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RESUMEN

Los reservorios apropiados para el almacenamiento de CO; involucra la evaluacion del
factor de recobro y almacenamiento de CO> a través de diversas metodologias como
simulaciones de inyeccion continua, ciclicay WAG de CO.. Este trabajo de investigacion
evalud el factor de recobro en la fase de desplazamiento y almacenamiento de CO
mediante simulacién numérica basados en datos de yacimientos del campo Shushufindi.
La metodologia utilizada consta de una recopilacion de informacion del campo; creacion
del modelo estatico del reservorio; definicion de las propiedades PVT en el componente
WinProp de CMG; construccion del modelo dindmico en GEM-CMG,; evaluacion de
diferentes escenarios de inyeccion de CO2 y andlisis del comportamiento del factor de
recobro para el escenario dptimo en el tiempo. Los resultados indican que, el factor de
recobro del método de inyeccion continua es de 32%, inyeccion ciclica es de 31.5% y con
la inyeccion WAG se alcanz6 el 37%; de este modo, se logré comprobar que el método
méas eficiente es el WAG para la arena T inferior. Este estudio concluye que el
comportamiento de la curva de saturacion de petroleo en cada uno de los métodos tiene

una tendencia decreciente debido a la eficiente produccion de crudo.

PALABRAS CLAVE: FACTOR DE RECOBRO / ALMACENAMIENTO DE CO2 /
CMG / WINPROP / SHUSHUFINDI.
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ABSTRACT

Appropriate reservoirs for CO; storage involve the evaluation of the recovery factor and
CO. storage through various methodologies such as continuous, cyclic and WAG CO;
injection simulations. This research work evaluated the recovery factor in the CO>
displacement and storage phase through numerical simulation based on reservoir data
from the Shushufindi field. The methodology used consists of a collection of field
information; creation of the static model of the reservoir; definition of the PVT properties
in the WinProp component of CMG; construction of the dynamic model in GEM-CMG;
evaluation of different CO: injection scenarios and analysis of the recovery factor
behavior for the optimal scenario over time. The results indicate that the recovery factor
of the continuous injection method is 32%, cyclic injection is 31.5% and with WAG
injection it reached 37%; thus, it was possible to prove that the most efficient method is
WAG for the lower T sand. This study concludes that the behavior of the oil saturation
curve in each of the methods has a decreasing trend due to the efficient production of

crude oil.

KEYWORDS: RECOVERY FACTOR / CO2 STORAGE / CMG / WINPROP /
SHUSHUFINDI.
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CAPITULO I: INTRODUCCION

1.1 PROBLEMA DE INVESTIGACION

El almacenamiento de CO2 en formaciones geoldgicas del subsuelo utiliza las mismas
técnicas y tecnologias desarrolladas para la industria de extraccion de petrdleo y gas, con
factibilidad dependiendo de las condiciones geologicas, su potencial de almacenamiento

y la rentabilidad del proyecto (Metz et al., 2005).

En Ecuador la produccién de petroleo constituye una de las principales fuentes
econdmicas. Sin embargo, después de varios afios de produccion, la energia de algunos
campos del Oriente Ecuatoriano ha declinado. Un claro ejemplo es el campo Shushufindi
que forma parte del bloque 57, para la recuperacion de esta energia es posible realizar
varios métodos de recuperacién mejorada (EOR), como es el caso de la inyeccion de CO;
con el objetivo de mantener la presion aumentando el factor de recobro e incrementando
consecuentemente las reservas recuperables. En este contexto es prudente evaluar el
potencial de almacenamiento de CO, y el factor de recobro en los yacimientos con
declinacién de produccion.

1.2 JUSTIFICACION

La evaluacion de la razén de movilidad, el factor de recobro y almacenamiento de CO>
en campos del Oriente Ecuatoriano permitird una seleccién adecuada y efectiva de
yacimientos candidatos para la aplicacion de técnicas EOR y almacenamiento de COa.
Este almacenamiento contribuye a la mitigacion de impactos ocasionados por el cambio

climético.

La simulacion numérica aplicada al Campo Shushufindi-Bloque 57, con la inyeccion de
CO>, permitira evaluar la eficiencia de los métodos para obtener mayor produccion e
incrementar el factor de recobro. Por lo tanto, se aprovechara el gas asociado que se
guema en los mecheros del campo, lo cual ocasiona enfermedades crénicas en los
habitantes del sector. El uso del software CMG, es necesario por las siguientes
caracteristicas principales: definicion del modelo estatico y dinamico del reservorio en

estudio y los procesos posteriores, como la recuperacion mejorada de petroleo, para
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obtener una simulacion precisa de desplazamiento miscible/inmiscible y la captura y
almacenamiento de CO., para obtener los efectos a largo plazo de la inyeccion y

determinar la viabilidad del proyecto.

Finalmente, existe una ventaja econdémica, debido a que parte de la infraestructura
necesaria para el almacenamiento de CO. como los pozos de inyeccion ubicados en el

sitio pueden ser utilizados para realizar operaciones de desplazamiento.

1.3 ANTEDECENTES

Syed et al. (2022) construyeron un modelo de simulacién numérica mecanicista a través
de las propiedades basicas de las rocas y los fluidos de los yacimientos de petréleo de
arenas compactas de Estados Unidos para el mejoramiento de recuperacion de petréleo.
Los resultados muestran que la inyeccion de CO2 funciona predominantemente para
lograr una recuperacion significativa del petroleo. Ademas, el yacimiento con una
composicion de fluido in situ mas ligera y una mayor presion del yacimiento mejora la
recuperacion del petréleo debido a la difusividad y solubilidad del COz en el fluido del

yacimiento.

Pomar-Castromonte et al. (2021) evaluaron la capacidad de almacenamiento de CO, de
la formacion Parifas (Peru), a través de modelacion analitica basada en ecuaciones de
balance de masas y simulacién numérica utilizando IMEX CMG. Este estudio evalla los
yacimientos de petroleo agotados que involucran la estimacién de la capacidad de
almacenamiento de CO2 con la interaccion del CO2 y el fluido de yacimiento (petroleo y
agua). Los resultados presentaron una capacidad de almacenamiento de 35.37 millones
de toneladas de CO:a.

Peck et al. (2018) evaluaron los factores de eficiencia de almacenamiento de CO; en las
operaciones de recuperacion mejorada por CO, mediante una base de datos y 12 modelos
diferentes de simulacion de yacimientos. Los factores de eficiencia de almacenamiento
de CO: se atribuyeron a la profundidad del yacimiento y su litologia. Los resultados de
este estudio brindaron informacién para cuantificar las estimaciones de recursos de
almacenamiento de CO- en yacimientos de petroleo y la incertidumbre asociada con estas

estimaciones.



Otro estudio desarrollé una metodologia para producir indicadores claves de rendimiento
para la operatividad y eficiencia de un yacimiento de almacenamiento de CO,. Esta
metodologia de basa en que las formaciones geoldgicas individuales y sus caracteristicas
pueden evaluarse sobre la configuracion tectonica y el historial mas reciente del
yacimiento, a través de datos de exploracion y desarrollo de hidrocarburos Korre et al.
(2013).

Zhao & Liao (2012) propusieron un método de evaluacion de almacenamiento de CO»
que considerd la eficiencia del desplazamiento y barrido de COo, la disolucion de COz y
algunas propiedades del yacimiento y del fluido. Los parametros importantes en el
método de evaluacion de almacenamiento de CO2 son el coeficiente de almacenamiento
y el factor de recobro. Los resultados de la evaluacién demostraron que el campo
petrolero de Changqging (China) es adecuado para el almacenamiento de CO. y el

potencial de recuperacion mejorada.

Jahangiri & Zhang (2011) analizaron la co-optimizacion de la extraccion del petroleo y
la capacidad de almacenamiento de CO2 para un modelo de yacimiento heterogéneo,
tridimensional y sintético. Este estudio utilizé el simulador de composicion 3-D
ECLIPSE junto a un algoritmo de optimizacion que evalta el valor actual neto de la
recuperacion de petréleo y almacenamiento de CO,. Los resultados mostraron el
requerimiento de técnicas innovadoras de ingenieria de yacimientos para optimizar el

almacenamiento de CO: y la recuperacion del petrdleo.

Bachu et al. (2007) determinaron que la evaluacion de almacenamiento de CO: se realiza
a varias escalas: pais, cuenca, regional, local y sitio especifico. Esta evaluacion es sencilla
y se basa en las reservas recuperables, propiedades del yacimiento y caracteristicas del
CO in situ, mediante simulaciones numeéricas. La determinacion de la capacidad teorica

de almacenamiento de CO se basa en los factores de recobro y terminacion.

1.4 HIPOTESIS

¢ Es posible incrementar el factor de recobro del Campo Shushufindi- Blogue 57 mediante

el método de inyeccidn continua, ciclica y alternada de agua y COy?



¢Se puede estimar el porcentaje de CO: recuperado, producto de la inyeccion en

superficie?
1.5 OBJETIVOS
1.5.1 Objetivo General.

Evaluar el factor de recobro en la fase de desplazamiento y almacenamiento de
CO2 mediante simulacién numérica basados en datos de yacimientos del bloque 57 del
Campo Shushufindi.

1.5.2 Objetivos Especificos.

e Caracterizar el modelo geoldgico del campo Shushufindi con las propiedades de
las rocas y estructura del yacimiento mediante el software GMSH.

e Establecer el modelo PVT del campo Shushufindi en el componente WinProp del
software CMG.

e Analizar el modelo numerico de simulacion basado en las propiedades dindmicas

del yacimiento y modelo geoldgico en el simulador GEM de CMG.

e Determinar las caracteristicas, tiempos y volimenes de CO; para los métodos de

inyeccion continua, ciclica y alternada con agua.

e Estimar el comportamiento del factor de recobro en la fase de desplazamiento con

inyeccion de COa.

e Calcular el porcentaje de almacenamiento y recuperable de CO: en el campo
Shushufindi- Bloque 57.

e Evaluar el factor de recobro en la fase de desplazamiento y almacenamiento de
CO:a.



1.6 ALCANCE

Con la simulacién numérica aplicada al campo Shushufindi- Blogue 57, se estimara el
mejor factor de recobro de los métodos de inyeccion continua, ciclica e inyeccion
alternada de agua y CO-, lo cual actta en la reduccion de la saturacion de petréleo
residual. Otro aspecto que se considerard es como actuara el método de inyeccion con

relacion al tiempo que por general tienden a incrementar la produccion.

Ademas, se estimara el porcentaje CO; en el reservorio posterior a la produccion, lo cual
representard de la capacidad de almacenamiento de las arenas del campo Shushufindi-
Blogue 57. Por consiguiente, se obtendra la cantidad de CO; recuperable en superficie de

cada método aplicado.

1.7 VARIABLES

1.7.1 Variables Dependientes.

e Estimacion de factor de recobro y capacidad de almacenamiento de CO..

1.7.2 Variables Independientes.

e Tasa de produccion.

e Inyeccion de CO;z por pozo.
e Intervalos de produccion.

e Presion del yacimiento.

e Produccion de petréleo y agua.



CAPITULO II: MARCO TEORICO

2.1 GENERALIDADES DEL CAMPO

El Campo Shushufindi - Bloque 57 se encuentra ubicado en la provincia de Sucumbios,
en la cuenca oriente del Ecuador, es parte del Corredor Central Sacha-Shushufindi (Espin
& Salas, 2021). Se encuentra a una altitud de 231 metros sobre el nivel del mar, 0° 11°
45>’ Sury 76° 38’ 57°” Oeste (Ramos, 2018). Este campo posee la mayor produccion de
crudo en el Ecuador, con 220 pozos petroleros en operacion y cinco estaciones de
produccion Norte, Central, Sur, Suroeste y Aguarico. El Bloque 57 es responsable de la
produccion de 90000 bbl de petréleo diarios (Espin & Salas, 2021).

SUCUMBIOS

LEYENDA
Cantén Shushufindi [ Mar Google Satellite
[] 2104 [ Sudamerica

Provincia de Sucumbios
Ca
[ Ecuador

Figura 1. Ubicacion geografica del Campo Shushufindi -Bloque 57.



2.1.1 Descripcion geoldgica del campo.

El Campo Shushufindi — Blogque 57 presenta en su estructura un anticlinal asimétrico
alargado con orientacion Norte-Sur. Consta de tres estructuras principales, dos
anticlinales Shushufindi y una denominada Aguarico. Su flanco oriental se encuentra
establecido por fallas de transpresion dextral, que forman parte de una estructura en forma
de flor. La falla aproximadamente alcanza un salto de 200 pies (Morillo, 2019). En la
base de caliza A la estructura posee una longitud aproximada de 35 km y entre 6 y 7 km
de ancho. La figura 2 presenta el mapa estructural de la arenisca T correspondiente a este

campo.
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Figura 2. Mapa estructural de la Arenisca T del campo Shushufindi, (Morillo, 2019).



2.1.2 Estratigrafia del campo.

La tabla 1 muestra los principales reservorios del campo Shushufindi con mayor potencial
hidrocarburifero (Figura 3).

Tabla 1. Datos de reservorio del campo Shushufindi.

Reservorio Caracteristicas Referencia

Grano medio a grueso. Minerales
semejantes a la arenisca U.
Permeabilidad y  porosidad
superior en la base de la arenisca.
Porosidad total intergranular de
17% y 38415 acres.
Grados API del crudo varia entre

Arenisca T 28 — 32.
Saturacion de agua inicial +/- 15%.
Permeabilidad absoluta entre 300
— 600 mD.
Valor de salinidad para este
reservorio va entre 15000 a 25000  (Baby et al., 2014; Gaona,
ppm de cloruro de sodio. 2019; Jami & Ruiz, 2022;

Sanchez & Séanchez, 2021)

Arenisca cuarzosa.
Presencia de fragmentos liticos.
Posee minerales como el circon,
muscovita y glauconita.

Arenisca U La arcilla predominante es la
caolinita.
Porosidad total promedio de 19%.
Permeabilidad absoluta entre 250
y 400 mD.

Arenisca Basal Estructura de grano decreciente de

Tena menor espesaor.




Porosidad promedio alrededor del
15%.

Espesores entre 1-22 pies.
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Figura 3. Columna estratigrafica del campo Shushufindi, (Morillo, 2019).

2.2 FUNDAMENTOS DE LA INYECCION DE CO;

El CO: se inyecta al yacimiento de petroleo con la finalidad de proveer energia, el CO2
se disuelve en el petréleo, reduciendo su viscosidad y desplazandose a los pozos
productores. Actualmente, la recuperacion mejorada de hidrocarburo es la opcion
econémica mas viable en proceso de captura y almacenamiento de CO., debido a que
incrementa la produccion y mejora el balance costo / ingreso de estos procesos (Alquicira,
2018).

Segun Moghadasi et al. (2018) cuando se realiza la inyeccion de CO2 en el yacimiento,
surge una interaccion fisica y quimica de la roca del yacimiento y el fluido de
hidrocarburo existente. Estas interacciones explican el mecanismo de recuperacion del

petréleo remanente. Estos mecanismos se clasifican en:



- Aumento del volumen de petréleo.
- Disminucion de la densidad de petréleo y agua.
- Disminucién de la viscosidad del petréleo.

- Disminucion de tension interfacial entre roca y fluido.

El CO; posee una alta solubilidad en el fluido, debido a esto, el aceite se hincha,
reduciendo su viscosidad y densidad. Ademas, debido a la inundacion de agua anterior,
casi siempre existe residuos de agua y al inyectar CO; se obtiene como resultado una
densidad de agua reducida (Hemmati-Sarapardeh et al., 2016).

La importancia de estos mecanismos se relaciona con la presion y temperatura del
yacimiento. El proceso miscible se da en altas temperaturas y presiones mientras que el
inmiscible a bajas condiciones de presion y temperatura.

2.2.1 Estudio preliminar de la inyeccion de CO..

- Volumen de inyeccion de gas

De acuerdo con Vishnyakov et al. (2020), el calculo del volumen de gas inyectado se
realiza teniendo en cuenta la presion y la temperatura del yacimiento. La tasa de gas

inyectado se determina de la siguiente manera:

Vig = Vo Vgt Vg (1)

Donde:

. - . 3
Vig, volumen de gas inyectado a las condiciones del reservorio, ™ /d'

I, tasa de flujo volumétrico del petrdleo producido a las condiciones del yacimiento,
3

m
/a

V,,, tasa de flujo volumétrico de agua producida a las condiciones del yacimiento, ™ /d'

V. tasa de flujo volumétrico de gas producido a las condiciones del yacimiento, ™ /d'

La tasa de flujo de petréleo producido se puede obtener de la siguiente relacion:
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Vo:VodBo (2)

Donde:
P . . .y, .. , 3
V,q, volumen de petr6leo después de la desgasificacion a condiciones estandares, ™/ d:

B,, Factor volumétrico del petroleo a condiciones del reservorio.

La tasa de flujo de agua producida se puede obtener de:
Viw = VwaBw (3)
Donde:

. . ., .. , 3
V.va, Volumen de agua después de la desgasificacion a condiciones estandares, /d'

B,,, Factor volumétrico del agua a condiciones del reservorio.
- Presion minima de miscibilidad
La presion de miscibilidad minima (MMP) de la inyeccion de CO», se calcula de acuerdo

con la siguiente formula y permite identificar si el bloque de evaluacién puede ser fase

miscible y se la puede obtener por la siguiente formula (Leon & Samaniego, 2015):

N~ [-329.558+(7.727*WM*1.005")-(4.377*MW)|

145 )
8864.9\ /1012
:< °APi> ©
12880y /1012
:<°API) ©
141.
API=—=-131.5 )
0

Donde:

MMP, minima presion de miscibilidad, MPa.
MW , peso molecular, adimensional.
°API, grado API del crudo.

T, temperatura del reservorio, °F
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Yo, gravedad especifica del crudo, Kg /m3

2.2.2 Inundacion miscible de CO..

Una de las condiciones de miscibilidad la determina el nivel de presion minima que se
produce al inyectar CO2 en el yacimiento de petréleo. EI aumento de presion conduce a
un incremento en la densidad del CO», que reduce la diferencia de densidad entre el
petrdleo crudo y el CO.. Por lo tanto, la tension interfacial entre el petréleo crudo y CO>
se desvanece. A esta presion se la denomina presion minima de miscibilidad (MMP) (Gao
etal., 2013).

La recuperacion de petréleo aumenta de igual manera que incrementa la presion y se
estabiliza cuando alcanza la MMP. Existen dos tipos de inyeccion miscible: 1)
Miscibilidad de primer contacto: el CO2 y el petrdleo crudo se mezclan en todas las
proporciones en el primer contacto formando una mezcla homogénea, y 2) Miscibilidad
de contacto multiple: el CO2 y el petrdleo crudo no son miscibles en el primer contacto.
La miscibilidad se origina dindmicamente en multiples contactos dentro del yacimiento.
La composicion de las soluciones cambia a través de una transferencia de masa entre CO>

y petréleo crudo.
2.2.3 Inundacion inmiscible de COa.

En un proceso de inundacion inmiscible, el gas de inyeccidn no se mezcla con el petrdleo
del yacimiento, pero se disuelve parcialmente en la fase de petréleo, lo que provoca que
el petréleo crudo se hinche y disminuya su viscosidad. EXxisten tres mecanismos para

determinar el rendimiento de inyeccidn inmiscible:

- Reduccion de la presion interfacial.
- Recuperacion de purga.
- Incremento de inyectividad.

Estos mecanismos son considerados efectos composicionales y aumentan la recuperacién
del petrdleo cuando mejoran la movilidad del fluido, Ademas, estos mecanismos

contribuyen para que el petroleo fluya facilmente, a pesar de que la inyeccion de gas
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inmiscible tiene un factor de recuperacion mas bajo que la inyeccion miscible en los

mMismos escenarios operativos.

2.2.4 Ventajas y desventajas de la inyeccidn de CO..

La Tabla 2 muestra las ventajas y desventajas de la inyeccion de COa.

Tabla 2. Ventajas y desventajas de inyeccion de CO,.

Ventajas Referencia

Mejora la recuperacion del petréleo en yacimientos de baja (Yuetal., 2015)
permeabilidad, debido a una mejor difusion del gas.

Uso de compuestos aditivos como polimeros aumentan la (L. Wangetal., 2017)
densidad, viscosidad del CO; y control de su movilidad a

través del yacimiento.

La captura de CO; de diferentes fuentes para la recuperacion (Guo et al., 2020; Yafez

de petréleo, reduce su emision a la atmosfera. etal., 2020)
Reduccion de costos operativos. (Abdulla & Pokharel,
2022)
Desventajas

Generalmente, este método requiere de grandes cantidades de ~ (Junior et al., 2023)
gases y una alta presion para lograr la miscibilidad con el

fluido.

Formacion de corrosion.

Barrido deficiente debido a la digitacion viscosa.

Penetracion temprana en el area de barrido. (Massarweh &

Control deficiente de movilidad debido a la baja viscosidad. Abushaikha, 2022)
(Shen & Sheng, 2018; Q.

Wang et al., 2021)

Precipitacion de asfaltenos, reduce la humectabilidad del agua

y la permeabilidad del yacimiento.
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2.2.5 Métodos de inyeccion de COa.

- Inyeccion continua.

En este método, el CO; se inyecta de forma continua hasta que la relacion gas producido-
petréleo alcance valores tan altos que el proyecto no tenga viabilidad financiera
(Santamaria, 2018). EI proceso multicontacto, los mecanismos de condensacion y
combinacién son utilizados para generar miscibilidad entre el gas y el petroleo (Safaei et
al., 2023).

- Inyecciodn ciclica.

En este método, el gas se inyecta de una manera ciclica (Ameli et al., 2023). Este método
se aplica a crudos pesados, aunque se ha implementado de forma mayoritaria en
yacimientos de aceite ligero y mediano. Cuando existen pozos que se cierran debido al
volumen de gas inyectado, se disuelve el volumen maximo de CO; en el petrdleo para
producirlo por expansion a través del CO> disuelto (Noruzi & Sharifi, 2023; Santamaria,

2018). Este método se compone de las siguientes etapas:
e Inyeccion de gas
e Cierre del pozo
e Etapa de produccion

Entre las principales ventajas de este método se tienen las siguientes:

e Se basa en las propiedades del fluido.

e Incremento de produccién de aceite.

La figura 4 muestra el proceso de inyeccion ciclica, considerando tres periodos

principales, inyeccion de gas en el yacimiento, periodo de remojo y produccion.

14



Inyeccion de gas Remoijo Produccion

Figura 4. Esquema del método de inyeccion ciclica de gas, (Noruzi & Sharifi, 2023).

- Inyeccion WAG

La inyeccién WAG es un método que se aplica casi en todos los procesos de inyeccién
de gas, previene la formacidon de canalizaciones del CO, mediante la fase aceite,
aumentando la eficiencia del desplazamiento macroscopica (Santamaria, 2018). La figura
5 muestra varias técnicas de inyeccion de gas, el volumen total de gas a inyectar y la
relacion agua, gas y frecuencia, cada una de estas deben ser calculadas para el proceso

WAG.
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Figura 5. Métodos de inundacion de gas alternando agua, (Ameli et al., 2023).

Ademas, la inyeccion WAG es controlado por:

e Relacion del volumen de CO; inyectado sobre el volumen de agua inyectada.
e Tamafio del bache.

e Numero de bache.

e Ventajas de la inyeccion WAG.

e Reducir la permeabilidad relativa al CO2 y por ende su movilidad.

e Cubre el requerimiento de CO2 en cada instancia.

2.2.6 Inyeccion de CO:z en reservorios convencionales.

Los mecanismos para inyeccién de gas ciclica en yacimientos convencionales son: el
hinchamiento de petréleo, la reduccion de la viscosidad, represurizacion del yacimiento

y la histéresis de permeabilidad relativa (Noruzi & Sharifi, 2023). La figura 6, muestra el
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comportamiento del yacimiento bajo el proceso de hinchamiento, las dos zonas
principales en la etapa de produccion en yacimientos convencionales bajo inyeccion de
CO2 son: Zona 1, respuesta rapida del fluido del yacimiento al gas inyectado. La presion
se acumula debido al gas inyectado, lo que estimula el flujo del petréleo y aumenta la
presion del yacimiento. Zona 2, la caida del flujo de produccion ocurre después de la tasa

maés alta y se refleja una clara disminucion de la tasa de produccion.

oo, groel-{COZ- Periodo femojo Hinchamiento
100 A
3000 ‘?‘:‘.\ Zona 1 Zona 2
AN i
2500 A A A&
Taza de A A A (N
petroleo 2000 N A‘."A F %
(STB/mes) N\ | P #~ Simulacién
A‘ 'l_\ o A ‘| \,\:\ /
1500 v \ N
SV AN
e MW A Y AN
S VN
500 || Y VY
| | AA
0 -
0 5 10 15 20 25 30 35 40 45

Tiempo de produccion (mezes)

Figura 6. Comportamiento tipico del yacimiento convencional bajo inyeccion ciclica de CO»,
(Noruzi & Sharifi, 2023).

2.2.7 Mecanismos de seleccion para cada método.

Los criterios de seleccidn para los métodos de inyecciéon de CO2, no solo se determinan
con una o dos caracteristicas del yacimiento, mas bien se determina el mejor enfoque en
funcion de viscosidad, permeabilidad, API, temperatura del yacimiento y profundidad del
yacimiento (Ameli et al., 2023). Los objetivos principales del procedimiento de seleccion

son:

1. Clasificar de reservorios candidatos.
2. Determinar fluidos de inyeccion idéneos.

3. Definir campos analdgicos.
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4. Establecer reservorios candidatos para estudios extensos.

Ademas, se consideran los gastos operativos, tecnologia y de inversion (Hasanzadeh et
al., 2023). Las consideraciones mas comunes para la seleccion de los métodos de

inyeccion son:

Saturacion del petroleo residual en la inyeccion de agua.
Temperatura y presion media del yacimiento.

Presion y viscosidad minima del petréleo para la miscibilidad.
Disponibilidad de gas miscible.

Heterogeneidad del yacimiento.

Permeabilidad del yacimiento y capacidad de inyeccion.

N o a bk~ wDdh e

Flujo de fluidos y geometria del yacimiento.

La tabla 3 muestra los parametros a considerar segun las caracteristicas del yacimiento.

Tabla 3. Criterios de seleccion segln las propiedades del yacimiento, (Ameli et al., 2023).

Propiedad Caracteristica

Pozos mas profundos implican mayores gastos de
) o perforacién y gastos operativos, debido a que la
Profundidad del yacimiento o )
temperatura del yacimiento aumenta segun la

profundidad.

Temperatura critica del CO- es de 31°C, donde el

CO2 opera como vapor bajo estas condiciones. A

Temperatura . ] .
temperaturas por encima de este nivel, la densidad
del CO2 sube con la presion.
N Se puede alcanzar varios grados de miscibilidad a
Presion o .
presion intermedia y alta.
Algunos yacimientos tienen diversos niveles de
Porosidad y permeabilidad porosidad y comunmente oscilan entre el 11% y

30%.

La tabla 4 y 5 presentan los estandares de seleccidon adecuados para proyectos de

inyeccion WAG vy ciclica respectivamente.
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Tabla 4. Criterios de seleccion para proyectos WAG, (Khoshsima et al., 2023).

Parametros Valores
Espesor (ft) <100
Temperatura (°F) -
Permeabilidad promedio <100
Yacimiento (MD)
Método de  produccion Inyeccién de agua
anterior
Tipo de formaciéon -
Profundidad -
API 29-45
Fluido Viscosidad (cP) <2
Relacion de viscosidad 9-30

Tabla 5. Seleccion de parametros para proyectos de inyeccion ciclica, (Hasanzadeh et al., 2023).

Parametros Crudo pesado Crudo mediano Crudo liviano
Porosidad 12-32 25-32 13-32
Permeabilidad 250-350 150-388 10-3000
Gravedad 11-14 17-23 23-38
Viscosidad 415-3000 32-46 0.4-8
Espesor 200 36-220 6-60
Profundidad 1150-4125 2600-4200 1200-12870

2.3 CAPTURAY ALMACENAMIENTO DE CO;

La captura y almacenamiento de CO: es una clave para la mitigacion de las emisiones
surgidas por el uso de combustibles fosiles a gran escala. Esta estrategia consiste en
capturar el CO2 que surge de los procesos de la industria hidrocarburifera, trata el CO»
para eliminar impurezas e inyectarlo en un sitio de almacenamiento que garantiza el

aislamiento a la atmdsfera (Sonke et al., 2022).

La inyeccion de CO; utilizada para recuperacion mejorada de petroleo (EOR), es una
fuente relativamente limpia y se ha demostrado que existen pocos problemas operativos

siempre que el fluido se encuentre puro y el contenido de agua esté controlado (Barker et
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al., 2017). Para la captura del CO> se dispone de varios procesos como tratamiento con
disolventes o cualquier otro material determinado. El gas para el transporte normalmente
se comprime a una presion, donde el COz se convierte a una fase liquido-denso (Figura
7).

2. Procesando

LB

1. Captura de CO2 3. Transporte

4 Inyeccion de
*__CO2

Figura 7. Diagrama de captura y almacenamiento de carbono, adaptado de (Sonke et al., 2022).

2.3.1 Capacidad de almacenamiento del CO..

La capacidad de almacenamiento de CO de un yacimiento se define como el CO2 que
queda en el reservorio al finalizar la operacion EOR y cualquier CO2 adicional que se
pueda inyectar después del proyecto de recuperacién. Behnoudfar et al. (2018) define a
la capacidad de almacenamiento de CO: en el yacimiento durante el proceso EOR, a
través de la siguiente formula:

0OIP ®)
MCOZ:p CO2 reSI{FBT S_h

Donde, la capacidad de almacenamiento de CO> se calcula en millones de toneladas (Mt)
p, es la densidad de CO> en el yacimiento (Kg/m?).
RF, factor de recuperacion en porcentaje.

OOQIP y Sh, contraccién del petrdleo en 1/factor de volumen de formacidn de petréleo.
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CAPITULO I1l: METODOLOGIA

3.1 DISENO DE LA INVESTIGACION

De acuerdo a Armijo et al. (2021), el disefio de la presente investigacion se fundamenta en
la investigacion cuantitativa, debido al tipo de datos numéricos medibles que se requieren

para la simulacién y los resultados a obtener; ademas, posee las siguientes caracteristicas:

- Disefio no experimental: desarrollo del estudio sin manipular de manera intencional
las variables independientes; por lo tanto, se analizara las consecuencias de las
mismas sobre la variable dependiente. También, permite ver el fenémeno tal y como
sucede en el contexto normal o natural.

- Transversal o Transaccional: Conoce la influencia de las variables independientes en
la variable dependiente, respecto a un tiempo en especifico; ademas, puede estar
conformado por un grupo de estudio, que en este caso son los pozos productores e
inyectores.

- Descriptiva: debido a los procedimientos que existen para obtener los resultados de

una investigacién, donde se involucra los conceptos, teorias y datos.
3.2 METODO DE LA INVESTIGACION

La presente investigacion pertenece al método hipotético-deductivo, porque se ha
establecido la formulacion de hipotesis, de acuerdo con principios, leyes, teorias o datos
empiricos, que siguiendo las reglas Idgicas de la deduccidn se pueden comprobar la exactitud
o0 veracidad de las hipotesis. Por tal razdn, se realiza una derivacion de varias afirmaciones
que parten de lo general a lo particular. Ya que posibilita avanzar y comprobar nuevas
hipdtesis en base a la realidad y deducir las conclusiones, para establecer criterios de opinion,

posterior a lo que se conoce (Lopez & Ramos, 2021).
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3.3 POBLACION

La poblacidn es la agregacion total de elementos de los que se pueden extraer muestras. Una
poblacion es un grupo de personas individuales, objetos, articulos o cualquier otra unidad de
la que se toman muestras para medir. Perteneciente a una caracteristica dada, la poblacion
es una configuracion bien definida de todos los elementos. Se refiere al todo que incluye
todas las observaciones o medidas de una caracteristica dada, entre otros. A la poblacion
también se le Ilama universo (Bhayyalal & Kothari, 2022). Esta puede definirse como

cualquier grupo de individuos identificable, bien especificado y se pueden clasificar en:

- Poblacion finita: es aquella en la que todos los miembros se pueden contar
facilmente.
- Poblacion infinita: es aquella cuyo tamafio es ilimitado y no se puede contar

facilmente.

En esta investigacion, la poblacién es limitada, ya que actualmente existen 52 pozos en la
arena T inferior del campo Shushufindi, ubicado en la provincia de Sucumbios - Ecuador,

perteneciente al Bloque 57.

3.4 TAMANO DE LA MUESTRA

La muestra seleccionada es una parte representativa de la poblacién y el tipo de muestreo
adecuado para la presente investigacion pertenece al muestreo por conveniencia; por lo
tanto, la seleccion de las unidades de la poblacién esta en funcién de la facil disponibilidad
y accesibilidad para el investigador (Otzen & Manterola, 2017). Debido a esto, la muestra
esta conformada por 7 pozos productores y un inyector que pertenecen a la arena T inferior

del Campo Shushufindi.

3.5 RECOPILACION DE INFORMACION Y PROCESAMIENTO

La informacion necesaria para realizar la simulacion en las condiciones estaticas y dindmicas
es obtenida de diversas fuentes de datos. En cuanto al procesamiento de la informacién se

implementara el simulador GMSH para la creacion del mallado y el software CMG para
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definir el modelo a condiciones dindmicas y ejecutar los métodos de inyeccion de COo,
ademas, se implementara las secciones de GEM, WinProp y Results. A continuacion, se

detalla el proceso establecido para llevar a cabo esta investigacion:

1. Recopilacién de la informacion del campo Shushufindi: Mapas de ispacas,
historiales de produccion, reservas, cromatografia de los gases para el modelo
composicional, propiedades PVT, reporte de muestras de laboratorio (salinidad,
BSW, API, viscosidades, entre otros), propiedades del comportamiento del
reservorio (presiones, temperaturas, dafio de formacion, entre otros), pozos de baja
productividad con baja gravedad API, datos de los pozos (topes, bases de las arenas

e intervalos de perforacién de las arenas productoras).
2. Creacion del modelo estatico del reservorio mediante el modelo estructural,
estratigrafico, petrofisico, geoestadistico y geomecanica con la implementacion del

software GMSH, para mallas tridimensionales.

3. Definicion de las propiedades PVT en el componente WinProp del software CMG

para el modelado avanzado de simulacién de yacimientos.

4. Construccion del modelo dindmico de reservorio en GEM del software CMG en base

a las propiedades roca-fluido.

5. Evaluar los diferentes escenarios de inyeccion de CO2 modificando la ubicacion de

los pozos inyectores, de acuerdo a las zonas con mayor saturacion de hidrocarburo.

6. Analizar el comportamiento del factor de recobro para el escenario éptimo en el

tiempo.
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Figura 8. Procedimientos de la inyeccion de CO».
Fuente: Autores.



3.6 INYECCION DE CO; AL CAMPO SHUSHUFINDI

3.6.1 Evaluacion de la inyeccidn y secuestro de CO..

- Calculo del volumen de inyeccion de COo.

El célculo del volumen se realiz6 con los datos de produccién de los siete pozos productores

que existen en la arena T inferior.

Vig= VotV +V,

V.= (4981.33 bbl)+(2868.38 bbl)+ [1249 87 scf* ( [bbl )]
iz~ ‘ ' S5 615 sof.

V= 38072.30 bbl

- Calculo de la presién minima de miscibilidad

Para estimar el peso molecular se utiliz6 un promedio de los valores de grado API

correspondiente a los siete pozos productores.

1/
_(8864.9) 1.012
~\ °API

8864.9\ /1012
W= (W) ~269.13

Posteriormente, se calcul6 la presion minima de miscibilidad con la temperatura promedio

del reservorio T inferior.

[-329.558+(7.727*WM*1.005")-(4.377*MW)]

MMP= 145
[-329.558+(7.727%269.13%1.005'°)-(4.377%269.13)
MMP= 145

MMP = 27.72 MPa
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3.6.2 Modelamiento estatico de la arena T inferior.

La creacion de un modelo estatico permite obtener una representacion simplificada del
yacimiento petrolifero, en el que se ingresan las propiedades geoldgicas, geofisicas y de
ingenieria de yacimientos; con la finalidad de determinar su influencia en las propiedades
petrofisicas de las rocas y el comportamiento que tendran los fluidos al momento de la

produccion de petroleo.

Para la creacion de la unidad geoldgica se digitaliza una porcién de la arena T inferior de
acuerdo a la ubicacién de los pozos que esta contiene, utilizando el software GMSH. Y para

esto se debe contar con un mapa de is6pacas del yacimiento a simular.

A continuacion de detalla el proceso: Primeramente, se importa la imagen del mapa de
contorno a GMSH (Figura 9).

A

File Tools Window Help

<« « 4 || > Estesquipo » Escritorio > ARENAT v o Buscar en ARENA T

Organizar v Nueva carpeta =~ m @
¥ Descargas @
£ Document tos 98

=] Imagenes L)
DOUGLAS T _&l =

Upsg MAPA DE
CONTORNO
@ OneDrive - Persor ARENAT

O Este equipo
& Descargas
5 Documen tos
I Escritorio

=] Imdgenes

J Objetos 30

B Videos

s Disco local (C:) v

Nembre de archivo: | MAPA DE CONTORNO ARENA T V‘ All Files (%) ~

ol

oXvzCiuis Gmsh 4.11.1

Figura 9. Importacion del mapa de contornos a GMSH (GMSH, 2022).

Luego de importar la imagen a GMSH se utiliza la herramienta “points”, la cual permite
generar valores en un plano cartesiano tanto para “x”” como para “y”.

De esta manera se van agregando puntos con la finalidad de construir todas las capas
inmersas en la arena (Figura 10).
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Figura 10. Historial de los puntos generados en GMSH (GMSH, 2022).

Finalmente, se guarda el archivo con el tipo de extension “*.msh”, se exporta los puntos a

dos archivos de extension “*.bna” que seran cargados en el simulador CMG y se adecua los

puntos dependiendo de la profundidad de las capas (Figura 11).
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Figura 11. Archivos de extension “*bna” requeridos para el software (GMSH, 2022).

Este mapa tenia dimensiones pequefias, asi que se adaptaron los valores de los puntos

multiplicandolos por 5.3745 para obtener dimensiones mas cercanas a la realidad, y por

3.28084 para que los resultados sean en “pies” (ft), que es la unidad de campo.
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3.6.3 Caracterizacion de las propiedades del fluido del reservorio.

Para la caracterizacion de los fluidos del reservorio se implementé el andlisis de
cromatografia de los fluidos que provienen de laarena T inferior. A continuacion, se describe

el procedimiento realizado para el presente caso de estudio:

- Ingreso de componentes.

En la Figura 12, se puede observar los 11 componentes que conforman el fluido del
reservorio; primero se ingreso la temperatura del reservorio, luego los componentes del CO»
hasta el FC6. Posteriormente, se sitGia en el ultimo componente y se presiona “Ins Own”,
donde se debe ingresar el componente C7+ y las caracteristicas de la gravedad especifica
S,=0.92'y el peso molecular MW=274 kg/kgmol. Ademds, se utilizoé el modelo “twu” para
las correlaciones de las propiedades fisicas y criticas, y el modelo de “Lee-Kesler” para la

correlacion del factor acéntrico. Finalmente, se aplica cambios.

] WP_TINFERIOR DAT Component Int Coef. Viscosity Aqueous Phase Model Option
rg Simulation Data Set Comments
| Simulation Steps
Titles EOS/Units (T inferior) Default Reservoir Temperature (deg F) 196
© Component SelectionProperties
"= Component Property Plot No. of components: 11 Constant Volume Shift
=}--@ Composition
%« Component Composition Plot Ins Lib No. Component HC Pc (atm) Te (K) Acentric fact Mol. weight Vol. Shift V Shift Coef1 (1]
[ Simulation Resuits 1 co2 3 728 3042 0225 4401 0 0
& EventLog icdiooclill N2 0 335 1262 0.04 28013 0
= Simulation Output
— Srliosatiin 3 CH4 1 454 1906 0008 16.043 0 0
= Simulaton Graphs Copy
4 C2H6 1 482 3054 0098 3007 0 0
5 CaHe 1 419 3698 0.152 44,097 0 0
6 Ic4 1 % 408.1 0176 58.124 0 0
Delete
7 NC4 1 375 4252 0.193 58124 0 0
- 8 1c5 1 334 4604 0227 72151 0 0
9 NCS 1 33 4696 0251 72151 0 0
v
10 Fcs 1 246 5075 027504 36 0 0
(1 (B 1 15.448763858... |844.70321735.. | 0.7802513866... | 274 0 0
First Set NOTE: There are more options to input values for Vol. Shift, V Shift Coef1, and Ref. Henry. Right mouse click their column header
 cellfor the corresponding context menus
Apply Change Discard Change

Figura 12. Ingreso de los componentes a WinProp (CMG, 2015).

- Ingreso de las fracciones molares

En la Figura 13, se puede observar el ingreso de las fracciones molares correspondiente a

los fluidos del reservorio, debido a que se va a realizar un proceso de inyeccion de CO; se

28



coloco la fraccion molar en la seccion de “Secondary” y las demas fracciones se ingresaron
en la seccion “Primary”, posteriormente, se normalizaron las fracciones y se guarda los

cambios.

] WP_TINFERIOR DAT
— Comments
LJ Simulation Data Set

=[] Simulation Steps Enter the compasition in mole fraction or percent. Normally, "Primary” comresponds to the reservoir fluid
Titles/EQS/Units (T inferior) and “Secondary” corresponds to the injection fiuid (if applicable). Blanks will be replaced by zeros.
Component Selection/Properties
Companent Property Plot
Composition
= Component Composition Plot
[3 Simulation Results Component Primary Secondary

‘; :m‘\u\ahon Output N2 0454285714 0 Normalize
= Simulation Graphs 0 4891428571 ) Composition

C2H6 7238571429 0

C3H8 4491428571 0

IC4 1.647142857 0

NC4 2792857143 0

IC5 1.601428571 0

NC5 2228571429 0

FC6 4378571429 0

C7+ 2438571429 0

Sum 98.132857143 1.867142857

Figura 13. Fracciones molares del fluido de la arena T inferior (CMG, 2015).

- Regresién de la presién saturacion

Este proceso se realiza con la finalidad de ajustar la presion de saturacion. Primero se dirige
a la seccion de composicion, luego a caracterizacion y seleccionar “Start Regression”, dentro
de esta parte se selecciona “Add Into Reg-Block”, “Calculations y se afiade “Saturation
Pressure”. Después, se ingresa la temperatura del reservorio y la presion de saturacion, como
se detalla en la Figura 14 y se aplica regresion a la presion critica del componente C7+.
Ademas, se aplican cambios en la parte de componentes y se establece en “Temperature
Dependent Volume Shift Correlation” y en la parte de “Int.Coef” seleccionar “HC-HC
Groups” para fijar en tipo HC-HC y en la parte de exponente definir el valor de 0, luego de

realizar las modificaciones, se regresa a la seccion de regresion y se corre la simulacion.
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Regression Parameters

Saturation Pressure
=-[1 Simulation Results

Calculations  Feed/K valuesiOutput level/Stability test level
Comments

Calculation option
Temperature (deg F) 196

© Bubble or Upper dew point
Saturation Pressure Estimate (psia) 835 =

) Lower dew point
' Improve saturation pressure estmate

-_j Event Log Property Measurements Weight
=1 Simulation Output

‘. imulsbon Outpu Saturation pressure (psia) 835

=< Simulation Graphs

Liquid mass density (kg/im3)

Vapor mass density (kg/m3)

Vapor compressibility factor Z

1
1
1
Liquid compressibility factor 2 1
1
Liquid viscosity (cp) 1

1

Vapor viscosity (cp)

Figura 14. Regresién para la presién de saturacion (CMG, 2015).

Luego de haber corrido la simulacién, se verifica que no exista errores en la parte de
“Simulation output” y como ultimo paso de esta seccion se carga los resultados de la
regresion, por lo cual, se debe dirigir a la parte de componentes, luego a “File” y “Update
component properties”. Aplicar los cambios y guardar. Posteriormente, mediante “cut”
borrar solamente la carpeta de “Regression Parameters” y conservar la carpeta de presion de

saturacion y guardar nuevamente.
- Agrupamiento de componentes.

Esta seccion se realiza para optimizar los tiempos en la simulacion de GEM. Posterior a la
seccion de presion de saturacion agregar “Component Lumping” que se encuentra en
caracterizacion; donde, se debe verificar que se encuentre el ultimo componente C7+,
después, se fija el item “Define lumping scheme in grid below” y en la parte de componentes,
para este caso se establecio en cuatro componentes como se detalla en la Figura 15, luego
guardar, correr la simulacion y verificar el agrupamiento en la parte “Simulation output”.

Finalmente, cargar los resultados en la parte de componentes, eliminar la seccion de

“Component Lumping” y guardar.
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| WP_TINFERIOR.DAT
L Simulation Data Set
53 Simulation Steps
+ Tiles/EOS/Units (T inferior)
&1 Component Selection/Properties

- Composilion
%« Component Composition Plot
» Saturation Pressure
+ Compenent Lumping
2-[3 Simulation Results

i] EventLog

[E) simulation Output

"« Simulation Graphs

Group up to component: C7+ v
Output level 1 v
Lumping Method

() Program generates lumping scheme

© Define Ilumping scheme in grid below

Number of lumped components: 4 i
No. Component 1st composition 2nd composition Scheme

co2 0 1 1
2 N2 0.0046292926 o 2
3 CH4 049844962 o 3
4 C2H6 0.073762974 0 3
5 C3Hg 0.045768856 o 3
6 Ic4 0.016784825 0 3
7 NC4 0.02845996 0 3
8 cs 0.016318984 0 3
9 NC5 0.022709738 o 3
10 |[FC6 0.044618811 o 3
n C7+ 0.24249694 0 4

Figura 15. Agrupamiento de componentes (CMG, 2015).

- Calculo de laboratorio de la expansidn constante de la composicién

Este procedimiento se realiza para para ajustar las propiedades del yacimiento a condiciones

de fondo mediante un valor igual o mayor de presion. En la Figura 16, se puede observar la

temperatura del yacimiento y la presion ingresada corresponde al equilibrio de propiedades

determinadas en los resultados de la prueba de saturacion de presion; los valores de presion

se colocaron aleatoriamente desde la condicion del reservorio hasta superficie para predecir

el comportamiento de las propiedades que se encuentran en a figura (color celeste claro).

-] WP_TINFERIOR DAT
L Simulation Data Set
-2 Simulation Steps
» Titles/EQOS/Units (T inferior)
= Component Selection/Properties
| | - Component Property Plot
-1 Composition
"« Component Composition Plot
- =" Saturation Pressure
£ Constant Composition Expansion
%« Experimental Data
&-[31 Simulation Results
4 EventLog
[ Simulation Output
E\% Simulation Graphs
L% CCE Cale.

Pressure Levels Feed/K values/Output level/Stability test level

Comments
Temperature (deg F) 196
Saturation Pressure Estimate (psia) 3000

-] Improve saturation pressure estimate

[ Inthe following table the Lig. Vol. values are percent (%) of cell volume at saturation

No. of pressure levels: & Tools ¥

No.  Pressure (psia) Exp. ROV Liq. Vol. (% of CV)  Oil Visc. (cp) ~ Gas Visc. (cp) Gas Z Factor 0il Z Factor

Gas Density (lbm#ft3)  Oil Density

Figura 16. Prueba de la expansion constante de la composicion (CMG, 2015).
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- Caélculo de liberacion diferencial

Debido a que se trata de un fluido de petroleo tipo “Black Oil” es importante predecir dicho
comportamiento a las condiciones del reservorio. Por tal razdn, se implementd la
temperatura del reservorio y la presion de equilibrio en el primer nodo como se detalla en la
Figura 17. En esta prueba de laboratorio, se debe desmarcar la seccion “Improve saturation

pressure estimate” para evitar errores en la simulacion.

"] WP_TINFERIOR DAT
L] simulation Data Set
Simulation Steps Comments

Titles/EOS/Units (T inferior)

Pressure Levels Consistency Checks Feed/K values/Output level/Stability test level/Standard conditions

— Scale ROV and GOR to oil shrinkage and cum gas
Component Selection/Properties 1 |
wompo ! pori Temperature (deg F) 96 released relative to bubble point
= Component Property Plot
Composition Improve saturation pressure estimate
= Companent Composition Plol Copy Consistency Checks Table Contents
Saturation Pressure No. of pres. levels (the row No. 0 is reserved for sat. pres): & Tools W
Constant Composition Expansion
= Experimental Data No.  Pressure (psia) Oil FVF (rbistb) GOR (scistb)  0il SG GasZFaclor  GasFVF (rcfisc)  GasSG(Ar=1)  Oil Viscosity(cp)  Gas
Differential Liberation Weight 1 3 1 7 3 T 1 7

%« Experimentsl Data
= [ Simulation Results
{1 EventLog
B Simulation Output
=% Simulation Graphs
%« CCE Cale.
%< Dif. Lib. Calc

4226

un

2703

1935

1359

5908
3988
147

IR

Weight
Residual ail specific graviy at std conditions 1

AP gravity at std conditions 1

Figura 17. Célculo de laboratorio de Liberacion diferencial (CMG, 2015).

- Comportamiento del CO2 con el fluido del reservorio.

Este procedimiento de laboratorio se realiza para obtener informacion sobre el
comportamiento del fluido, en los procesos de inyeccion ciclica, continuay WAG. Es decir,
cuando se inyecta gas en el reservorio puede disolverse e hinchar el petréleo y en
consecuencia incrementara el volumen de produccién y por ende permitird comprender el
comportamiento de las presiones que influiran en el factor de recobro y condiciones de los
pozos productores e inyectores. Los valores ingresados de las fracciones molares del gas de
la Figura 18 se obtuvieron de la literatura para la misma condicion de fluido del reservorio

tipo petroleo negro. Después, se guarda los cambios y se corre la simulacion.

32



-] WP_TINFERIOR DAT Mixtures  Feed/K values/Output level/Stability test level CCE
g simulation Data Set

3] Simulation Steps ooz
» Titles/EOS/Units (T inferior) Temperature (deg F) Je6
| a."}Com Select . |8 Improve saturation pressure estimate
. Saturation Pressure Estimale (psia) 3000
No. of swelling experiments: 3 Tools W

No.  Gas mole fraction Sat Pres. Estimate (psia) Exp. Sat Pressure (psia) Exp. Swelling factor

“« Experimental Data -
| =} Differential Liberation e

3000
053 3400
061 4000
063 4100

5« Experimental Data
| & Swelling Test (CO2)

"~ Experimental Data
&[0} Simulation Results

w N = o

%= Dif. Lib. Cale.
5% €02 Swelling Calc.

Figura 18. Céalculo de la hinchazon del CO, (CMG, 2015).

- Calculo del diagrama de fases.

El calculo de la envolvente bifasica se realiza para determinar los limites entre las regiones
monofasicas y bifasicas; ademas, para conocer el punto critico. También, para comprobar la
veracidad de los célculos o pruebas de laboratorio que se han ejecutado. En la Figura 19, se
muestra los valores que se han establecido para la creacion de la envolvente del modelo de
fluido petréleo negro de la arena T inferior.

-] WP_TINFERIOR DAT Specification Construction Controls  Feed/K values/Output levelStability
LJ simulation Data Set
=] @ Simulation Steps G
" Titles/EOS/Units (T inferior)
& Component Selection/Properties Envelope Type
i {5 Component Property Plot © X-Y Phase Envelope O Pseudo-Temary Phase Envelope
&+ » Composition
%% Component Composition Plot X-Y Phase Envelope Pressure/Temperature Specification
Smraﬁonc:r“mue Y-Axis Pressure (psia)
7 (,S; Experimental Data O Pressure O Temperature O Unknown
&7 Differental Liberation Min_ Pressure (psia) 0 O Userinput 1469595
5% Experimental Data Ve e o
& Pressure (psia) 14
P, —
7 Two-phase Envelope X-Axis 2
=) @ Simulation Results O Oc
{4 EventLog
Simulation Output Min. Temperature (deg F) -148
=% Simulation Graphs Min. vapor mole frac.
%% CCE Cale. Max. Temperature (deg F) 1292 10
% Dif Lib. Calc. -
5% CO2: Swelling Calc. Max. vapor mole frac.
{% P-T Diagram 10

Figura 19. Estimacion del diagrama de fases del reservorio T inferior (CMG, 2015).
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- Exportacion de los célculos para GEM.

Luego de haber estimado los calculos y pruebas de laboratorio necesarias de la composicion

del fluido del reservorio T inferior para los procedimientos de inyeccion de CO2, se requiere

exportar el modelo PVT. En la Figura 20, se puede observar los items que deben

seleccionarse para luego validar la simulacion. En la carpeta donde se guardd inicialmente

se debe verificar la existencia de un archivo “. gem” que se utilizard en la seccion de

componentes de Builder-GEM de CMG.

=] WP_TINFERIOR DAT
LT Simulation Data Set
=] Simulation Steps File Selection
Titles/EOS/Units (T inferior)
Component Selection/Properties

Comments

") Print detailed component properties to WP_TINFERIOR OUT

P Component Property Plot 8 Print component properties for GEM to WP_TINFERIOR.GEM

Composition

“« Component Composition Plot Reservoir temperature for GEM fiuid model (deg F) 196
Saturation Pressure ~

Constant Composition Expansion ) Write solid model parameters for GEM

% Experimental Data

Differential Liberation
Experimental Data

Swelling Test (CO2)
Experimental Data 8 Use Rowe-Chou aqueous density correlation

| Write companent heating values for GEM

Two-phase Envelope
CMG GEM EOS Model

[ Simulation Results
{8l EventLog Solubility Parameters

8 Use Kestin aqueous viscosity correlation

|5 Simulation Output
o Simulation Graphs Print aqueous phase component solubility parameters
« CCE Calc.
Dif. Lib. Cale
% CO2: Swelling Calc
P-T Diagram

Select GEM Reactions
andlor Define Polymer or
non-Reacting Aqueous
Components

Figura 20. Exportacién del modelo de WinProp para GEM (CMG, 2015).

3.6.4 Modelamiento dinamico de la arena T Inferior.

- Inicializacion del simulador CMG.

Al iniciar el programa de CMG, se selecciona la aplicacion “Builder” y se crea un nuevo

archivo. Para este estudio se selecciona GEM, el mismo que es utilizado mundialmente para

el modelado de yacimientos composicionales, quimicos y no convencionales. Tambiéen se

selecciona el sistema de unidades y fecha de inicializacion del modelo (Figura 21).

34




Builder - Reservoir Simulator Settings

Simulator Working Units Porosity Shape Factor
(® GEM Qs (@) Single Porosity Gilman and Kazemi
) IMEX, (®) Field _) DUALPOR Warmen and Root
() STARS Lab () DUALPERM

MODSI () MING

Advanced... () SUBDOMAIN

Subdivisions for Matrix Blocks
Number of subdivisons 2

Yolume fractions
(2 values expected)

Simulation Start Date

Yfear: |2'|]"|E | Mﬂl"rth2|E | Day:

Cancel

Figura 21. Ventana de inicializacion de Builder de CMG (CMG, 2015).
- Carga del mapa de contorno del reservorio en BUILDER.

Para cargar el mapa del reservorio en la aplicacion Builder, se da clic sobre la opcion “File”
y se selecciona “Open Map File”. Se elije el tipo de mapa “Atlas Boundary format (.bna)” y
en unidades de coordenadas x, y “ft”. Y se selecciona el archivo llamado “CONTORNO T

inferiror.bna” creado anteriormente. Y se da clic en “OK” (Figura 22).

M Open Map Files

Units for =, ¥ coordinates in the files:

Map Type:

Atlas Boundary format {bna) - m ~
|
cm W

Atlas Boundary File
D:\CONTORNO Y ESPESOR T inferior\CONTORNO T inferior bna L]

Figura 22. Carga del mapa de contorno del yacimiento (CMG, 2015).
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- Descripcion del yacimiento, creacion de la malla.

Para la creacion de la malla del yacimiento, el tope de la formacion se encuentra a 9735 pies
de profundidad y tiene un espesor de 50 pies. La configuracién del mallado es 60, 106, 8
siendo las unidades en el espacio “i, j, k” respectivamente. Cada celda “i, j” es de 100 pies
de longitud. Para el ingreso de los datos anteriormente detallados se da clic en la opcién

“Reservoir”, luego en “Create Grid” y finalmente se selecciona “Orthogonal Corner Point...”

(Figura 23).

Create Orthogonal Corner Point Grid

Grid Type K Direction
Cartesian Up
(®) Comer point (orthogonal) (® Down

Mumber of Grid Blocks

| direction J direction K direction
Block widths
| direction
160100 |
J direction
1106100 |
Controlling Grid spacing
[ ] Snap spacing
Snap grid lines as multiples of

| direction J direction

1 1

oK Cancel

Figura 23. Ventana del disefio para el mallado del reservorio (CMG, 2015).

Con el objetivo de que la malla creada cubra todo el mapa del reservorio, se da clic en la
seccion “Reservoir”, después en “Edit Grid” y finalmente en “Modify Position”. Y en el

recuadro de “Y Offset” se coloca el valor de 10588 y clic en “Apply” (Figura 24).
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Figura 24. Mapa de contornos con malla Orthogonal Corner Point (CMG, 2015).

- Propiedades de la roca.

Para introducir las propiedades de la roca se selecciona la opcion “Reservoir” y luego “Array
Properties” (Figura 25). Se da clic derecho en la casilla “Grid Top” de “Layer 17, se
selecciona la opcion “Geological Map” y se selecciona nuevamente el archivo
“CONTORNO T inferior.bna”. Y clic en “OK”. Posteriormente, se repite esta accion para
la celda “Grid Thickness” de “Layer 17, con la diferencia que ahora en el recuadro “Values
in file 1”’se selecciona el archivo “ESPESOR T inferior.bna”. Ademas, se asigné un 12.5%
del espesor total del mapa para cada una de las ocho capas en las celdas. Para finalizar, se

realiza el mismo procedimiento en las demas “layers”.
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B General Property Specification

Edit Specification

Only for Start Time, Gote | Permeability K ~ | | Use Regions / Sectors
Grid Top Grid Thickness Porosity i ility J Py ility K Net Pay
UNITS: ft ft md md md
SPECIFIED: X X X X X X
HAS VALUES X X X X X X
Whole Grid
Layer 1 (DACONTORNO Y ESPESCR Ti... (D:CONTORMNO Y ESPESORTi... 0.164 352 352 U7
Layer 2 (DACONTORNO Y ESPESOR Ti... 0.2 350 357 355
Layer 3 {DACONTORMO Y ESPESOR Ti.. 018 355 362 358
Layer 4 {DACONTORMO Y ESPESOR Ti... 023 345 345 351
Layer 5 {DACONTORNO Y ESPESOR Ti.. 019 350 353 352
Layer 6 {DACONTORMNO Y ESPESOR Ti.. 025 356 347 348
Layer 7 {DACONTORNO Y ESPESOR Ti.. 017 348 342 356
Layer 8 {DACONTORNO Y ESPESOR Ti.. 0.18 354 359 EE

Figura 25. Ventana de ingreso de las propiedades de la roca (CMG, 2015).

Los valores de las porosidades y permeabilidades de las capas del yacimiento se muestran
en la tabla 6.

Tabla 6. Porosidades y permeabilidades de las capas del yacimiento. (EP Petroecuador,2022).

Porosidad Permeabilidad (i) Permeabilidad (j) Permeabilidad (k)

0.164 352 352 347

0.2 350 357 355

0.18 355 362 358

0.23 349 345 351

0.19 350 353 352

0.25 356 347 348
0.17 348 342 356
0.18 354 359 350

Por tultimo, se le da clic en “OK” y para que se realicen los calculos correspondientes a cada
una de las propiedades a través de toda la malla. Se ingresan la compresibilidad de la roca
de 0.0000039598 1/psi. La presion de referencia es de 4226 psi y la temperatura del
reservorio es de 196 F (Figura 26).
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Rock Compressibility X
Pressure dependence of formation porosity / Rock Compressibilty (CPOR)
|0.0000039598 1/psi |
Reference pressure for calculating the effect of rock compressibility (PRPOR)
14226 psi ]

Reference temperature for calculating the

effect of rock compressibility (TRPOR) [196 B |
Themal expansion coefficient of formation

porostty (CTPOR) 10 1/F I
Pressuretemperature crosstem coefficient of -

formation porosity (CPTPOR) IO Ao |

OK Cancel

Figura 26. Ingreso de la compresibilidad de la roca (CMG, 2015).
- Importacion del modelo WINPROP en BUILDER.

Para importar el modelo creado en WinProp, se da clic en la seccion “Components”, y luego
b

en “Import WinProp-generated Model” y se selecciona el archivo “RC-Tinferior CO2.gem’

que anteriormente se cre6 en la aplicacion WinProp (Figura 27).

L Open WinProp Gem Model File

“~ v <« WP-TI-RC-CO2 » WP-TI-RC-CO2 v D 2 Buscaren WP-TI-RC-CO2
Organizar = Mueva carpeta =~ [H 9
WAG " Nombre Fecha de modificacion ~ Tipo
WAG 2 [ ] RC-Tinferior CO2.gem 15/3/2023 8:18 Archive GEM

& OneDrive - Persor

[ Este equipe
‘ Descargas
Documentos
I Escritario
[&] Imagenes
. v £ >
Mombre: |RC-Tinferior CO2.gem v| WinProp Gem Model File(*.gen ~

Abrir Iv Cancelar

Figura 27. Seleccion del archivo “. gem” creado en WinProp (CMG, 2015).
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Para el ingreso de las propiedades del agua de reservorio, se da clic en la seccion
“Components”, luego en “Water Properties”. El agua del reservorio tiene una

compresibilidad de 0.00000335 1/psi y una viscosidad de 0.29 cp (Figura 28).

Model Reservoir Temperature  Water Properties
ltem | Options | Units | Default I‘u"alue
1 Molar density ™| gmole/ft3
2 1/psi 2.995922=-006 000000335 ..
3 psi 14.6959
1 cp
B
QK Cancel Apphy Help

Figura 28. Ingreso de las propiedades del agua (CMG, 2015).

- Interaccion roca-fluido.

En esta seccion se ingresan los datos para la creacion las curvas de permeabilidades relativas

de los sistemas agua-petrdleo y gas-petroleo (Tabla 7 y 8).

Tabla 7. Permeabilidades relativas del sistema agua-petréleo. (EP Petroecuador,2022).

Sw Krw Kro
0.228 0 0.7943
0.248 0.0015 0.7322
0.315 0.0036 0.6526

0.3423 0.0058 0.5456
0.4328 0.0185 0.3632
0.5156 0.0419 0.2261
0.5945 0.0854 0.0853
0.6358 0.1142 0.0632
0.6645 0.1525 0.052
0.7472 0.256 0.034
0.7924 0.327 0
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Tabla 8. Permeabilidades relativas del sistema gas-petréleo. (EP Petroecuador,2022).

Sg Krg Kro

0.0005 0 0.7943

0.06 0 0.6534
0.0858 0.002 0.5493
0.1842 0.013 0.4325
0.2683 0.0353 0.2864
0.3676 0.052 0.184
0.4895 0.156 0.08532
0.5532 0.283 0.038
0.6428 0.3623 0.0124
0.6634 0.3856 0
0.8335 0.999 0

Para ingresar las tablas de permeabilidades relativas, se da clic en la seccion “Rock-Fluid”
y después en “Create/Edit Rock Types”. En la ventana que se genera, se da clic en el boton
que se encuentran al lado de “Rock Type” y se selecciona “New Rock Type”. Y de esta
manera se ingresa la tabla de permeabilidades relativas del sistema agua-petréleo (Figura
29).

Rock Type [
Rocktype Propetties  Relative Permeabilty Tables — Hysteresis Modeling
Liquid-Gas Kr Table Linuid Saturation " " .
el S Relative Pemneabilty Table: |Water0il Tabls ~|
Smoathing method for table end-points: | Quadratic smoothing (GEM) ~ |
[Jinclude capilary pressure (drainage curve f using hysteresis) Specified threshold value for end-point determination:

Include capillary pressure hysteresis {imbibition curve)

Include water gas relative pemmeability in table

Include imeducible oil saturation due to water blocking in table
Sw | krw | krow | Comment
0228 0 0.7943

0.243 00015 07322

0.315  0.0036 06526

0.3423 0.0058 0.5456

04328 0.0185 03632

05156 0.0415 0.2261

0.5945 |0.0854 |0.0853

06358 0.1142 0.0632

06645 |0.1525 0.052

07472 025 0.034

07924 0327 |0

~| Use new option for rel. pemm. table end poirt scaling (8 end poirts vs. 4)

Measured liquid saturation does not include connate water saturation

3l e

oy

Figura 29. Ingreso de la tabla de permeabilidades relativas del sistema agua-petréleo (CMG, 2015).
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Luego, para el ingreso de la tabla de permeabilidades relativas del sistema gas-petréleo, en

la opcidn “Relative Permeability Table” se selecciona “Liquid-Gas Table (Gas Saturation)”

(Figura 30).

| N Rock Types

Fock Tioe bl

Rocktype Properties  Relative Permeability Tables  Hysteresis Modeling

Liquid Gas Kr Table O Linuid Saturation
dependency: (®) Gas Saturation

Smoothing method for table end-points: |Qumcmw {GEM) ~ |
[ include capillary pressure (drainage curve if using hysteresis)
Include capillary pressure hysteresis (mbibition curve)
Include water gas relative permeabiliy in table
Include imeducible oil saturation due to water blocking in table
Sg ‘ krg ‘ krog | Comment
0.0005 0 0.7343
0o 0 06534
0.0858 0002 05493
01842 0013 04325
0.2683 00353 02864
03676 0052 0184
0.4835 0156 008532
05532 0283 0038
06428 03623 00124
06634 0385 0
08335 0999 0

Relative Permeability Table: | Liquid-Gas Table (Gas Saturation) ~ |

Specified threshold value for end-paint determination

+| Lse new option for rel. perm. table end point scaling (8 end points vs. 4)

Measured liquid saturation does not include connate water saturation

il

-

Figura 30. Ingreso de la tabla de permeabilidades relativas del sistema gas-petroleo (CMG, 2015).

Finalmente, se da clic en “OK” para la construccion de las curvas de permeabilidades

relativas de los sistemas agua-petroleo y gas-petréleo.

- Condiciones iniciales del yacimiento.
Las condiciones iniciales del yacimiento se ingresan en la seccion “Initial Conditions” del
simulador. En la pestafia “Calculation Methods”, se selecciona la opcion “Block Saturation

at each grid block average over the depth interval spanned by the grid block” y luego la
opcion “Water, Oil” (Figura 31).
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Initial Conditions

Caleulation Methods Init. Region Parameters Advanced Parameters

(®) Block Saturation at each grid block average overthe depth interval spanned by the grid block { VERTICAL DEPTH_AVE )
Perfarm Gravity-Capillary Equilibrium of A Reservoir Inttially Containing
(O Water, Oil, Gas (WATER_OIL_GAS }
(®) Water, Ol { WATER_OIL) - No free gas

() Water, Gas (WATER_GAS )
WaterGas Zone Transtion
se water-gas capillary pressure curves and determine water-gas transition zone. { TRANZONE )

lgnore ALL capillary pressure curves. { NOTRANZONE )

Phase Pressure Comection
(®) Add phase pressure comection to ensure that the reservair is inttially in gravitational equilibrium. { EQUIL )
() Do not add a phase pressure comection. { NOEQUIL )

(O Block Saturation at each grid block same as saturation prevailing at the block center { VERTICAL BLOCK_CENTER )

Perform Gravity-Capillary Equilibrium of A Reservoir Initially Cortaining
Water, Oil, Gas (WATER_OIL_GAS )
Water, Gil {WATER_OIL }- No free gas

(WATER_GAS )

User specified composition as a function of depth { COMP )

Water, Gas

(0) User specified pressurs and saturations for each grid block { USER_INPUT )

Pressure [ PRES |, Water Saturation [ 5% | and Global Composition [ Z2GLOBALC ) at each arid block must be
specified by the uger in the Rezervoir Anay Properties S ection.

B Cancel Apply Help

Figura 31. Ingreso del método de célculo de las condiciones iniciales del yacimiento (CMG, 2015).

En la pestafia “Int. Region Parameters” se ingresan la presion y profundidad de referencia,
asi como la profundidad del contacto agua-petréleo. Finalmente, se ingresa la composicion

molar de la zona de petroleo y se da clic en “OK” (Figura 32).

Calculation Methods Init. Region Parameters Advanced Parameters

Initialization Region | Region 1 ~ »
Initialization Region Parameters
Initiglization Region Type 1is not defined. Grid depth range: 9735.38 to 9785 ft

Reference Pressure and Depth Qil Zone and Gas Cap Compositions

Pressure | REFPRES ) : [4226 psi | Comp. | Ol Zone (ZOIL) | Gas Cap (ZGAS)
Depth ( REFDEPTH ) : 9760 1]coz |00 00
2 [Nz 0.00463 0.0
Phase Contact Depths 3 | CH4toCE | 074687 0.0
Water-0il Cortact { DWOC } 5782 ft e 0295 00
Gas-0il Contact [ DGOC ) Total: 10 0.0

“w'ater-Gaz Contact [DWGEE)

Capillary Pressure at Phase Contacts

Gas-0il capillarny pressure at the l:l
gas-oil contact { GOC_PC )

Water-0il capillary pressure at the l:'
water-oil contact { WOC_PC )

Water Saturation

Below Water-0il Contact ( SWOC ) l:l

Critical Depth

Depth at which the phase identity,
ail or gaz, of & single-phase fluid is
determined [ COEFTH |

Err Cancel Apply Help

Figura 32. Ingreso de los pardmetros iniciales del yacimiento (CMG, 2015).
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- Pozosy datos recurrentes.

El yacimiento inicialmente cuenta con siete pozos productores y un pozo inyector de agua.
Para la creacion de los pozos se ingresa a la seccion “Well & Recurrent”, se selecciona la
opcion “Well New” y se mostrara la ventana para crear los pozos, en la cual, al primer pozo

productor se le denominara “SSF-032” y en “Types” se selecciona “PRODUCER” (Figura

[N Create New Well X
ID & Type
TrEETE Enter a single well name or a comma () separated list of names.
Name: SSF-032 |
Multipliers
[ Add multiple wells numbersd 1 10
Wellbore
Type: PRODLCER v
Injected Fluid .
Group: <Nome> 3rd or 2nd level group with no

 lother groups attached to it

Simulation start date: 2018-02-01
[®] | Definition date: 2018-02-01

Add wells using a driling schedule of 1 2

Add new well QK Cancel Help

Figura 33. Ventana de creacidn de los pozos (CMG, 2015).

Los parametros operacionales de los pozos productores son los siguientes:

Tasa de produccion méaxima (stl): 150 bbl/d

Presion de fondo minima (bhp): 50 psi

De la misma manera se crean los demas pozos productores, los cuales son denominados:
SSF-013, SSF-017, SSF-028, SSF-037, SSF-039 y SSF-047. Para la creacion del pozo
inyector se ingresa a la seccion “Well & Recurrent”, se selecciona la opcion “Well New” y
se mostrarad la ventana para crear los pozos. Al pozo se los denominara “SSF-W-I" y en

“Types” se selecciona “INJECTOR” (Figura 34).
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W Create New Well

Simulation start date: 2018-02-01
=] | Definition date: 2018-02-01

ID & Type
TEEE Enter a single well name or a comma (,) separated list of names.
Name: [sSFw
Multipliers
[] Add muttiple wells numbersd 1
Wellbore
Type: INJECTOR
Injected Fluid
Group: <None>

- 3rd or 2nd level group with no
other groups attached to it

Add wells using a driling schedule of 1

Add new well

Figura 34. Ventana de creacion del pozo inyector de agua (CMG, 2015).

Los parametros operacionales del pozo inyector de agua son los siguientes:

Tasa de inyeccién maxima (stw): 400 bbl/d
Presion de fondo maxima (bhp): 100 psi

- Perforacion de los pozos.

Para la perforacién de los pozos, se selecciona el pozo respectivo y se da clic sobre la seccién

“Well Completion Data”, luego en la ventana “Perforation”, y en la casilla “User Block

Address” se digita las celdas de la malla a perforar (Tabla 9).

Tabla 9. Ubicacion de los pozos en la malla.

Coordenada de la malla

Nombre del pozo

Inicio Final
SSF-013 20171 20178
SSF-017 17381 17388
SSF-028 2491 2498
SSF-032 2251 2258
SSF-037 15281 15288
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SSF-039
SSF-047
SSF-W-I

8421
8461
18321

8428
8468
18328

- Tiempo de simulacion

Para ingresar el tiempo que dura la simulacion, se ubica la seccion “Well & Current”, se

selecciona la opcion “Dates” y se mostrara una ventana. Damos clic al icono “Add a range

of dates” y se nos despliega otra ventana, en la que seleccionamos la casilla “To” y

escogemos la fecha “1 de febrero del afio 20407, ya que el proyecto esta disefiado para un

tiempo de 22 afios, y en “Step” se selecciona “1” y “Month” (Figura 35).

Select a range of dates

From:

To:

Step:

lZmE-'DZ-ﬂ'I (0.00 day)

lZDdJD-DZ-D'I (3035.00 day)

1

| Worth

St |

Selected dates in the range: 265

Cancel

Figura 35. Ventana de seleccion de fechas para la simulaciéon (CMG, 2015).

i [N Simulation Dates

#  -no keyword data exists on this date (it can be deleted)

# Date & Time (day)

| set sTOP

| Comments

Ll

244 * 2038-05-01
245 * 2038-06-01
246 * 2038-07-01
247 #* 2038-08-01
243 * 2038-09-01
243 #* 2038-10-01
250 #* 2038-11-01
251 #* 20381201
252 #* 20350101
253 #* 20350201
254 * 2035-03-01
255 * 2035-04-01
256 #* 20350501
257 * 2033-06-01
258 #* 20350701
259 #* 2035-08-01
260 #* 20350901
261 #* 20351001
262 #* 20351101
263 * 20391201
264 * 2040-01-01
265 2040-02-01

(7394.00)
(7425.00)
(7455.00)
(7436.00)
(7517.00)
(7547.00)
(7578.00)
(7608.00)
(7639.00)
(7670.00)
(7692.00)
(7729.00)
(7753.00)
(7750.00)
(7820.00)
(7851.00)
(7882.00)
(7912.00)
(7943.00)
(7973.00)
(8004.00)
(8035.00)

HOOO0OoO0ooooooooooooooono

Add a new date: iE|
Add a range of dates: ]

Delete selected empty | X
dates:

Delete all empty dates: x

To limit output file size, limit grid
output {with WSRF)to:

|Do not limit grid output w

| Remove existing keywords
(WSRF)to limit grid output

Recommendations

Figura 36. Ventana de fechas correspondientes a la simulacion (CMG, 2015).
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Después se marca la casilla que contiene la fecha en la que debe terminar la simulacién, es
decir el “1 de febrero del afio 2040”. Finalmente, se da clic en “Close”. A continuacion, Se

muestran las imagenes en 2D y 3D de la malla del yacimiento con los pozos creados (Figuras
37y 38).

C Fle o8 ‘ 5 sty | | g Gt ‘ ‘ nE e ‘
| Contour il v| |@GndTap RRET R Propety | | iEill Propery W Propetties.

-s',GEM ‘

Model Tree View o E Tinferior-C02.2D | Tinferior-CO2.plot | o
AT 10 Control |*

59 Components
X Rock-Fuid
] Intial Conditions

1% Numerical

& Geomecharics
1 Wels & Recurrent

v Grid
[ Array Properties
H Sectors

L Aquifers

i Rock Compressibility.

i~ Compaction/Dilation Regions
[#- Options

Figura 37. Malla del yacimiento en direccion 1J- 2D areal (CMG, 2015).

3D View v| ¥ Plane [1 ] of 1 =] Calculte

. ) MR Speciy
| Contour Fil v| [o GrdTop v| [w0201 ] "Ibﬁwenv H:::IPmpeny

R || ~Goen

Model Tree View SR Tinferior-C02.2D | Tinferior-CO2.plot |

¥ 1/0 Control |
M

<
X

85 Components |»

X Rock-Fid [»

& Initial Condtions |

3% Numerical |»

& Geomecharics [»

1 Wels & Recurrent [

-/ Grid
-/ Array Properties
Sectors

[siiont| [Semadoiaag| [Uonoeras |

L Aquifers

¢/ Rock Compressibility.
Compaction/Dilation Regions

@ Options

Figura 38. Malla del yacimiento con 7 pozos productores y un pozo inyector de agua (CMG, 2015).
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3.6.5 Construccion de los modelos de recuperacion.

Para esta investigacion, se considera el ““1 de febrero del afio 2020, como fecha de inicio de
la ejecucion de los 3 tipos de recuperacion de petroleo a evaluar; inyeccion continua de CO»,
inyeccion ciclica de CO> e inyeccion alternada de agua y gas (WAG). Ademas, en los tres
casos se inyectara el mismo volumen de gas correspondiente al 15% del volumen poroso, es
decir 621690000 ft3,

- Construccion del caso de inyeccién continua de CO2

Para la construccion del caso de inyeccion continua de CO» se considera como fecha de

inicio el “1 de febrero del afio 2020”. Este proceso se ejecuta durante 20 afios, es decir, hasta
el “1 de febrero del afio 2040”.

- Creacion de los pozos

En el modelo de inyeccion continua de CO; se crearan dos nuevos pozos inyectores de COa.
Esto se realiza ingresando a la seccion “Well & Recurrent”, se selecciona la opcion “Well
New” y se mostrara una ventana para la creacion de pozos. A los nuevos pozos se les
denominarad “SSF-CO2-11” y “SSF-CO2-12”. En la opcion “Types” se selecciona
“INJECTOR”. La fecha de creacion de los nuevos pozos es el “1 de febrero del afio 2020”
(Figura 39).

| [l Create New Well

ID & Type

T T Enter a single well name or a comma (,) separated list of names.
Name: SSFCO2-1 |

Multipliers
[ Add muttiple wells numbered 1 10

Wellbore
Type: INJECTOR v

Injected Fluid ]

Group: <Nanes 3rd or 2nd level group with no

| other groups attached to it

In order to keep the new type the Constraints has to be set too.

Simulation start date: 2018-02-01

Defirition date: 2020-02-01
Add wells using a diiling schedule of 1 2
Add new well Cancel Help

Figura 39. Ventana de creacion del pozo inyector de agua (CMG, 2015).
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Y en la opcion “Injected Fluid”, se selecciona “SOLVENT” y en la casilla de fraccion molar

del CO- se coloca el valor de 1.0, como se muestra en la figura 40.

Injected fluid: SOLVENT -
H | Component Mole Fraction
1 |co2 1.0
2 M2 0.0
3 CH#toCB 0.0
4 C7+ 0.0
Total: 1.0

Figura 40. Ventana de ingreso de las fracciones molares de los componentes a inyectar (CMG, 2015).

Los parametros operacionales de los pozos inyectores de CO; son los siguientes:
e Tasa de inyeccion de CO2 maxima (stg): 42600 ft3/d
e Presion de fondo méaxima (bhp): 1500 psi
- Perforacion de los pozos

Para la perforacion de los pozos inyectores de CO», se selecciona el pozo y se da clic sobre
la seccion “Well Completion Data”, después en la ventana “Perforation”, y en la casilla

“User Block Address” se digita las celdas de la malla a perforar.

En tabla 10, se detalla las celdas utilizadas para la perforacién de los pozos inyectores de
CO..

Tabla 10. Ubicacion de los pozos inyectores de CO; en la malla.

Nombre del pozo Coordenada de la malla
Inicio Final
SSF-CO2-11 6331 6338
SSF-CO2-12 27181 27188
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En la siguiente figura 41 se muestra el yacimiento con todos los pozos creados.
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Figura 41. Malla del yacimiento con 7 pozos productores, un pozo inyector de agua y 2 pozos inyectores de

- Construccion del caso de inyeccidn ciclica de CO:

CO, (CMG, 2015).

Para la construccion del caso de inyeccién ciclica de CO2 se considera como fecha de inicio

el “1 de febrero del afio 2020”. Este proyecto se ejecuta hasta el “19 de octubre del afio

20257, desde esta fecha hasta el “1 de febrero del afio 2040 se aplica la inyeccion continua

de CO:a.

En la tabla 11, se muestra el programa de inyeccion durante 20 afios.

Tabla 11. Programa de inyeccion durante los 20 afios del estudio.

POZOS APERTURA CIERRE
INYECTORES 1/2/2020 22/2/2020

CICLO1
PRODUCTORES  28/2/2020 28/8/2020
INYECTORES 28/8/2020 17/9/2020

CICLO 2
PRODUCTORES  24/9/2020 24/3/2021
INYECTORES 24/3/2021 31/3/2021

CICLO 3
PRODUCTORES 71412021 7/10/2021
CICLO 4 INYECTORES 7/10/2021  28/10/2021

50



INYECCION CONTINUA DE CO:

CICLO 5

CICLO 6

CICLO 7

CICLO 8

CICLO 9

CICLO 10

PRODUCTORES
INYECTORES
PRODUCTORES
INYECTORES
PRODUCTORES
INYECTORES
PRODUCTORES
INYECTORES
PRODUCTORES
INYECTORES
PRODUCTORES
INYECTORES
PRODUCTORES
INYECTORES

PRODUCTORES

4/11/2021
4/5/2022
2/6/2022

2/12/2022

30/12/2022

30/6/2023

28/7/2023

28/1/2024

25/2/2024

25/8/2024

22/9/2024

22/3/2025

19/4/2025

19/10/2025

26/1/2025

4/5/2022
26/5/2022
2/12/2022

23/12/2022
30/6/2023
21/7/2023
28/1/2024
18/2/2024
25/8/2024
15/9/2024
22/3/2025
12/4/2025

19/10/2025

1/2/2040

1/2/2040

Creacion de los pozos

Para este modelo, se realizard un cambio en las condiciones operacionales del pozo inyector

de agua “SSF-W-I”, el cual se convertira en inyector de CO; a partir del “1 de febrero del

afio 2020”. Ademas, al igual que en el modelo de inyeccion continua de CO., se crean dos

nuevos pozos inyectores de COa, los cuales son denominados “SSF-CO2-11” y “SSF-CO2-

127

Los pozos inyectores de CO tendran las siguientes condiciones operacionales:

Tasa de inyeccion de CO, maxima (stg): 38200 ft3/d

Presion de fondo maxima (bhp): 1500 psi

La ubicacion de los pozos serad la misma que en el modelo de inyeccion continua de CO..
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- Construccion del caso de inyeccion WAG

Al igual que en los casos anteriores, se inicia el proceso de inyeccion WAG el “1 de febrero
del aflo 2020”. Este proyecto se ejecuta hasta el ““1 de febrero del afio 2026, desde esta fecha
hasta el “1 de febrero del afio 2040” se aplica la inyeccion continua de CO2. Ademas, se fijo
un tamafio de tapon del 6% del volumen poroso del yacimiento, el cual corresponde a
37301400 ft* 0 6643170.08 bbl.

Tabla 12. Condiciones operacionales del proceso de inyeccion WAG.

Condiciones operacionales de la inyeccion WAG

Afio de inicio de la inyeccion WAG 2020
Tamafio del tapdn 6% VP
Relacion WAG 0.5
Volumen total de gas inyectado 1VP
Frecuencia de los ciclos 1 afio

Tasa de inyeccién de agua por dia en cada pozo 6100 bbl

Tasa de inyeccion de gas por dia en cadapozo 68100 ft*

Cuando las condiciones operacionales estén fijadas, se procede a inyectar los tapones de gas
y agua continuamente hasta finalizar con el Gltimo tapon de agua de 6% del volumen poroso,

es decir, hasta el “1 de febrero del afio 2026.

Desde el “1 de febrero del afio 2026 en adelante se realiza la inyeccion continua de gas; en

este periodo los pozos inyectores tendran las siguientes condiciones operacionales:

e Tasa de inyeccion de CO, méaxima (stg): 25900 ft3/d
e Presion de fondo méaxima (bhp): 1500 psi

La ubicacion de los pozos serad la misma que en el modelo de inyeccion continua de CO..
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CAPITULO IV: ANALISIS Y DISCUSION DE
RESULTADOS

4.1 TASA DE PRODUCCION DE PETROLEO

4.1.1 Inyeccion continua.

1200
1000 -ccmmmnoee L S O
IS SR s .

600 —F---------- e T REEETTEEEES e AL LCECEPEEEEEEEEER

Oil Rate SC (bbliday)

400=f---------- i e e R

N ERREEPERRS e ERLLEE SEECPEREEREERE SEEER TR EPEEREPPEPREREEPEEES e EELEE L L PP PR ERE S EER LR EPEEREPPEPPEREERERES

0 1 1 1 1 .
2020 2028 2030 2035 2040
Time (Date)

Oil Rate SC - Inyeccion continua de CO2 |

Figura 42. Produccién de petrdleo por el método de inyeccion continua de CO, (CMG, 2015).

En la Figura 42 se puede observar que la produccién de los siete pozos productores a
condiciones normales de superficie es 1050 bpd y se mantiene hasta el 02/05/2020;
posteriormente, existe un decline en la produccion a 1046 bpd hasta el 02/05/2021. A
medida que avanza la inyeccion continua de gas la presion declina y la produccion cae
hasta 43 bpd hasta la fecha 02/01/2024 y se mantiene hasta el afio 2025. La produccién
de petroleo hasta el 2030 oscila entre 59 bpd y 68 bpd, este comportamiento se repite

hasta el afio 2035 y para el afio 2040 la produccién alcanza los 51 bpd.
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4.1.2 Inyeccion ciclica.
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Figura 43. Produccién de petrdleo por el método de inyeccion ciclica de CO, (CMG, 2015).

1
2025

I
2030
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2035

En la Figura 43 se puede visualizar que la produccion de los pozos a flujo normal de los

siete pozos es 1050 bpd. A partir de la fecha 01/02/2020 empieza el primer ciclo de

inyeccion y la produccién de petrdleo a condiciones de superficie se mantiene en 1046

bpd hasta el tercer ciclo. En la tabla 13, se detalla el comportamiento de la produccion

para los siguientes ciclos.

Tabla 13. Picos de produccidon de COs.

Ciclos Inic_io del Fip del Produccion maxima  Produccién minima
ciclo ciclo (bpd) (bpd)
Cuarto  7/10/2021  4/5/2022 1046 613
Quinto  4/5/2022  2/12/2022 785 169
Sexto 2/12/2022  30/6/2023 297 69
Séptimo  30/6/2023 28/1/2024 124 33
Octavo  28/1/2024 25/8/2024 58 17
Noveno  25/8/2024  22/3/2025 30 10
Décimo  22/3/2025 19/10/2025 17 0
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Debido a que la produccion en el dltimo ciclo tiende a cero posterior al afio 2025, se
aplico la inyeccion continua, para recuperar petroleo adicional. Para el afio 2030 y 2035
la produccidn de petroleo alcanza los 58 bpd y se mantiene constante hasta 02/02/2037 y

para el afio 2040 la produccién se reduce a los 50 bpd.

4.1.3 Inyeccion WAG.
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500 =

0il Rate SC (bbliday)
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Til Rate SC - Inyeccidn WAG |

Figura 44. Produccion de petréleo por el método de inyeccion WAG (CMG, 2015).

En la Figura 44 se pude visualizar que la produccion a flujo natural de 1050 bpd se
mantiene hasta 01/06/2020, posteriormente la produccion desciende a 1046 bpd hasta
02/06/2021 producto de la inyeccion WAG. Para la fecha 02/02/2023 la produccién es de
120 bpd; hasta el afio 2025 la produccién es 130 bpd, adicionalmente en este tramo existen
incrementos y descensos de produccion ocasionados por los tapones de agua y gas. Para
el afio 2030 la produccion es de 107 bpd, el pico maximo registrado es de 120 bpd. Para
el aflo 2035 la produccion se reduce a 48 bpd y hasta el afio 2040 la produccion desciende
hasta los 38 bpd. Ademas, se puede notar que la curva de produccién del método WAG

es superior a los métodos de inyeccion continuay ciclica.

55



4.2 COMPORTAMIENTO DE LAS SATURACIONES

4.2.1 Inyeccion continua.
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Figura 45. Saturaciones promedio de la inyeccion continua (CMG, 2015).

En la Figura 45 para las condiciones normales de produccién, las saturaciones a
condiciones estandares tienen los siguientes valores S, = 0,77, S, = 0,228y S, = 0. Se
puede notar el cambio de saturaciones para cada 5 afios. Porque, para el afio 2020 las
saturaciones son S, = 0,66, S,, = 0,231y S, = 0,10, para el afio 2025 las saturaciones
son S, = 0,34, S, = 0,251 y S, = 0.41, para el afio 2030 las saturaciones son S, =
0,33,S, = 0,291y S, = 0.37, para el afio 2035 las saturaciones son S, = 0,328, S,, =
0,32y S, = 0.35y para el aflo 2040 las saturaciones son S, = 0,32, 5, = 0,34y S, =
0.34. Por lo tanto, la saturacién de petrdleo se reduce a medida que transcurre la
produccion, la saturacion de agua se incrementa debido al pozo inyector y la saturacion
de gas se incrementa por el gas que se encuentra en solucion a condiciones de reservorio
y por la inyeccion de CO.. Ademas, se puede notar que el valor maximo de saturacion de
gas es 0.43 para la fecha 02/2/2022 y se reduce un 10% hasta el 2040.
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Para conocer el porcentaje de CO- recuperado en superficie se sumo la saturacion de los
afios 2025, 2030, 2035 y 2040 que da un valor de 1,47 y al dividir con la saturacion de
gas alcanzada producto de la inyeccién continua de CO2 de 0,42 para la fecha 24/11/2022
y luego restando con la saturacion de gas inicial de la fecha 01/01/2020 de 0,10 da como
resultado 0.19, posteriormente se multiplicé por 100 para conocer el porcentaje, dando
como resultado 19%, lo cual representa la cantidad de CO; recuperado y el 81% restante

almacenado.

4.2.2 Inyeccion ciclica.
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Figura 46. Saturaciones promedio de la inyeccion ciclica (CMG, 2015).

En la Figura 46 se puede observar que en condiciones normales las saturaciones de las
fases tienen los siguientes valores S, = 0,77, S, = 0,228 y 5, = 0. Ademas, se puede
notar variaciones de saturaciones hasta el final de la simulacion, porque, para el afio 2020
las saturaciones son S, = 0,67, S,, = 0,23y S; = 0,10, para el afio 2025 las saturaciones
correspondena S, = 0,33, S,, = 0,2348'y 5, = 0.43, para el afio 2030 las saturaciones
son S, = 0,328, S,, = 0,2347 y S; = 0.44, para el afio 2035 las saturaciones son S, =
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0,325, S,, = 0,234y S, = 0.45y para el afio 2040 las saturaciones son S, = 0,32, S,, =
0,2344 y S, = 0.46. De esta manera, se puede deducir que el comportamiento de la
saturacion de petroleo es similar al método de inyeccion continua, la saturacion de gas
incrementa un 40% Yy la saturacion de agua también incrementa, pero en menor
proporcion.

Para conocer el porcentaje de CO; recuperado en superficie se sumo la saturacion de los
afios 2025, 2030, 2035 y 2040 que da un valor de 1,78 y al dividir con la saturacion de
gas alcanzada por cada ciclo producto de la inyeccion ciclica de CO de 0,41 para la fecha
5/11/2022 y luego restar con saturacién de gas inicial de la fecha 01/01/2020 de 0,10 da
como resultado 0.13 posteriormente se multiplico por 100 para conocer el porcentaje y

da como resultado 13 %, lo cual representa la cantidad de CO2 recuperado y el 87%
restante almacenado.

4.2.3 Inyeccion WAG.
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Figura 47. Saturaciones promedio de la inyeccion WAG (CMG, 2015).

En la Figura 47 se puede visualizar que a las condiciones normales las saturaciones de las
fases tienen los siguientes valores S, = 0,77, S,, = 0,228 'y S, = 0; ademas, se puede

notar variaciones de saturaciones como en los casos anteriores, para el afio 2020 las

58



saturaciones son S, = 0,65, S,, = 0,23 y S, = 0,10, para el aflo 2025 las saturaciones
son S, = 0,34, S,, = 0,64y S, = 0,02, para el afio 2030 las saturaciones son S, = 0,32,
Sw =057y S, =0.11, para el afio 2035 las saturaciones son S, = 0,31, S, = 0,50 y
Sg = 0.19 y para el afio 2040 las saturaciones son S, = 0,295, 5, = 0,46 y S, = 0.24.
Por otra parte, se puede notar un comportamiento inversamente proporcional en el afio
2023 de las saturaciones de gas y agua el cual corresponde a los ciclos del método WAG,
en el caso del agua la saturacion aumenta en cada ciclo y barre al petroleo de mejor
manera que los métodos anteriores y el gas tiende a cero para el afio 2026 hasta seis meses

después, luego de este tiempo aumenta por la inyeccion continua.

Para conocer el porcentaje de CO- recuperado en superficie se sumo la saturacion de los
afios 2025, 2030, 2035 y 2040 que da un valor de 0.56 y al dividir con la saturacion de
gas alcanzada producto de la inyeccion WAG de 0,35 para la fecha 22/09/2021 y luego
se resto con la saturacion de gas inicial de la fecha 01/01/2020 de 0,10 da como resultado
0.525, posteriormente se multiplico por 100 para conocer el porcentaje y da como
resultado 52.5%, lo cual representa la cantidad de CO> recuperado y el 47.5% restante

almacenado.
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4.3 CORTE DE AGUA

1,00 : :
,"f,,_,...r—-n-r—--..—___i..—.__,_____ i
! “ ! !
0,80 = ---mmomoo- . PLPCEREE e e
f : :
! : : ———
: 1 ’_l-—"—
! e e
: ! : : o :
R R T f T o P
9 : / : . - :
: v
(8] /,
g i
g | ' o '
L R A e RRGRERECEETEEEEEES Tt T e PR e
: ! : ! : :
!
/ /
: : / : :
0,20 F---------- R omone oo R e SRR
/
!
f
: : { ! !
' Il - Il Il
0,00 i i i i T
2020 202 2030 2035 2040
Time (Date)

— —— — - Water Cut SC - Inyeccién continua de CO2
— —— —— = Water Cut SC - Inyeccién ciclica de CO2
— e —— = Water Cut SC - Inyeccion WAG

Figura 48. Produccion de agua de los métodos de inyeccion (CMG, 2015).

En la Figura 48 se puede notar que se obtiene mayor produccién de agua en método WAG
ya que se inyecta agua adicional a las condiciones normales de produccidn el mayor corte
estimado para este caso es del 0.89 de corte a condiciones de superficie y declina hasta
0.85 hasta el 2040. EIl siguiente método con mayor produccion de agua corresponde al
método de inyeccion continua el mismo que empieza a aumentar desde el afio 2027 y
alcanza un corte de agua de 0.72 y para el método de inyeccion ciclica el corte de agua
en menor y se mantiene en 0.02 a condiciones de superficie, de esta manera se puede
definir que con el método de inyeccion ciclica la produccién de agua por pozo es menor
a condiciones de superficie que en los métodos de inyeccion WAG y continua. Uno de
los principales factores que influye al incremento del corte de agua son las capas
permeables que existen en la arena T inferior por lo cual el agua inyectada se desplaza a
través de las capas permeables, movilizando al petréleo y por ende esto también resulta

en un mayor contenido de agua en la produccion de los pozos.
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4.4 PRESIONES
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Figura 49. Presiones de agua de los métodos de inyeccién (CMG, 2015).

En la Figura 49 se puede observar el decline de las presiones para los tres métodos de

inyeccion aplicados, cada método parte de una presién inicial del yacimiento de 4226 Psi.

Desde

que inicia la etapa de inyeccion, las presiones para los tres casos declinan

gradualmente hasta 01/08/2022. Ademas, la caida de presion para los métodos de

inyeccion ciclica y continua se mantienen desde el afio 2023 hasta el 2040 en 110 Psi; en

el caso de la inyeccion WAG se puede notar que la presion del reservorio incrementa con

cada ciclo de inyeccion hasta alcanzar un total de 900 Psi a la fecha 01/02/26 y tiende a

declinar hasta mantenerse en el rango de 110 Psi a partir del afio 2034. De este modo se

puede concluir que el método que incrementa la presion del yacimiento es el WAG y por

ende la produccion.
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4.5 FACTOR DE RECOBRO
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Figura 50. Factores de recobro de los tres métodos (CMG, 2015).

En la Figura 50 se denota el comportamiento del factor de recobro, siendo el mismo a
condiciones iniciales inferior al 15%, desde la fecha 01/06/2022 el factor de recobro
tiende a incrementar, producto de la inyeccién y con el método de inyeccion ciclica de
CO2 se obtuvo un factor de recobro de 31.5 %, con el método de inyeccion continua de
CO- se obtuvo un factor de recobro de 32 % y con el método de inyeccion WAG CO; se
obtuvo un factor de recobro de 37%. La diferencia de los factores de recobro se debe al
comportamiento de la presion del reservorio y en consecuencia los efectos son
proporcionalmente; es decir, mientras el reservorio conserve mayoritariamente la presion
se obtendra mayor produccion. De este modo, se pudo corroborar la eficiencia de los
métodos aplicados porque si se obtuvo un porcentaje adicional de factor de recobro con

los métodos e inyeccion de CO2 que con las condiciones actuales.
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4.6 ALMACENAMIENTO DE CO:

4.6.1 Inyeccion continua
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Figura 51. Almacenamiento de CO- de la inyeccion continua (CMG, 2015).

En la Figura 51 se observa que los moles de CO; atrapados en el reservorio comienzan a
aumentar significativamente en el afio 2021, debido a que la inyeccion continua de CO:
empieza en el afio 2020. Posteriormente, el 18/3/2021, la curva alcanza un valor de
6,12x10e6 moles, luego disminuye continuamente hasta el 23/02/2022 donde llega a un
valor de 2,09x10e6 moles. Posteriormente, el valor de los moles de CO; atrapados en el
yacimiento empieza a aumentar continuamente; en el afio 2025 alcanza un valor de
8,2x10e6 moles, en el afio 2030 supera los 1,6x10e7 moles, en el afio 2035 llega a

2,2x10e7 moles y finalmente en el afio 2040 alcanza los 2,6x10e7 moles.
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4.6.2 Inyeccion ciclica
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Figura 52. Almacenamiento de CO- de la inyeccién ciclica (CMG, 2015).

En la Figura 52 destaca que los moles de CO. atrapados en el yacimiento comienzan a
notarse en el afio 2021, a partir de esta fecha el volumen de gas atrapado aumenta y
disminuye debido a los ciclos de inyeccion de CO3, hasta el afio 2026 donde el volumen
de gas atrapado empieza a aumentar continuamente, ya que a partir de este afio se
implementa el proceso de inyeccion continua de CO2. En el afio 2030 existe una cantidad
de 1,3x10e7 moles atrapados en el yacimiento, en el afio 2035 hay 1,8x10e7 moles y en

afo 2040 se alcanza una cantidad de 2x10e7 moles de CO; atrapados en el yacimiento.
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4.6.3 Inyeccion WAG
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Figura 53. Almacenamiento de CO- de la inyeccién WAG (CMG, 2015).

La figura 53, presenta un comportamiento similar a los modelos de inyeccién continua y
ciclica de CO., los moles de CO; atrapados en el yacimiento comienzan a notarse a partir
del afio 2021, fecha desde la cual, el volumen de gas atrapado aumenta y disminuye de
manera muy pronunciada debido a los ciclos de inyeccion de CO; y de agua, hasta el afio
2026 donde la curva se estabiliza y aumenta levemente hasta el afio 2030 donde alcanza
una cantidad de 3,6x10e7 moles atrapados en el yacimiento, en el afio 2035 se disminuye
a una cantidad de 2,2x10e7 moles y finalmente en el afio 2040 se alcanza una cantidad de

2,6x10e7 moles de CO> atrapados en el yacimiento.
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CAPITULO V: CONCLUSIONES Y
RECOMENDACIONES

5.1 CONCLUSIONES

De acuerdo con la simulacion realizada con el software WinProp para la
generacion de las propiedades del fluido a condiciones de inyeccion de CO, y
GEM de CMG permitieron predecir el comportamiento de los fluidos durante 20
afios de inyeccion en la arena T inferior que se seleccion6 por tener las
condiciones de permeabilidad de 352 md, porosidad de 16.4% y una presién
inicial de 4226 Psi; ademas, se considerd dos pozos inyectores para lograr una
mayor eficiencia de barrido areal considerando la estructura y geometria del

yacimiento.

La inyeccion y desplazamiento del CO; se implemento para aprovechar el gas
asociado que se quema en los mecheros del campo e incrementar la productividad
de los pozos con los métodos de inyeccion continua de CO., Ciclica y WAG a
altas presiones para lograr una alta miscibilidad entre el CO,-petroleo y asi reducir
la viscosidad, mejorar la movilidad y aumentar la eficiencia de barrido del
yacimiento, lo cual permitié obtener un mayor desplazamiento del petréleo

residual y una mayor recuperacion de petroleo.

En base a la simulacion realizada se determiné que los factores de recobros de los
métodos de inyeccidn son: continua 32%, inyeccion ciclica 31.5% e inyeccion
WAG se alcanzé el 37%; de este modo, se logr6 comprobar que el método mas
eficiente es el WAG para la arena T inferior. Adicionalmente, para la inyeccién
ciclica se obtuvo una produccion acumulada de 2.73 MMbbl en los 20 afios de
simulacidn, en la inyeccion continua se obtuvo una produccion acumulada de 2.75
MMbbl y en la inyeccion WAG se obtuvo una produccion acumulada de 3.04

MMbbl lo cual justifica el aumento del factor recobro hasta el afio 2040.
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El almacenamiento de CO- obtenido hasta el afio 2040 en la Arena T inferior del
Campo Shushufindi, por el método de inyeccion continua es de 2,6x10e7 moles
de COz lo cual representa el 81% y el 19% restante corresponde al recuperado en
superficie, con el método de inyeccion ciclica 2x10e7 moles de CO; lo que
representa el 87% de almacenamiento y el 13% restante al recuperado y con el
método de inyeccién WAG de 2,6x10e7 moles de CO- que representa el 47.5%
almacenado y el 52.5% recuperado en superficie; de esta manera, se demuestra
que en esta investigacion el barrido del petr6leo va en relacion con la cantidad de
CO2 que se encuentra almacenado en el reservorio y por ende el factor de recobro

aumenta.

El comportamiento de la curva de saturacion de petréleo en cada uno de los
métodos (inyeccion continua, ciclica y WAG) se observa una tendencia
decreciente debido al aumento en la produccién de crudo. Analizando las curvas
de saturaciones, se comprueba gque existe un mejor desplazamiento o barrido de
hidrocarburo cuando se inyecta de forma alternada de agua y gas (WAG), ya que
la saturacion de petroleo pasa del 77% al 30% desde el afio 2018 al 2040. En
cambio, en el método de inyeccion ciclica de CO> la saturacion del petréleo pasa

del 77% al 32%, al igual que en el método de inyeccion continua de COo.
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5.2 RECOMENDACIONES

e Utilizar el método de inyeccibn WAG en la arena T inferior del campo
Shushufindi-Bloque 57 para incrementar la vida productiva de los pozos con bajo
aporte y asi considerar y mantener la produccion hasta el afio 2040; ademas, se
sugiere de manera técnica aplicar 6 ciclos de inyeccion alterna de agua y gas, para
aprovechar la alta produccion de agua que generan los pozos existentes en el
campo y durante el transcurso de la inyeccion de agua almacenar una cantidad

méaxima aproximada del 7,6x10e8 moles de CO..

e Al inicio del proyecto de recuperacion mejorada, se debe analizar la
disponibilidad necesaria del didxido de carbono para que la inyeccion de los
tapones de gas se pueda ejecutar sin contratiempos en los métodos de inyeccién
continua, ciclica y WAG, es decir evaluar la capacidad de la fuente de CO> para

mantener un suministro constante durante la vida util del proyecto.

e Realizar un andlisis técnico - econémico tomando en cuenta todos los factores
involucrados en los procesos de recuperacion mejorada que permita determinar la

viabilidad y factibilidad del proyecto.

e Crear un programa para la captura y almacenamiento del CO; en las facilidades
de superficie para alcanzar la cantidad requerida de gas que es factible inyectar
y/o desplazar en los pozos; ademas, considerar los criterios de arreglos de pozo
inyectores para garantizar una alta eficiencia de barrido areal y vertical en el

yacimiento, dependiendo del método de recuperacion que se vaya a utilizar.

e Ejecutar un monitoreo continuo de la inyeccion de CO: para evaluar el
comportamiento del yacimiento y garantizar la eficiencia del proceso, dentro de
este contexto se pueden utilizar técnicas como el monitoreo de presiones,
temperaturas y el analisis de muestras de fluidos para evaluar la distribucién y
movilidad del CO> en el yacimiento ya que estas consideraciones permitiran

realizar ajustes en tiempo real y optimizar la inyeccion.
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Gas-0il Ratio (scfisth)

ANEXO A

Anexo Al. RESULTADOS DEL WINPROP
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Figura 54. GOR de la prueba de liberacion diferencial (CMG, 2015).

{gis/qu) awniop, 10 anje|ay

74



Qil Wiscosity (cp)
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Figura 55. Viscosidades de la arena T inferior (CMG, 2015).
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Saturation Pressure (psia)
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Figura 56. Presion de saturacion de la inyeccion de CO; (CMG, 2015).
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Figura 57. Diagrama de fases de la arena T inferior (CMG, 2015).
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ANEXO B

Anexo B1. EVENTOS DE LOS METODOS DE RECUPERACION EN LA LINEA DEL TIEMPO
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Figura 58. Linea de tiempo de los eventos del método de produccion mediante el flujo natural (CMG, 2015).
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Figura 59. Linea de tiempo de los eventos del método de produccion mediante inyeccién continua de CO; (CMG, 2015).
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W Time-Line View of Recurrent Data
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Figura 60. Linea de tiempo de los eventos del método de produccién mediante inyeccién ciclica de CO; (CMG, 2015).
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W Time-Line View of Recurrent Data
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Figura 61. Linea de tiempo de los eventos del método de produccion mediante inyeccién alternada de agua y gas (WAG) (CMG, 2015).
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