
Y
11
AN
N,k Ny
-
kY 1
i 1 1 3
1 »
N
1 1
s hy
T 1 A
o
=== 1
.
[LT n ‘. 5
L1 2. ! 1
S TR ST it ~E s Sm.
T 2 oY a,mn”o“ewn..n Ne e @ Tt
SaaTiuud .&.uo_wﬁ_e........Tca = T i ot T ....-|.uw
T o Ty 1 7 » - TN
1o [ - T N0 o
15 v
- = - T
-+ P - — 0yt
Tt g f » G
sadd u !
= =a m -
nuy | 4
- ‘
.
s e e
el e
=
1311
11 41 14T
- o] o @ ~ 0 w R L] g
- - o] [s] o (=] (=] o o

Z lojoe4

Presidon Pseudo-reducida

Figura A-1. Correlacion de Standing y Katz para el factor de compresibilidad del gas (z).



Apéndice B [HEEN0)

Apéndice B

Partiendo de la ecuacion de balance de materia general para yacimientos
convencionales de gas tenemos:

_ G(Bg—Bgi)—5.615(W,—W)yBy,)

G, 5 Ec.B.1
De la definicion de G y B, tenemos:
_ Zse Tse P | (=S )Vp2 @
=S o 21 (B; — By;) — 5.615(W, — %BW)] . Ec.B.22

Reordenando, la Ec. B.2a se puede escribir como:

— Zsc TscP

B,
p ZT pse [(1 — Swi)VbzwiB_ji — (1 — Swi)VbZ(Di — 5615(]/]/6 — M/ZJBW)] . Ec.B.2b

Sabiendo que (:—g = p—f) y sustituyendo en la Ec. B.2b tenemos:
gi Zi

sc Tsc i
G, = ZTT [:— [(1 = S,,)Vp2@;] — § [(1 = Syi)Vp2®; — 5.615(W, — W,B,)]|. Ec.B3
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Apéndice C

El balance de materia a través de la porosidad primaria o el sistema natural de

fracturas se puede escribir como:
ny =Ny +ny; — (ny +1ny). Ec.C.1

La ecuacion de los gases reales se puede emplear para definir el volumen de gas

libre:

GpPsc _ Vpa@i(1=Sw)P; Vp2®(1=Swprom)P
= + oy — (R werom/_

+ n1> . Ec.C.2
ZscRTs¢ ZRT ZRT

En condiciones de equilibrio, el gas almacenado en la matriz de la porosidad
primaria puede ser calculado empleando el equilibrio isotérmico:

GpPsc _ Vpa0i(1-Swi)P; o (Vbz(b(l—ﬂ)P )
ZscRTsc ZiRT + V2 Cugi w7 Vb2 Cue) - Ec.C.3

Resolviendo para G, tenemos:

_ Vba®iZscTsc |[(A=Swi)Pi | RTCmei] _ [2(1-Sw)P | RTCyE
Gp - Ps.T [[ Zi + @ ] [ (4 + 0 ] ’ Ec.C4
La compresibilidad del espacio poroso esta dada por:
_1ad0
Cg = o v Ec.C5
Resolviendo para %tenemos:
4
9
0, = 1—cy(p;i —p). Ec.C.6

Sustituyendo la Ec. C.6 enla Ec. C.4 se tiene:

G = Vp2®iZscTsc [(1—Swi)Pi n RTCMEi] _ [[1—c¢(Pi—P)](1—§)P n RTCME] . Ec.C7
p PgcT Zi (Z)i 4 (Z)i
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Apéndice D

Hall y Yarboroug basados en la ecuaciéon de estado de Staling-Carnahan

desarrollaron las siguientes ecuaciones para el calculo de z:

2
_0.06125 pgyt e~ 120170
y

, Ec.D.1

donde;
t: Reciproco de la temperatura seudorreducida, t = Ty./T

y: Densidad reducida, la cual se obtiene a partir de la solucién de la siguiente

ecuacion:
y+y2+y3-y* 2 D
—Ape, + X2 Y _By2 4 cyP =0, Ec.D.2
(1-y)3
donde:
A = 0.06125 p,,t e"120-D% Ec.D.3
B =14.76 t — 9.76t% + 4.58t3, Ec.D.4
C =90.7t — 242.2t% + 42.4t3, Ec.D.5

D =2.18 + 2.82t. Ec.D.6
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