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RESUMEN

La necesidad de extraer cantidades significativas de petroleo a la superficie, ha sido
y seguiré siendo de interés para cada pais productor y exportador del hidrocarburo.
Actualmente, respondiendo a esa necesidad, se han puesto en practica técnicas EOR
como la inyeccién de polimeros que ayuda a recuperar el petréleo residual que no
puede ser producido por mecanismos primarios ni secundarios. El presente trabajo
tiene como objetivo general realizar la simulacion de la inyeccion de polimeros para
la optimizacidn del factor de recobro en yacimientos a diferentes temperaturas. Con
el fin de alcanzar lo propuesto, se recopila informacién para la caracterizacion del
yacimiento, fluido. De igual manera, se proporciona la data de los polimeros
AN125VHM y HPAM para el respectivo disefio del modelo de simulacion. En
relacion a la metodologia se utiliza un escenario comparativo entre la inyeccion de
polimerosy la inyeccion de agua; siguiendo con el anélisis de sensibilidad en cuanto
al BHP, tiempo de inyeccion y condiciones de operacion para el pozo inyector.
Después de escogidos los parametros mas favorables para el proceso de la inyeccion
de polimeros, se procede con las corridas de simulacion para el polimero
AN125VHM y HPAM a diferentes temperaturas. Los resultados tanto en
produccidn de acumulada de agua y petrdleo, corte de agua, tasa de produccion de
petréleo, viscosidad del agua y saturacion residual (Sor) frente a diferente
temperatura de yacimiento permitieron corroborar que el polimero HPAM es
técnicamente efectivo en comparacion al AN125VHM para la optimizacion del
factor de recobro.

Palabras Claves: Simulacidn — Inyeccién de polimeros — Factor de recobro —
Temperatura de yacimiento
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ABSTRACT

The need to extract significant amounts of oil to the surface, has been and will
continue being of interest for each producer and exporter country of the
hydrocarbon. Actually, in response to this need, EOR techniques have been put into
practice such as the polymer injection that helps to recover the residual oil that
cannot be produced by primary or secondary mechanisms. The main objective of
this research project is to simulate the injection of polymers to optimize the
recovery factor in deposits at different temperatures. In order to achieve the
proposed, information is collected for the characterization of the reservoir, fluid.
Similarly, the data of the polymers AN125VHM and HPAM are provided for the
respective design of the simulation model. In relation to the methodology, a
comparative scenario is used between polymer injection and water injection,
following with the analysis of sensitivity regarding BHP, injection time as operating
conditions for the injector well. After the most favorable parameters for the polymer
injection process were chosen, it continues the simulation runs for the AN125VHM
and HPAM polymer at different temperatures. The results such as cumulative water
and oil production, water cut, oil rate, water viscosity and residual saturation (Sor)
compared to different reservoir temperatures allowed to corroborate that the HPAM
polymer is technically effective compared to the AN125VHM for the optimization
of the Recovery Factor.

Key Words: Simulation - Polymer injection - Recovery factor — Reservoir
temperature
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INTRODUCCION

La Industria Petrolera busca dia a dia nuevos métodos para recuperar el
petrdleo in situ 'y, de acuerdo a varios estudios comparativos, se ha determinado que
la inyeccién de quimicos es una de las alternativas favorables para su desarrollo
(Abidina, Puspasari, & Nugroho, 2012). En este contexto, la inyeccion de polimero
se introduce como una técnica EOR cuyo fin es controlar la movilidad del agua,
consiguiendo el desplazamiento del petroleo y como resultado un alto factor de

recobro.

Por otro lado, la simulacion numérica de yacimiento es aquella herramienta
que, a través de la construccion de un modelo basado en informacidn estatica y
dinamica, ayuda a pronosticar el comportamiento de los fluidos bajo diferentes
condiciones de operacién (Sepulveda Gaona & Escobar Macualo, 2005). El factor
de recobro ha sido y seguira siendo un parametro de interés, porque promueve
buscar alternativas innovadoras e implementar nuevos estudios y a la vez
experimentos para extraer un mayor porcentaje del petréleo del subsuelo, lo que

conllevaria a la creciente sustentabilidad energética y econdmica de los paises.

El presente trabajo esta constituido por seis capitulos, los cuales se detallan

brevemente:

El capitulo I, enfatiza la estructura basica para la elaboracion del proyecto,
en el mismo se realiza el planteamiento del problema y los antecedentes
relacionados con el tema, justificacion, hipotesis para la formulacion de la
interrogante. De igual manera, se establecen los objetivos, reconocer variables y

especifica la metodologia utilizada para el posterior analisis de los resultados.



El Capitulo Il, describe los métodos de recuperacion y propiedades del
yacimiento. Los mecanismos primarios, secundarios y mejorados dan inicio a la
vida productiva del yacimiento, por esta razon, se detalla cada uno de ellos en base
a su definicidn, tipos, proceso, consideraciones de aplicacion. Por otro lado, elegir
el método de recobro de petroleo depende directamente de las condiciones del

yacimiento, de tal forma que, se especifican sus caracteristicas y propiedades.

El Capitulo 111, detalla los aspectos tedricos de la inyeccién de polimero,
tales como: propiedades fisicas (peso molecular, viscosidad, concentracion),
caracteristicas (adsorcion, retencion, factor de resistencia), mecanismos que acttan

en el desplazamiento del petréleo y criterios para el disefio.

El Capitulo IV, presenta la descripcion del disefio de yacimiento-fluido y el
proceso de inyeccion de polimero haciendo uso de un Software de Ingenieria. El
procedimiento de ingreso de la data y las ecuaciones aplicadas para el modelado
son puntualizados en esta parte del estudio.

El Capitulo V, establece la simulacion de la inyeccion de polimeros, donde
se fija la data de los polimeros AN125VHM y HPAM, de igual modo, se realiza el

analisis de sensibilidades para escoger las mejores condiciones de operacion.

El Capitulo VI, enfoca el analisis-resultados de cada corrida de simulacion
para la inyeccion de polimeros con respecto a las diferentes temperaturas. Las

conclusiones y recomendaciones tambien forman parte de este capitulo.



CAPITULO I

EL PROBLEMA

1.1. Antecedentes

Debido a la creciente demanda mundial de petréleo y, segun porcentajes
aproximados de la recuperacion primaria, se estima que un 35% de este
hidrocarburo es extraido naturalmente, quedando el 65% del crudo en el reservorio
(Floerger, 2015). En ese contexto, se han generado nuevas tecnologias para

recuperar el hidrocarburo del yacimiento obteniéndose buenos indicios como:

- Los meétodos térmicos (inyeccion de vapor o combustion in situ),
actualmente aportan un 67 % de la produccion de crudo pesado en paises
como: Canadd, Venezuela, Indonesia y China (Gutiérres Garcia & Trejo
Ramirez, 2013).

- Los métodos de desplazamientos miscibles (Inyeccion de didxido de
carbono) contribuyen al 22 % de la produccion en los paises de Venezuela,
Estados Unidos, Canada y Libia.

- Los métodos quimicos (alcalinos, surfactantes, polimeros) proveen el 11%
de la produccion de crudo. En China, mediante proyectos se estima que a
largo plazo dicho método incrementara el factor de recobro. El total de
produccion mundial de petréleo debido a métodos quimicos muestra un total
de 300.000 bbl/dia.



La inyeccion de polimeros como método EOR tiene una larga historia
comercial. En la década de los 80's, en los Estados Unidos los incentivos fiscales
relacionado con tecnologias condujeron a resultados pobres y un progresivo
abandono de este método de recuperacion. Se expreso un interés renovado en los
afios 90's en China con el campo petrolifero que contenia mas de 3000 pozos donde
se inyectd polimeros, dando un incremento de unos 220.000 bbl/dia y el 12% de la

producciodn de petrdleo.

En estudio denominado “Disefno y ejecucion de una inyeccién piloto de
polimeros en Argentina” (Hryc, Puliti, & Hochenfeliner, 2013), se realiz6 una
comparacion y combinacion de los diferentes métodos quimicos, tales como:
inyeccion de surfactantes, polimero, mezcla de alcali-surfactante-polimero,
surfactante-polimero y alcali-surfactante, obteniendo resultados de produccion de
petrdleo rentables. Su disefio vario de acuerdo a cada yacimiento, tipo de agente

quimico, tasa de inyeccion y concentracion de cada uno de ellos.

Maya y otros (2015) realizaron un estudio sobre “Disefo ¢ implementacion
del primer proyecto de inundaciones de polimero en Colombia en el Campo
Yarigui-Cantagallo”, en el cual se presentd el disefio, ejecucidén y seguimiento
inicial del proyecto de inyeccion de polimeros durante 5 afios en Colombia por parte
de Ecopetrol. En los ultimos 15 meses del 2015, reporté una recuperacion
incremental de petroleo que superd los 60.000 barriles con la estabilizacion de
cortes de agua. La inyeccion de polimero es sencilla y facil, el éxito del método en
los campos de petroleo estd directamente relacionado con la seleccion y
dimensionamiento de la solucién de polimero a inyectar, basandose en la

informacion del modelado fisico para emplearlo en un simulador matematico.



1.2. Planteamiento del problema

En la actualidad los métodos de recuperacion secundaria no cumplen en su
totalidad con la extraccion del petrdleo, por ello surge el interés de generar métodos
mejorados para la recuperacion del petréleo residual, entre ellos estan los métodos

quimicos como la inyeccién de alcalinos, surfactantes y polimeros.

Derivado de lo antes mencionado, la inyeccion de polimeros ha demostrado
ser Util en estudios y aplicacion en campo, por tal motivo, abre oportunidades para
el desarrollo de proyectos de recuperacion mejorada de petréleo, siendo necesario
simular el comportamiento de los polimeros tras la inyeccién en yacimiento con

condiciones especificas para obtener mayor factor de recobro.

Formulacion del problema:

¢Cémo influye la inyeccion de polimeros en yacimientos a diferentes

temperaturas para la optimizacion del factor de recobro de petréleo?

1.3. Hipotesis

Es posible obtener un factor de recobro Optimo de acuerdo a cada
temperatura como condicién de yacimiento a través de la simulacion de la Inyeccion
de Polimeros.

1.4. Variables

- Variable Independiente: Simulacion de la inyeccion de polimeros.

- Variable Dependiente: La optimizacion del factor de recobro en

yacimientos a diferentes temperaturas.



1.5. Justificacion

El uso de polimeros es una de las técnicas rentables de los métodos quimicos
de recuperacion mejorada de petréleo debido a que permite incrementar un recobro
de sus reservas del 5 al 15% aproximadamente (Floerger, 2015). La adicion del
polimero al liquido de inyeccién logra aumentar la viscosidad del agua y como

consecuencia mejora la eficiencia de barrido.

Las condiciones que presentan los yacimientos dependen del lugar donde se
encuentran, los cuales permiten identificar qué mecanismos son Optimos para
extraer el petréleo original in situ (POES). Dada la situacion en el mercado de
precios del petréleo, los métodos quimicos constituyen una de las principales vias

para aumentar el factor de recobro en los yacimientos.

1.6. Objetivos

1.6.1. Objetivo General

- Realizar la simulacién de la inyeccidn de Polimeros AN125VHM y HPAM
para la optimizacion del Factor de Recobro en yacimientos a diferentes

temperaturas.

1.6.2. Objetivos Especificos

- Recopilar la informacion necesaria de los polimeros AN125VHM y HPAM,
del yacimiento y fluido para caracterizar el modelo de simulacion.

- Diseiar el modelo de yacimiento a cada temperatura para el respectivo
proceso de la inyeccion de polimeros.

- Modelar el fluido del yacimiento basada en la data proporcionada.



- Incorporar cada polimero AN125VHM y HPAM para las correspondientes
corridas de simulacion.
- Validar los resultados finales de la simulacion a través de tablas y figuras

comparativas frente a condiciones de produccion.

1.7. Metodologia

- Tipos de Investigacion

- Investigacion Bibliografica

Se recopila toda informacién proveniente de diferentes fuentes como libros,

papers relacionados a estudios de inyeccion de polimeros en yacimientos.

- Investigacion Descriptiva

Se detalla las propiedades, caracteristicas o rasgos importantes de cada uno
de los términos (yacimiento, polimero, simulador, entre otros) que involucra al

método de inyeccion de polimero.

La investigacion se desarrolla utilizando el método de seleccion y analisis,
es decir, se parte de la recopilacion de la data para definir el modelo del yacimiento
y el agente quimico (polimero). Establecido el disefio, se continda con las diferentes
corridas de simulacion lo que conlleva a la descripcion del comportamiento de la
inyeccion de los polimeros en yacimientos a diferentes temperaturas. Los resultados
finales se sustentan en curvas y datos comparativos para su correspondiente

interpretacion.



CAPITULO II

MARCO TEORICO

2.1 Recuperacion primariay tipos de empuje

La recuperacion primaria es la fase de produccién de hidrocarburos donde
contribuye la energia del yacimiento natural, tales como el drenaje por gas, drenaje
por agua, o drenaje gravitacional. En esta etapa la presion del yacimiento es superior
a la presion del fondo fluyente (pwf), la diferenciacion de presion es la que induce
al empuje natural de los hidrocarburos en direccién al pozo y por consiguiente a la
superficie, para luego producir un pequefio porcentaje que se encuentra en el

yacimiento, recuperandolo de una forma mas factible y econdmica.

2.1.1. Tipos de empuje natural del yacimiento

La mayoria de los yacimientos tienen energia acumulada que ayuda que el
petréleo fluya naturalmente. Existen distintos tipos de mecanismo de empuje
natural que son los responsables de aportar la energia necesaria para que el fluido

que se encuentre en el yacimiento pueda desplazarse, entre ellos se tiene:

2.1.1.1. Empuje por agua

La fuente dominante de energia viene del agua que penetra los limites del
yacimiento. La fuerza impulsora del agua debe ser mayor para movilizar el petréleo
desde el yacimiento hacia el pozo y asi, el contacto agua-petréleo debe mantenerse

para que el espacio que va siendo dejado por el petroleo, sea ocupado por el agua.



POZOS DE PRODUCCION

Figura 1: Yacimiento por empuje de agua

Fuente: Neira y Tomala (2018)

La presion del yacimiento debe estar por encima del Punto de burbuja (Pb),
evitando que el gas sea desprendido y se construya una capa del mismo. Por medio
del mecanismo de empuje se logra alcanzar hasta un 50% de recuperacion de

hidrocarburo del yacimiento (Pérez C., 2014).

2.1.1.2. Expansion de gas o por capa de gas

POZOS DE PRODUCCION

—I L

Figura 2: Yacimiento por capa de gas
Fuente: Neira y Tomala (2018)



La presion y temperatura bajo condiciones originales del yacimiento,
mantienen un equilibrio entre el petrdleo y el gas libre que estan presentes. Durante
su proceso la presion cae y la capa de gas se expande tipo piston que consigue
impulsar al petroleo hacia el pozo productor, alcanzando su produccion con un
factor de recobro del 30% a diferencia de los otros mecanismos de recuperacion
(Madrid, 2014).

2.1.1.3. Empuje por gas en solucién

La presion inicial del yacimiento debe ser mayor a la presion de burbuja. A
medida que esta presion cae por debajo del Pb, se genera pequefias y liberadas
burbujas de gas en los poros que empujan el petrdleo en direccion al pozo productor.
Cuando la saturacion del gas excede la saturacion critica, el gas se hace movil y la
produccion del crudo disminuye y el gas crece rapidamente provocado por el
aumento de la permeabilidad relativa al gas. La recuperacion de petréleo de este
mecanismo esta entre el 22% del petrdleo original in situ ( Comision Nacional de
Hidrocarburos, 2010).

POZOS DE PRODUCCION

Figura 3: Yacimiento por gas en solucién
Fuente: Neira y Tomala (2018)
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2.1.1.4. Segregacion gravitacional

El método se da por las fuerzas gravitacionales donde el fluido pesado queda
en el fondo y el fluido liviano se dirigen hacia el tope del reservorio, producto de
las fuerzas viscosas presentes. EI drenaje gravitacional y empuje por segregacion
son considerados como el mismo mecanismo que ofrece una posibilidad de
extraccion de petroleo entre el 40 a 60% ( Comision Nacional de Hidrocarburos,
2010).

2.2 Recuperacion secundaria

En los afios 70 la recuperacién secundaria obtuvo un bajo precio del crudo.
El proceso consiste en inyectar dentro del yacimiento un fluido que sea viable y
accesible, es decir, menos costoso que el hidrocarburo a recuperar. Dos de las
técnicas mas conocidas como método de recuperacion secundaria es la inyeccion
de agua y de gas. El uso continuo que se da con la recuperacion primaria y
secundaria en un yacimiento produce del 15 al 40% del petroleo original existente
(Jiménez Morales , 2012).

2.2.1. Inyeccion de agua

Actualmente es uno de los métodos mas utilizados para el recobro del
petrdleo, la ventaja en cuanto a rentabilidad es la utilizaciéon de agua salada. Los
fluidos presentes en el yacimiento son desplazados en funcién de la presion
ejecutada por la inyeccion de agua. El fluido a inyectar debe cumplir las siguientes

caracteristicas:

- El agua no debe ser corrosiva. Se debe de eliminar del agua aquellos
minerales que crean la formacion de conchas.

- El agua no debe reaccionar con minerales arcillosos presentes en el
yacimiento, porque al momento de tener contacto con el agua produce el

aumento del volumen en los mismos (Craig, 1982).
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- Tratar de eliminar todos los solidos o liquidos que puedan ocasionar la
obstruccidn en los pozos de inyeccion.
- El agua preparada para la respectiva inyeccion debe tener caracteristicas

equivalentes al agua encontrada en el yacimiento.

2.2.2. Inyeccion de gas

Existen dos tipos de inyeccion de gas: la inyeccion de gas externa e interna.

2.2.2.1. Inyeccidn de gas interna o dispersa

Se realiza en yacimientos sin poseer capa de gas inicial y donde no hay
disposicion a expandirse una segunda capa de gas, aplicado en la zona del crudo.
Sirve en reservorios con poca inclinacion y espesor.

2.2.2.2. Inyeccion de gas externa

Se aplica en la capa de gas o cerca del borde de produccién del reservorio
para que se realice el desplazamiento del crudo. Sirve para yacimientos de espesor

considerable.

POZOS INYECTORES DE GAS

POZOS PRODUCTORES | I POZOS PRODUCTORES

Figura 4: Diagrama de inyeccion de gas
Fuente: Neira y Tomal4 (2018)
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2.2.3. Inyeccion alternada de agua y gas

Conocida como WAG consiste en inyectar un volumen de gas para generar
miscibilidad con el fluido del yacimiento, después inyectar un volumen de agua
durante un periodo de tiempo. Alternando los ciclos de inyeccion gas-agua acorde
a la relacion de volumenes determinados, se logra mejorar eficiencia de barrido.

2.3 Recuperacion mejorada

Esté determinada por un conjunto de métodos que utilizan fuentes externas
para la extraccion de petrdleo, que no pueden ser recuperados por los otros
mecanismos primarios o secundarios. Se puede iniciar en cualquier momento de la
vida productiva de un yacimiento por medio de la restauracion de la presion de

formacion.

Los tres tipos principales son la inundacion quimica, desplazamiento
miscible y la recuperacion térmica. La aplicacién dptima de cada tipo depende de
la temperatura, presion, profundidad, zona productiva neta, permeabilidad, petréleo
residual, saturaciones de agua, porosidad y las propiedades del fluido del

yacimiento tales como °API y viscosidad.

2.3.1. Inyeccion de gases inmiscibles

2.3.1.1. Inyeccion de CO:

Tiene el propésito de disminuir la viscosidad del petréleo pesado, y para el
caso de crudos livianos se aplica buscando un desplazamiento miscible entre las
fases, siendo recomendable en yacimientos de petréleo mayores a 25°API. A pesar
que el CO2 no es miscible con muchos petroleos, este puede crear un frente de
desplazamiento miscible en el reservorio a medida que se mezcla con los
hidrocarburos (Molina M. & Rosales G., 2007).
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2.3.1.2. Combustién en sitio

Es un proceso que se centra en inyectar aire en un yacimiento y a la vez usa
un calentador colocado en un pozo inyector que al reaccionar con los combustibles
organicos forma una fuente continua de calor. Proceso aplicable para crudos de alta
viscosidad. Existen dos tipos de procesos de combustidn en sitio: la combustion

“forward” y combustion “reverse”.

2.3.2. Métodos térmicos

Los métodos térmicos tienen como objetivo disminuir la viscosidad del
petréleo y optimizar su movilidad. Han alcanzado el mayor éxito en los ultimos
afios y gran porcentaje de la produccion diaria en Canada, Estados Unidos y
Venezuela proviene principalmente de meétodos térmicos. Se toma en
consideracién, los crudos pesados que tienen entre 5 a 15 °API. A continuacion se

describen los distintos métodos de recuperacion térmica.

2.3.2.1. Inyeccion de agua caliente

Se calienta en un area cercana al pozo inyector y parte de ese calor se pierde
en direccidn a las formaciones adyacentes, ganando el desplazamiento del petréleo.
Se disminuye la viscosidad y el fluido se esparce por efecto de la temperatura,

mejorando su movilidad.

2.3.2.2. Inyeccion alternada de vapor

Se inicia inyectando un volumen de vapor preestablecido por semanas para
luego cerrar el pozo por unos dias. Se mantiene en fase de remojo, luego se abre el
pozo para producirlo durante el tiempo necesario hasta que pierda su rentabilidad.

Aplicado especificamente en yacimientos de crudos pesados.
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2.3.2.3. Inyeccion continua de vapor

Es empleado para crudos pesados. El proceso se basa en inyectar
continuamente el vapor al yacimiento con la finalidad que el petréleo vaya
aumentando su temperatura y, por consiguiente, se genera la disminucion de su

viscosidad para desplazar el fluido a la superficie.

2.3.2.4. Drenaje por gravedad asistido con vapor

Se inyecta vapor continuamente en el yacimiento, al momento que el vapor
se condensa tiende a subir, permitiendo que el petréleo pesado se caliente y reduzca
su viscosidad. Asi, el petréleo calentado va al fondo y se dirige al pozo productor

por gravedad.

2.3.3. Métodos quimicos

Dentro de los métodos quimicos incluye los siguientes:

- Inyeccidn de Polimero
- Inyeccion de Surfactante
- Inyeccion Alcalina

- Aditivos alcalinos mezclados entre alcali-surfactante-polimero

Los procesos de inyeccién de los métodos quimicos dependen de las
concentraciones de los reactivos, del medio poroso de la formacion y de las
propiedades de los fluidos tomando en consideracién los aspectos econémicos que
correspondan. A continuacion se describen los principales parametros de las

propiedades relacionados con cada método quimico.
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PARAMETROS DE LAS PROPIEDADES DE LOS METODOS QUIMICOS

. . VISCOSIDAD | PERMEABILIDAD | TEMPERATURA
METODO
(cp.) (md) ('F)
Inyeccién do 15-40 <35 =10 <160
Polimeros
medinde | 3w | s
h‘;;j‘;’;:"‘ 15-35 <150 <1000 <200

Tabla 1: Parametros de las propiedades de los diferentes métodos de recuperacién mejorada
Fuente: (PDVSA-CIED, 1998)

2.4 Meétodos de recuperacion mejorada con aditivos quimicos.

2.4.1. Definiciony clasificacion de los métodos quimicos

Los métodos no convencionales,

tanto térmicos como quimicos,

contribuyen a mejorar el recobro de petroleo por medio de la inyeccion de agua. En

relacion a las soluciones quimicas inyectadas a yacimientos petroliferos que genera

la recuperacion de petréleo estan los alcalinos, surfactantes, polimeros o la

combinacién entre ellos.

2.4.1.1. Definicion de los métodos quimicos

Los métodos quimicos son técnicas que estdn destinados a insertar

sustancias quimicas al agua de inyeccion, permitiendo la modificacion de

propiedades de los fluidos, como también mejorar la movilidad del petréleo y

disminuir la tension interfacial en yacimientos (Lopez Avendafio, 2010).
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2.4.1.2. Clasificacion de los métodos quimicos

Cada uno de los métodos quimicos poseen caracteristicas propias y su
aplicacion dependera de factores como: presion, temperatura, profundidad,
viscosidad, entre otras propiedades que hacen viable su aplicacion. Se citan los

siguientes:

- Inyeccién de polimeros

Una mezcla de cadenas de polimeros en el agua es considerada como el
proceso de la inyeccion de polimeros en el yacimiento en funcion de las condiciones
necesarias. Dentro de los polimeros estan las poliacrilamidas, biopolimeros que son
comunmente utilizados para afiadir al agua de inyeccion (Abidina, Puspasari, &
Nugroho, 2012).

- Inyeccién de alcalinos

Es aquel proceso que permite afiadir soluciones causticas al agua que va ser
inyectada a la formacion; reacciona con el petréleo formando compuestos que
provoquen la reduccidn de la tension interfacial agua-petréleo, liberando el petréleo

que se encuentra en la roca del yacimiento.

- Inyeccidn de surfactantes

Los surfactantes son agentes tensioactivos que se agregan al agua de
inyeccion, aquellos que poseen una estructura polar (hidrofilico) afinidad con el
agua y no polar (hidréfobo) afinidad con solventes organicos, generando la
acumulacion de moléculas en la interfase agua/petroleo; ocasionando la reduccion
de la tension interfacial entre los dos liquidos, teniendo como resultado el

desplazamiento del petréleo (Norman & Trombetta, Agosto 2007).
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Figura 5: Clasificacion de los métodos quimicos
Fuente: Neira y Tomala (2018)

2.4.2. Procesoy aplicacion de los métodos quimicos

La inyeccion de polimeros, surfactantes y alcalinos presentan su proceso

propio y condiciones favorables para ser utilizados como técnicas para recuperar el

petréleo residual en el yacimiento.

2.4.2.1. Inyeccion de polimeros

- Proceso

Segun Vasquez (2014) el procedimiento que conlleva aplicar soluciones

poliméricas al yacimiento esta dado por las siguientes actividades:

- Se debe escoger el polimero de acuerdo a las condiciones del yacimiento.

- Una vez obtenida la solucién polimérica, se continta con el proceso de

inyeccion.

- Se afiade la solucion polimérica, la cual va actuar como un slug (tapon)

viscoso al momento de ser empujada a través de la formacion por

inyeccion convencional de agua.
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- Deaqui en adelante el efecto que tiene la solucién polimérica es reducir
la movilidad del agua.
- Finalmente se genera un alto factor de recuperacion y una elevada

produccion del crudo. Dicho proceso se muestra en la Figura 6:

POZO INYECTOR POZO PRODUCTOR

5 .

Figura 6: Proceso de inyeccion de polimero
Fuente: Neira y Tomala (2018)

- Condiciones favorables para su aplicacion
Se toma en cuenta las propiedades del yacimiento, tipo de petréleo, baja

salinidad, concentracion del polimero, estabilidad térmica y susceptibilidad de

degradacién del polimero (Hernandez Juéarez & Sebastian Barrera , 2013).

2.4.2.2. Inyeccion de alcalinos

- Proceso

- Se agrega cierto volumen de soluciones causticas o alcalinas como
hidroxido de sodio, soda caustica, silicato de sodio u otro producto

quimico al agua que sera inyectada a la formacion.
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- Lassoluciones alcalinas aplican el proceso de emulsificacion in situ, es
decir, cuando existe una mezcla tanto de los productos alcalinos (fluido
inyectado) y del petr6leo que se encuentra en el yacimiento.

- Dichas soluciones alcalinas van a reaccionar con los componentes
acidos del petréleo, cuando empieza a ocurrir esta reaccion se van
formando sustancias jabonosas en la interfase petréleo-agua, y se da
una modificacion en la mojabilidad de la roca del yacimiento.

- Al darse el proceso de la reaccion entre ambos fluidos se consigue una
movilidad mayor del petréleo que del agua, formandose un banco de
petrdleo que se dirigira hacia el pozo productor (Avila Marcillo, 2015).

La Figura 7 presenta el proceso de la inyeccién de alcalinos:

POZO INYECTOR POZO PRODUCTOR

g ¢

Figura 7: Proceso de inyeccion de alcalino
Fuente: Neira y Tomala (2018)

- Condiciones favorables para su aplicacion
Requiere saber aspectos tanto del yacimiento como de los fluidos, por lo que

se debe considerar la proporcion optima de productos alcalinos, nivel de salinidad,

caracteristicas del yacimiento (Paris de Ferrer, 2001).
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2.4.2.3. Inyeccion de surfactantes

- Proceso

- Incorporar la proporcion adecuada de productos surfactantes al agua de
inyeccion.

- Empujando el tapon de surfactantes con la ayuda de cierta cantidad de
agua convencional inyectada hacia el crudo se creard la zona agua-
petréleo donde ocurrira la disminucién de la tension interfacial entre el
petréleo-agua y reduccion de las fuerzas capilares.

- El petréleo empieza a moverse mas que el agua, formando el banco o

zona de petroleo (Sanchez Medina, 2010).

POZO INYECTOR POZO PRODUCTOR

Figura 8: Proceso de inyeccion de surfactante
Fuente: Neira y Tomal4 (2018)

- Condiciones favorables para su aplicacion
Se debe tomar en consideracion el mejor surfactante, la salinidad del agua

que va hacer inyectada, caracteristicas de la roca y condiciones del yacimiento
(Paris de Ferrer, 2001).
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2.4.3. Proceso de inyecciéon de mezclas de aditivos quimicos

Al referirse a mezclas de aditivos quimicos se habla de la combinacién de

surfactantes, polimeros y alcalinos, entre las cuales destacan las siguientes:

2.4.3.1. Inyeccion de surfactante - polimero (SP)

- Proceso

También se considera como polimeros micelares. La inyeccion de
Surfactante- Polimero se basa en el siguiente procedimiento y su esquema se
muestra en la Figura 9:

- Adicionar el surfactante al yacimiento, el agente quimico a través de
una consistencia jabonosa, reduce la tension interfacial agua/petroleo y

las fuerzas capilares ayudan al petréleo separarse de la roca porosa.

POZO INYECTOR

POZO PRODUCTOR

Figura 9: Proceso de inyeccion de SP (surfactante-polimero)
Fuente: Neira y Tomala (2018)
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Luego se afiade la solucidn polimérica cuya funcién sera mejorar la
movilidad del petréleo, aumentando la viscosidad del agua; por ende,
favorece la eficiencia de barrido dando como resultado el
desplazamiento de petréleo (Avila Marcillo, 2015).

Tanto el surfactante como el polimero se inyectan en diferentes

concentraciones a la formacion, ademéas son empujados por agua.

Condiciones favorables para su aplicacion

Se pone en marcha la inyeccion Surfactante -Polimero en yacimientos
que presenten alta salinidad, alta temperatura, petrdleo ligero,
formaciones homogéneas para que se dé el efecto esperado, caso
contrario, fracasara su uso.

La proporcion de surfactante es muy baja, segun oscila entre el 0.02%-
0.2%; mientras que en los polimeros presenta menores consumos
(Norman & Trombetta, Agosto 2007).

2.4.3.2. Inyeccidn de alcalino — surfactante (AS)

Proceso

Se pre-acondiciona el yacimiento con la inyeccion del alcalino y
surfactante. El surfactante disminuye la tensién interfacial entre los
fluidos, el alcalino que esta presente en el agua de inyeccién se filtra a
la formacién y reacciona con los componentes &cidos del petrdleo
liberando el crudo atrapado.

Al afadir el agente alcalino provoca aumento del pH, alteracion en la
humectabilidad de la roca y reduccién de la adsorcién del surfactante
(Maheshwari, 2012).
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POZO INYECTOR POZO PRODUCTOR

Figura 10: Proceso de inyeccion de AS (alcalino-surfactante)
Fuente: Neira y Tomala (2018)

- Condiciones favorables para su aplicacion

Se sugiere la inyeccion de Alcalinos-Surfactantes para yacimientos con
petréleo ligero y con bajo contenido de acidos (Maheshwari, 2012).

2.4.3.3. Inyeccién de alcalino — surfactante — polimero (ASP)

- Proceso

Es la combinacién de los tres métodos quimicos individuales como son: la
inyeccion de alcalinos, surfactantes y polimeros. El proceso en la inyeccion de ASP

se distingue graficamente y contextualmente:

- Se coloca un tapon de agua dulce antes de que se empiece a inyectar los
agentes quimicos con la finalidad de aminorar la salinidad del agua de
formacion y que los quimicos no sufran alguna alteracién, es decir, se
realiza un prelavado.

- Se afiade el tapon ASP, lo que va a ocurrir en esta etapa es que cada uno

de los productos quimicos realizan su funcion:
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e Alcalino: Se adsorbera en la roca, permitiendo una eficiencia para
el agente surfactante y polimero.

e Surfactante: Al momento de estar en contacto con los fluidos
presentes en el yacimiento, se adsorbera en la interfase agua-
petréleo produciendo la disminucion de la tensién entre los fluidos
y aumentando la movilidad del petréleo.

e Polimero: Tiene el rol de que el agua se haga muy viscosa y por

consiguiente facilitar el desplazamiento de petrdleo.

- Cuando la solucion ASP haya cumplido su funcion, se procede a
inyectar un bache de polimeros, para mantener el empuje Yy
desplazamiento de los fluidos.

- Para concluir, se inyecta agua con alta salinidad permitiendo el empuje

del petrdleo hacia el pozo productor (Canache Velasquez, 2006).

POZO INYECTOR POZO PRODUCTOR

h -

Figura 11: Proceso de inyeccion de ASP (alcalino-surfactante-polimero)
Fuente: Neira y Tomala (2018)

- Condiciones favorables para su aplicacion

La inyeccion de ASP debe contar con yacimientos que sean homogéneos y

que el corte de agua sea mayor al 50% (Useche L., Caracas, Junio 2013).
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2.5 Rentabilidad de los métodos quimicos

La aplicacion de la inyeccién de productos quimicos a la formacion como
método de EOR, es muy amplia y de cuidado al momento de ponerlo en marcha;
porque incluye un sinnimero de criterios de disefio en cuanto al yacimiento como

el quimico a utilizar.

PROYECTOS QUIMICOS DE EOR (ENHANCED OIL RECOVERY)
'

HISTORIA
1976-1982 1989-2000 2010-2015
Gran EXftO Mas de 170 proyectos
Mdas de 50 inyecciones
Mds de 320 en CHINA de Polimeros

inyecciones quimicas
en Estados Unidos

Figura 12: Historia de proyectos quimicos EOR
Fuente: Neira y Tomala (2018)

La tecnologia de recuperacion mejorada a través de métodos quimicos no
estd totalmente desarrollada en el campo en comparacion con otras técnicas de
EOR, esto se debe a que dichos productos quimicos estan estrechamente
relacionados al precio del petr6leo y no aportan en la produccion a nivel mundial.
A pesar de ello, en los ultimos tiempos han surgido incrementos en pruebas pilotos
que sefialan que los métodos quimicos pueden ser una buena alternativa para el
futuro. En proyectos realizados en China, el 11% de su produccion proviene de

métodos quimicos (Comision Nacional de Hidrocarburos, 2012).

26



Los métodos quimicos han tenido un desarrollo temprano en el afio 1980, a

mediados de 1986 se generd un gran ndmero de proyectos relacionados a la
inyeccion de polimeros como técnica de recuperacion mejorada de petréleo.
En 1990 no tuvo tanta relevancia la inundacion de quimicos en otros paises, a
excepcion de China donde hubo mucho éxito. A partir del afio 2000 en adelante se
fueron incursionando la inyeccién de mezclas de aditivos como SP y ASP
(Alvarado & Manrique , 2010).

Actualmente, diferentes paises llevan a cabo proyectos con métodos
quimicos donde se esta iniciando la mejora de técnica de inyeccion quimica con la
finalidad de mejorar la productividad (Mandal, 2015). En Ecuador el uso de
métodos quimicos en los campos maduros tiene una buena perspectiva, tanto
econdémica como tecnica, lo que conllevaria a un aumento aceptable en cuanto a las
reservas (Ziritt, 2012).

2.6 Parametros del yacimiento y fluidos

2.6.1. Principales factores del yacimiento para la inyeccion de

polimeros

Los factores volumétricos de la formacion estan vinculados con el volumen
de cada fluido que se encuentra en el reservorio. De los cuales se destacan tres

grupos:

2.6.1.1. Factor volumétrico del petroleo (Bo)

El petroleo en el reservorio esta a cierta presion y temperatura, cuando se
extrae el fluido a la superficie la presion se ve afectada y, por lo tanto, tiende a
disminuir poco a poco. Este factor corresponde a la relacion que existe entre el
volumen de petroleo a condiciones de yacimiento y el volumen del petrdleo a

condiciones de superficie.
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_ Volumen de petréleo a cond. yacimiento VR RB

....Ecuaciéon 1

Bo

~ Volumen de petréleo a cond. superficie ~ VSC ~ STB

Gas Libre

4

Liberacion de

Yy

[RB/STB]

Solucién de
gas y petréleo

Pb

PRESION

Figura 13: Comportamiento del factor volumétrico de petrdleo vs presion
Fuente: Neira y Tomal4 (2018)

2.6.1.1. Factor volumétrico del gas (pg)

Es la relacion que existe entre el volumen de gas a condiciones de

yacimiento y el volumen de gas a condiciones de superficie, donde la temperatura

y la presibn comienzan a reducirse cuando cambian ambas condiciones;

permitiendo que el gas se expanda y ocupe mas volumen en la superficie que en el

fondo de la formacion.

_ Volumen de gas a cond. yacimiento Vé{ RB

&~ Volumen de gas a cond. superficie ~ V$C ~ STB

......Ecuacion 2
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Bg
[RB/STB]

Pb

PRESION

Figura 14: Comportamiento del factor volumétrico de gas vs presion
Fuente: Neira y Tomala (2018)

2.6.1.2. Factor volumétrico del agua (pw)

Es la relacién que existe entre el volumen de agua a condiciones de

yacimiento y el volumen de agua a condiciones de superficie.

_ Volumen de agua a cond. yacimiento VR RB

.....Ecuacién 3

Bw

"~ Volumen de agua a cond. superficie ~ VSC ~ STB

Bwr
[RB/STB] Pb

; Pb
PRESION

Figura 15: Comportamiento del factor volumétrico del agua vs presion
Fuente: Neira y Tomala (2018)
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2.6.2. Caracteristicas del yacimiento

El yacimiento es importante para la eleccién de un método de recuperacion
que se va a utilizar para extraer un mayor porcentaje del petrdleo. Incluye un
sinnimero de caracteristicas que afecta la inyeccion de polimeros afectada por sus

caracteristicas, las cuales son:

2.6.2.1. Heterogeneidad del yacimiento

Los yacimientos no son totalmente homogéneos, por lo que, la
heterogeneidad prevalece en un mayor grado. Las permeabilidades variadas y las
fracturas perjudican el recobro de petroleo, esto es, producto de las variaciones de

la invasion de fluidos en posiciones verticales y horizontales (Al-Hajri, 2010).

- Eficiencia de barrido vertical

Es la eficiencia de invasion que estd en funcion de la gravedad, se define

como el area del yacimiento contactada por el fluido inyectado.
- Eficiencia de barrido areal

La eficiencia de barrido areal esta en funcion de la ubicacion de los pozos
tanto inyectores como productores, es decir, la fraccion del area a partir del cual se

desplaza el petréleo a través del fluido inyectado.
- Eficiencia volumétrica de barrido

La eficiencia volumétrica de barrido, es una medida en las heterogeneidades
del yacimiento. Combinacidon del barrido areal y vertical, es decir, volumen poroso

contactado por el fluido inyectado por el volumen poroso total del reservorio.
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2.6.2.2. Espesor neto del yacimiento

El espesor estd confinado por rocas y fluidos, por tal, definir con exactitud
el volumen de petréleo que se encuentra en ese grosor, permitira decidir si se aplica
0 no una inyeccion de polimeros para extraer el crudo contenido en el medio poroso.
Los valores de espesor de acuerdo a casos estudiados para la inundacion de
polimeros estan ente 13.2 ft - 54.8 ft y 36 ft como promedio. La distribucién normal

en casos de campo se da entre valores de 40 ft y 50 ft (Zhang, 2015).

2.6.2.3. Tipo de formacion

El tipo de sedimento esta vinculado con la mineralogia en la formacion y es
primordial para la compatibilidad de las soluciones poliméricas. Las areniscas son
las mas empleadas en la inyeccion de polimeros, en el caso de las arcillas y
carbonatos de alta concentracion podria ser un problema en la pérdida quimica
debido a la alta adsorcién (Littman, 1998).

2.6.2.4. Profundidad del yacimiento

La profundidad del yacimiento es un indicador elemental cuando se trata de
la inyeccidon de polimeros, porque influye directamente en la presion de inyeccion.
El limite de la presidn de inyeccidon es cuando el depdsito se fractura, por tal motivo,
una baja profundidad podria considerarse en ciertos casos como restriccion para la
inyeccion de polimeros. Los valores de profundidad en relacién a casos de campo
oscilan entre 3215 ft como minimo, 5139 ft como méaximo y 4106 ft como valor
promedio. En su mayor parte los valores vinculados a campo tienen un rango de
3000 a 6000 ft. Para casos pilotos los valores estan entre 1558 ft como minimo,

8186 ft como méaximo y 5135 ft como valor medio (Zhang, 2015).
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2.6.3. Propiedades del yacimiento

Escoger un método de recobro mejorado aplicable para un yacimiento con
sus caracteristicas y fluidos determinados, es de vital importancia para que tenga
una reaccion positiva. EI método de inyeccion de un fluido debe ser el adecuado,
para ello se consideran propiedades como la presion y la temperatura del

yacimiento.

2.6.3.1. Presion del yacimiento

Es una de las energias mas importante durante la fase de explotacion del
hidrocarburo. Se mide a nivel de la capa productiva del pozo. Es la fuerza por

unidad de area ejercida por los fluidos (Bidner, 2001).

_(dp .
Py — Patm = = ¥ Z e en e e e e n BCUACION 4
w

- Pw considerada como la presién normal de los fluidos que se encuentran en
los poros de la roca de la columna del agua, medida desde el nivel de
referencia.

- Presion atmosférica (Pam) es la igual a cero.

- La profundidad (Z) es igual a cero segun el nivel de referencia.

dp -7
(E)w = PWE v eer een er vee wee e e BCUACION 5

El (dp/dz) es el gradiente de presidn expresada en (kPa/m), (psi/ft), depende

de la densidad del agua, determinada por la temperatura y la salinidad del agua
(Bidner, 2001).
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Cuando un campo de estudio presenta un depletamiento acelerado en su
presion de yacimiento, con una presion inicial de 3500 psi y una presion actual de
1200 psi, este impacta negativamente el factor de recobro del hidrocarburo y por
ende la disminucion en las reservas recuperables del yacimiento, es ahi donde actua
el método de inyeccién de polimero como proceso de implementacion para
aumentar el factor de recobro de petréleo logrando recuperar el crudo de manera

mas rentable.

2.6.3.2. Temperatura de yacimiento

Se relaciona con la profundidad del yacimiento como un solo criterio de
seleccidn, debido a que la temperatura del yacimiento se encuentra en funcién de la
profundidad del mismo. El proceso de inyeccion de polimero cuando muestra altos
valores de temperatura en el yacimiento, se puede mostrar tendencia en la
aceleracion de reacciones de descomposicion, la floculacion y en la adsorcion de la

roca que se encuentra en el yacimiento.

Temperatura (C2)
15 30 45 B0 75 90 105120 135

500 +

1000 +
1500 +
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3500 +

4000 +

Figura 16: Medicion de la temperatura por el gradiente geotérmico
Fuente: (Bidner, 2001).

Al tener un tipo de polimero se forman rangos de temperatura que certifican
una solucion polimérica estable, diferentes estudios han manifestado que

temperaturas menores a los 93.3°C prueban tal condicion (Medina, 2017).

33



2.6.3.3. Porosidad del yacimiento

La medida del volumen de poros de la roca sobre su volumen total es la

definicion de la porosidad con unidad adimensional.

Vr=Vp+Vs ..ccoccs i i i vt e e e e e . ECuacion 6
Donde:

V= Volumen de roca.
Vp= Volumen de poros.

Vs= Volumen de solidos

Si el volumen de poros esté relacionado con el volumen de la roca, se logra

obtener la porosidad, representado como fraccion o en porcentaje.

Vp

= m ver vee ee e e e e BCUACION 7

)

La inyeccion de polimeros en el medio poroso es esencial en la estabilidad
de la solucién polimérica porque evalla tres puntos de vista: la estabilidad
bioldgica, quimica y mecanica; determinando el nivel de degradacion del polimero

y la eficiencia como método de recuperacion del crudo.

2.6.3.4. Permeabilidad del yacimiento

El éxito técnico y econdmico para la evaluacién de la inyeccion de
polimeros es la permeabilidad y heterogeneidad del yacimiento. Las formaciones
con pequefios valores de permeabilidad pueden obstruir a las moléculas de un

polimero que fluyen a través de los poros.
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2.6.3.5. Continuidad en las propiedades de las rocas

Es importante en relacién con la continuidad vertical y la permeabilidad. Al
determinar la factibilidad de aplicacion de un método de recuperacién con
inyeccion, lleva a que el flujo del fluido en el yacimiento se dirija en direccion de
los planos de estratificacion. La presencia de lutitas no es necesariamente un
inconveniente, sino que los estratos individuales de la roca del yacimiento muestren
un grado moderado de uniformidad y continuidad con relacion a la porosidad,

permeabilidad y saturacion del petréleo.

Ademas, a partir de nucleos que son llevados a laboratorio se puede tener
demostraciones de estratificaciones cruzadas y de fracturamiento. Todas estas
condiciones deben ser tomadas en cuenta en la determinacion del espaciamiento de
los pozos, en los patrones de invasion y en la valoracion del volumen del yacimiento

gue se ve afectado durante el programa de inyeccion.

2.6.4. Propiedades de los fluidos

2.6.4.1 Viscosidad del petréleo

La viscosidad es cuando el fluido se resiste al movimiento. Viene dado en
unidades de centipoise (cp). La viscosidad del petréleo (o) tiende a aumentar
cuando disminuye la temperatura. Segin pruebas pilotos, los valores estan entre:
2.3 cp como minimo, 285.7 cp como maximo y 61.987 cp como valor medio. En
pruebas de campo los valores estan entre: 2.6 cp como minimo, 76.96 cp como

méaximo y 29.31 cp como promedio (Zhang, 2015).

2.6.4.2 Gravedad del petréleo

La gravedad del petr6leo viene representada en °API, y hace referencia a la

densidad, por lo tanto, indica que liviano o pesado es el crudo. Su férmula es:
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°API = 14—15 — 1315 .o eii i v e e e e .. ECuacion 8
GE
Segun pruebas pilotos para la inyeccién de polimeros, los valores de
gravedad del petroleo estan entre: 14.96 °’API como minimo, 51.1 °’APIl como
maximo y 24.81 °API como valor medio. En pruebas de campo los valores estan
entre: 16.2 °APl como minimo, 53.2 °APl como méaximo y 36.89 °API como
promedio (Zhang, 2015).

2.6.4.3 Salinidad del agua de formacion

La salinidad del agua de formacidn tiene gran impacto con la viscosidad del
polimero porque tiende a disminuir. Es sensible al contenido de magnesio, calcio y
hierro. Segun pruebas pilotos, los valores de gravedad del petroleo estan entre:
2127ppm como minimo, 84128ppm como méximo y 23135ppm como valor medio.
En pruebas de campo los valores estan entre: 3580 ppm como minimo, 28868 ppm

como maximo y 8087 ppm como promedio (Zhang, 2015).
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CAPITULO IlI

INYECCION DE POLIMEROS

3.1. Definicion de polimero

El Polimero es un producto quimico soluble en agua de alto peso molecular,
formada por moléculas de menor tamafio o también denominado mondmeros. La
uniéon de cadenas de polimeros en el agua se considera como un proceso de

inyeccion de polimeros en el yacimiento bajo condiciones recomendables.

3.2. Caracteristicas de los polimeros

3.2.1. Concentracion del polimero

La concentracién de polimeros tiene un efecto caracteristico en los
volUimenes de recuperacién de hidrocarburos. La Figura 17 expone la relacion de
la concentracion de polimero con respecto a la viscosidad. A mayor concentracion

de la solucién polimérica va a existir un aumento de viscosidad.

Viscosidad (mPa.s)

0 500 1000 1500 2000 2500

Concentracion del Polimero (ppm)

Figura 17: Concentracion de polimero vs viscosidad de la solucién

Fuente: (Herndndez Serrano, 2014)
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El efecto que presenta la recuperacion de petréleo remanente debido a las
diferentes concentraciones de la solucion de polimero se da en la Figura 18. Cuando
la concentracion del polimero estd de 100 a 1300 ppm, la recuperacion se ve
influenciada exponencialmente hasta tener un valor de 1500ppm, es decir, si la

concentracion va aumentando, se observa un mayor porcentaje de recobro.
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Concertracién del Polimero (ppm)

Figura 18: Efecto de la concentracion de la solucién de polimero en la recuperacion de petréleo
Fuente: (Herndndez Serrano, 2014)

3.2.2. Temperatura del polimero

La temperatura es clave en el comportamiento de los polimeros. A
temperaturas bajas los polimeros se vuelven mas duros y surge pérdida de
movimiento entre las cadenas que forman el material. La temperatura a la que
funden las zonas cristalinas se llama temperatura de fusion (Tf). Al mantener un
tiempo prolongado a alta temperatura la solucién de polimeros pierde viscosidad.
Hay dos factores que deben ser considerados: la temperatura a la que se somete el

polimero y el tiempo que se mantenga esta condicion.
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3.2.3. Viscosidad del polimero

Un segundo factor es la estructura del material. Los polimeros lineales con
débiles enlaces intermoleculares presentan bajas viscosidades al resultar mas facil
el deslizamiento de unas moléculas respecto a otras. La viscosidad aumentara
haciendo que la longitud de sus cadenas tenga un mayor desorden dificultando aun
mas sus movimientos. Una distribucion de peso molecular amplia implica menor

viscosidad, por lo tanto, son faciles de extraer.

3.2.4. Salinidad

La salinidad y el intercambio i6nico pueden llegar a tener efectos
considerables en el proceso de degradacién quimica. El agua de formacion posee a
menudo elevadas concentraciones divalentes de cationes, en particular de Cat+ y
Mg+, que hacen que la viscosidad de la solucion polimérica se vea alterada. Con el
fin de disminuir el efecto producido, se realiza la inyeccion de un pre-flujo de agua
para limpiar cierta cantidad de sales presentes en el yacimiento y reducir la

exposicion del fluido de inyeccion (Gémez , Hernandez , & Merchén, 2011).

3.2.5. Peso molecular

El peso molecular de los polimeros es de interés para su aplicacion junto
con las propiedades mecanicas asociadas a los materiales poliméricos. En la
mayoria de los casos, para un determinado intervalo de pesos moleculares, dicha
propiedad sera dptima para su aplicacion en la formacion. Las caracteristicas
propias de los polimeros estan constituidas por una mezcla de polimeros
homogeéneos, pero con distinta longitud de cadena y, en consecuencia, de diferente
peso molecular. Para los polimeros, solo es posible determinar un peso molecular

promedio.
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3.3. Polimeros para la recuperacién de petroleo

3.3.1. Poliacrilamidas

Es aquel polimero sintético de cadena mas larga compuesta por el
monomero acrilamida que al combinarse quimicamente da como resultado la
cadena polimérica. Sus moléculas son flexibles y de diametro pequefio. Sensibles
al romperse por producto de esfuerzo cortante 0 mecanico, mientras que poseen una
polaridad muy alta; el cual las hace parecidas al agua y no semejantes al petréleo.
Aplicable en procesos de métodos de recuperacion mejorada de petréleo, teniendo
entre 1 a 10 millones de peso molecular promedio, mientras que el grado de
hidrdlisis de las poliacrilamidas parcialmente hidrolizadas varia entre 0 y 30%
(Sanchez Medina, 2010).

3.3.2. Polisacaridos

La estructura molecular de los polisacaridos es resistente a la degradacion
mecanica, rigida y viscosificante en agua con alta salinidad, con una complejidad
mayor que la poliacrilamida. Mientras que el peso molecular promedio de los
biopolimeros es minimo entre 2 a 5 millones al de las poliacrilamidas (Sanchez
Medina, 2010). En el proceso de inyeccidn es conveniente filtrar las soluciones de
biopolimeros antes de ser inyectadas al yacimiento, para minimizar los problemas

de taponamiento que se pude presentar en los pozos inyectores.

3.4. Propiedades fisicas de soluciones poliméricas

Las soluciones poliméricas al momento de fluir por las paredes de la roca
porosa de la formacion deben transportarse de manera infalible; para que obtenga
su efectividad, se toma en cuenta propiedades fundamentales en la interaccién tanto
del polimero como el medio poroso para alcanzar el éxito de la inyeccion, como

son:
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3.4.1. Adsorcion

La adsorcion como fendmeno fisico, es el enriquecimiento de un
componente particular en una interfase (Littman, 1998). Cuando se trata de la
inyeccion de polimeros, la interfase es entre el polimero (fase liquida) y la superficie
de la roca (fase solida), es decir, ocurre la interaccion de las dos fases provocando
la adhesion del polimero en la parte superior de la roca. Para que la adsorcién de la
solucion polimérica en la roca ayude a que la permeabilidad relativa del agua
disminuya, se debe tener presente indicadores adecuados que incidan en los
resultados Optimos de dicho fenémeno (Moreno Diaz, Mufioz Navarro, &

Rodriguez, 2017). Entre los indicadores se tiene:

- Caracteristicas del Polimero: Hace hincapié en el tipo, peso molecular y
concentracion del polimero al momento de inyectar a la formacion.

- Tipo de roca: La superficie de cada estrato es Unica en forma, tamafio,
composicion de minerales, presencia de sus poros. Ayuda a una menor o
mayor adsorcion.

- Solvente: Esté en funcion de la salinidad, el agua de la formacion como el
agua de inyeccién que contiene los polimeros deben estar asociadas para
favorecer la adsorcion. La adsorcién tiende a aumentar en rocas poco
consolidadas y con alta salinidad. A nivel de campo, los valores de
adsorcion oscilan entre 20 a 500 Ib/acre-ft ( Abadli, 2012).

3.4.2. Retencién

La retencion del polimero es fundamental para garantizar el éxito de la
inundacion quimica al yacimiento, porque del resultado de dicha propiedad fisica
se estimara la cantidad de petrdleo que se va a recuperar por libra de polimero
inyectado. La retencidn en términos de inyeccion de polimeros es la cantidad del
agente quimico que se retiene en el medio poroso, para ello acttan la adsorcién de

la superficie solida y el entrampamiento en los poros.
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Varias observaciones son analizadas oportunamente para que la retencion

del polimero se dé adecuadamente, refiriéndose a lo siguiente:

- Contenido de carbonatos, hierro o arcilla en la roca: La cantidad de
minerales del estrato en la formacion es esencial antes que se inyecte la
solucién polimérica.

- Tipoy Peso molecular del polimero: Afecta directamente al aumento de
la retencion del polimero ya que puede repercutir considerablemente en la

disminucion de la permeabilidad (América, 2011).

Al momento que ocurra la retencion causara pérdida del polimero en la
solucion como también un retraso en la rapidez del polimero, originando dificultad
en la movilidad. En el campo los valores de retencion oscilan entre 20 a 400 lbm de
polimero/acre-ft de volumen bruto, un valor de retencion menor considerable es 50
Ibm/acre-ft (Center, 2016).

3.4.3. Factor de resistencia

El factor de resistencia residual y el factor de resistencia son aquellos que a
través de formulas especificas cuantifican la disminucién de la permeabilidad
provocada por el retenimiento del polimero en el medio poroso. En el caso del factor
de resistencia se define como la correlacion de las movilidades, es decir, entre la
movilidad del agua y la movilidad de la solucion polimérica. Planteado en las

siguientes formulas ya establecidas:

k
Aw = = eev cee e eev ese e e onn .. ECUACION 9
Hw
A, = K Ecuacié
D T T e e en e e e e ECUACION 10
Hp
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Donde:

Aw = Movilidad del agua

kw = Permeabilidad del agua

Mw = Viscosidad del agua

Ao = Movilidad de la solucién polimérica
Mp = Viscosidad de la solucion polimérica

kp = Permeabilidad de la solucién polimérica

Ky

P
Rp=—= T{—W vet ere ete ee eee eee eer oen. ECUACION 11

Ao X

Hp

Donde:

R¢= Factor de Resistencia

Mientras que el factor de resistencia residual se define como la relacién de
la movilidad del agua, que también puede ser expresado en terminos de
permeabilidad del agua inicialmente y después de la inyeccion del agente quimico

como es el polimero. Planteado por medio de esta formula ya establecida:

wee e e BECUuaAcion 12

Donde:
Rr+= Factor de Resistencia Residual

kwi = Permeabilidad del agua inicialmente o antes de la inyeccion

kwa = Permeabilidad del agua después de la inyeccion
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3.5. Mecanismos que actuan en el desplazamiento de polimeros

El polimero aporta al incremento del desplazamiento debido a la
movilizacién de petroleo que se encuentra atrapado en los poros de la roca. Para
que surja dicho proceso, la solucién polimérica debe generar cierta estabilidad y
comportamiento viscoso. Enfocandolo a nivel microscépico, la mejora en la
eficiencia de desplazamiento a través de la inyeccion de polimeros, se da mediante

cuatro mecanismos que, segun Medina Hernandez (2017), son:

3.5.1. Efecto de arrastre (Pulling effect)

El polimero que posee propiedades viscosas y elasticas fluye por una
superficie estrecha, causando no solo tension entre los fluidos presentes: solucion
polimérica y petroleo; sino tension con el area de contacto (cizallamiento). El agua
(fluido no eléstico) y los polimeros al tener caracteristicas viscoelasticas generan
fuerzas mayores en comparacion al petréleo, logrando sacar el crudo por canales

sin salidas.

3.5.2. Efecto de raspado (Stripping effect)

Se enfoca a la humectabilidad de la roca. El petroleo es aquel que se adhiere
preferencialmente a la superficie solida ocupando la mayor cantidad de area de
contacto a diferencia del agua. La humectabilidad causa modificaciones en la
capilaridad, producto de la fuerza mayor del fluido no newtoniano (solucién
polimérica) que el fluido newtoniano (agua), esta tension facilita raspar el petréleo
de laroca. Al darse el proceso ocurriré alteracion en su humectabilidad, es decir, el
medio poroso pasa a humectarse por agua, y como resultado dara un mayor

desplazamiento de petrdleo.
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3.5.3. Flujo de la columna de petroleo (Oil thread flow)

En el sistema actla el polimero como propiedad eléstica, es decir, el petrdleo
es extraido del medio poroso por el polimero mediante dos formas: primero en
columna y luego en hilos de petréleo. Al acontecer la extraccion, la columna puede
desestabilizarse por la tension entre el petréleo-solucion de polimero y quedar
nuevamente atrapado, pero alli es donde actta la propiedad del polimero para
estabilizar la alteracion interfacial, asi ayudara a que mejore la movilizacién del

petréleo.

3.5.4. Efecto de espesamiento por cizallamiento (Shear-thickening
effect)

El espesamiento por cizallamiento es uno de los tipos de flujo del polimero
asociado a su velocidad en el medio poroso. La velocidad en el mecanismo debe
ser alta para que las cadenas del polimero no sufran un proceso de relajacion, es
decir, una deformacion recuperable. Al aumento de la viscosidad que se da cuando

la velocidad de cizallamiento aumenta, se llama espesamiento.

3.6. Proceso de inyeccion de polimeros para el desplazamiento del crudo

Durante el proceso de recuperacién de hidrocarburo, el polimero actda como
agente quimico para el incremento de la viscosidad del agua de modo que se mejora
la raz6n de movilidad entre la solucion polimérica (fluido desplazante) y el crudo
(fluido desplazado), favoreciendo la eficiencia de barrido. Para que se efectue el
proceso de inyeccion de soluciones poliméricas para el desplazamiento del crudo
se toma como referencia la teoria de Buckley- Leverett en representacion del flujo

fraccional del agua.
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Principio de conservacion de masa mostrada en las siguientes formulas:

KKy

m,, = — * pw V(P — PWEZ) v vev - Masa del agua ... ... Ecuacién 13

w

ro

m, = — * PoV(Py — Po8Z) wov wn e Masa del petréleo ... ... Ecuacion 14

Ho

Movilidad de los fluidos

k
Aw = urw * Pyy -er -e ooe e .- MoOVilidad del agua. ... ... .... Ecuacién 15
A%
k
Ao = f * Do wee oe oo ... . Movilidad del petroéleo ... ... .... Ecuacion 16
(]

En su forma reducida, reemplazando la movilidad queda:

m,, = —KkA,V(Pw — pwgZ) -+ wv - Masa del agua

m, = —kA,V(P, — po8Z) ... ... ... Masa del petroéleo

Si se considera el fluido incompresible, bifasico (agua/petréleo) y no existe

gravedad ni presiones capilares; la ecuacién quedaria:

m,, = —kA,V(Py) ... ... ... Masa del agua

VP, = VP, — VP,
0 = VP, — VP,
VP, = VP,
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m, = —KkA,V(R,) ... ... ... Masa del petroéleo

M = My F Mg e een e e eee een e e e ee eee een e e 22 BCUACION 17

m = —kV(Pw)[Ay + 2]

I'er .7
fw = T e Ecuacion 18
£ o= _k}\wV(PW)
Y —kV(PW) [Aw + 2]
A
fw = Y i oe e e Ecuacion 19
Aw + Ao
lffw * Pw
f — W
w

1
= Férmula de Flujo Fraccional ... ... Ecuacion 20

f,=— .
Ho - Kro po>
1+(— Kro , Po
b Kew  Pw

Por medio de la ecuacion de Buckley-Leverett para un flujo lineal se muestra a

continuacion:

6(pwOSw) _

O..ooo eev vv vev e . Ecuacion 21
ot

V(m,) +
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m,, = f, *m

8(pwBSw) _

ot 0

V(f, *m) +

m =V * pg

S(puPSw) _

V(Ew * Voo P + =5

P« S€ convierte en p,, porque se esta inyectando agua

5(Sw)
ot

5(Sw)

5c 0

pw[va*V(fw)M*@]:o

5w _ g

[va F(E) + 05

5(Sw)

=0
ot

1
5[VQ*V(fW)+¢*

Voc * V(fw) S(SW) _
0) Tt

Q
T

0

V= e . .. ECUACiOn 22

Q * V(fw) + S(SW) —

AQ 5t 0
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Q _8(tw)] _ 8(Sw)

*
AP  Ox 5t

[S(fw) _ 8Cw)  5Gw)
8x 1 8(Sw)  8x

Q _[8(w) 8Gw)|_ 8(w)

k k
AD [6(Sw)  ox St

Q [8(w)|_  8(Sw)/8t

AD |8Gw) |~ 5(Sw)/8x

8S 8S
8(Sw) = 8—de + S—twdt

dx  8(Sw)/st
dt ~ 8(Sw)/8x

d<_ Q 8(fw)
at A 8(Sw)

Q [8(h) .
E m*dt—fdx

X = %(:(ﬁ;?))t ... Buckley — Leverett ... ... ... ... ... ... Ecuacion 23

Un proyecto de inyeccion de polimero consiste en afiadir polimero en un
determinado lapso de tiempo hasta alcanzar, mas o menos, 1/3 - 1/2 del volumen
poroso del reservorio (Abidin, Puspasari, & Nugroho, 2012). El tapon de polimero
es seguido por el agua convencional, ayudando a empujar el petréleo hacia los
pozos productores.
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3.7. Comportamiento de la inyeccion de polimeros en el medio poroso
El medio poroso influye mucho en la concentracion o cantidad de polimero
que se inyecta, porque la proporcion dependera de dos propositos (Cabezas P.,
1975):
- Para optimizar las propiedades del fluido desplazante se utilizara 500 ppm
para llegar a tener una mejor recuperacion.
- Para formar un tapon se empleara una concentracion de 3000 ppm.
En concentraciones bajas (300 a 500 ppm), en donde se pretende recuperar
petréleo, el comportamiento esta en funcion de la velocidad de la tasa de flujo, de
alli parten dos comportamientos:

- Comportamiento por flujo pseudo-plastico

El flujo pseudo-plastico se caracteriza por ser fluidos en la que su viscosidad

disminuye al aumentar la velocidad de deformacion.

- Comportamiento por flujo pseudo-dilatante

El flujo pseudo-dilatante se caracteriza por ser fluidos en la que su

viscosidad aumenta al incrementar la velocidad de deformacion.

3.8. Ventajas y desventajas de la inyeccidn de polimeros
Cuando se escoge la inyeccion de polimeros para aplicar al yacimiento, se

generan tanto inconvenientes como resultados favorables producto de su aplicacion.

Por tal motivo se presentan ventajas y desventajas en la inyeccion de polimeros.
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Ventajas

- Son aplicables al instante de ponerlos en corridas para pruebas en el
campo.

- Son altamente viscosas, inclusive si son diluidas; es decir, aunque baje
su concentracion en la disolucion siguen manteniendo su propiedad
viscosa.

- Factor econémico, su produccion se ve incrementada a un corto plazo,
lo que conlleva a bajos costos.

- Mejora la eficiencia de desplazamiento vertical, teniendo como
consecuencia un recobro mayor de petroleo.

- Favorece la razdn de movilidad entre las dos fases agua-petrdleo.

Desventajas

- Son sensibles al contenido de sal, representando su mayor obstéaculo.
Cuando hay presencia de alta salinidad su viscosidad disminuira en la
solucion polimérica.

- Cuando surgen inconvenientes durante el proceso de inyeccion de
soluciones poliméricas, se tornan altamente costosas.

- Necesita alta calidad en el agua, ello conlleva a tratamientos
adicionales.

- Altas temperaturas, cuando existe elevada temperatura de yacimiento
provoca un deterioro de las cadenas de polimero, afectando su
viscosidad.

- Dafios a la formacidn ya que la adsorcion del polimero es irreversible y

originaria el taponamiento a la formacion.
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3.9. Factores que impiden el desplazamiento del crudo por el mecanismo
de inyeccion de agua

A medida que se va desarrollando un proceso para la recuperacion de
petrdleo, en este caso, la inyeccion de polimeros, comienza a surgir problemas
causados por factores relacionados a la eficiencia de desplazamiento/barrido en el
yacimiento; por tal razén, es necesario examinar detalladamente cada uno de los
factores para dar solucion a un inconveniente en particular que impida la efectividad

del proceso. Entre los factores se tiene:

3.9.1. Razdén de movilidad

La razon de movilidad esta definida como la fraccién entre la movilidad del
fluido desplazante (agua) y el fluido desplazado (petréleo). Se representa con la

letra M, siendo su ecuacion:

Kw/Hw

M = e
Ko /Mo

v v . ECUAcion 24

La razon de movilidad (M), es un indicador para el desplazamiento de crudo,

se han establecidos estandares para ver su eficiencia, se tiene:

- Si M > 1, indica una razén de movilidad desfavorable, es decir, el
desplazamiento seréa ineficiente porque los fluidos detras del frente superan
al del petrdleo, eso ocurre cuando hay inestabilidad viscosa en el frente de
invasion.

- Si M < 1, indica una raz6n de movilidad favorable, es decir, el
desplazamiento sera eficiente porque los fluidos detrds del frente seran
menor al del petréleo.

- Si M =1, indica que el desplazamiento y la razon de movilidad son

favorables.
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3.9.2. Patron de inyeccion

El patron de inyeccién estad vinculado con los arreglos de pozos, factor
primordial para la eficiencia de desplazamiento que habra del pozo inyector hacia
el pozo productor. Existen arreglos de 4, 5, 7, 9 pozos, entre inyectores y
productores, siendo el arreglo de 7 el mas recomendable porque hay mayor

eficiencia de barrido areal y se emplea una menor cantidad de pozos inyectores.

3.9.3. Tasa de inyeccion

La tasa de inyeccioén dependerd de la posicién del yacimiento ya sea
horizontal o inclinados, en el caso de un yacimiento horizontal, si la tasa de
inyeccion es mayor afecta en la disminucion de la eficiencia de barrido vertical. Por
otro lado, para yacimiento inclinado, fracturados se recomienda bajas tasas de

inyeccion, aunque también podrian afectar la rentabilidad del proyecto.

3.10. Selecciony criterio de disefio para aplicacion de polimeros al modelo

de simulacién

Antes de poner en ejecucion un proyecto de inyeccion de polimeros a cierto
yacimiento es prudente considerar un criterio de disefio 0 Screening Process, el cual
servira como guia estandar de evaluacion para decidir si es posible aplicar o no la
inundacion de soluciones poliméricas en términos de yacimiento. Cada pauta de
disefio ayudard a escoger la tecnologia adecuada para recuperar el petréleo a menor

costo, entre estos se mencionan los siguientes criterios de disefio que son:
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SELECCION Y CRITERIO DE DISENO EN LA INYECCION DE POLIMEROS

RESERVORIO

PROPIEDADES/ CARACTERISTICAS

VALORES

Saturacion de Petrdleo

= 10%% del VP de petréleo mévil

Espesor neto No critico
Fazén de movilidad 2-40
Profundidad = 9000 ft
Permeabilidad =10 md
Factor de hetercgeneidad 0.3-0485

Temperatura <176°F. Temperatura maxima es de 210°F
PETROLEO
Vizcosidad del Petroleo < 150cp (preferiblemente <10010cp)
Gravedad "API >13°API
Composicion No critica
AGUA
Salinidad Preferiblemente baja
LITOLOGIA

Exito en yacimiento de areniscas v carbonatos, vacttnientos fracturados.

El contenido de arcilla debe ser bajo

Tabla 2: Seleccién y criterio de disefio en la inyeccion de polimeros

Fuente: (Paris de Ferrer, 2001), (Holstein, 2007)
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CAPITULO IV

DESCRIPCION DEL DISENO DE YACIMIENTO Y FLUIDO

4.1. Aplicacion de los simuladores

La simulacion es el proceso de disefiar un modelo de un sistema real con el
proposito de evaluar nuevas estrategias bajo diferentes esquemas de produccion. El
interés que se tiene en los simuladores no es nuevo, al contrario, se ha utilizado
desde hace mucho tiempo para construir modelos de actividades complejas. En la
industria del petroleo y gas existen compafiias dedicadas al desarrollo de
herramientas que permitan realizar simulaciones numericas en un minimo de

tiempo. Algunas de esas compafiias son:

4.1.1. Optimization Petroleum Technologies (OPT)

La Plataforma PETROLEUM ENGINEERING OFFICE (PEOffice)
disefiada en la compafiia OPT permite acceder a la visualizacion, caracterizacion y
simulacion de yacimientos, incluyendo la evaluacion de produccion, métodos de
recobro mejorado como inyeccién de agua y un modulo especifico para transporte

y recoleccion de hidrocarburos (Gémez Babativa, 2016).

4.1.2. University of Texas Chemical Compositional Simulator
(UTCHEM)

El UTCHEM es un simulador quimico que se ha estado desarrollando y

evolucionando durante muchos afios, especificamente en la Universidad de Texas.
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Se basa en el proceso del método de recuperacién mejorada con inyeccién
de polimero, surfactante, geles, alcalinos, espuma y microorganismos, asi como la

combinacién de los mismos.

41.3. PETREL - SCHLUMBERGER

PETREL es un software desarrollado por la compafila Schlumberger,
contiene modulos de geofisica, geologia y modelamiento, ingeniera de yacimientos
y produccion, perforacién, entre otros. PETREL admite la adquisicién de
informacion sismica para la construccion de modelos de yacimientos. El area de
geofisica proporciona un amplio flujo de trabajo para solucionar casos relacionados
con la estratigrafia y estructuras del yacimiento; incluyendo la interpretacion,

analisis estructural, de limites y fallas, entre otras funciones.

4.1.4. Computer Modelling Group (CMG)

Desde inicio de su creacion en 1978 CMG se ha basado en el desarrollo y la
entrega de las tecnologias de simulacion de yacimientos mas precisas (Computer
Modelling Group, 2018). Dentro del simulador CMG se encuentra las herramientas
STARS, WINPROP, IMEX, GEM. Es un simulador de yacimiento composicional,
térmico, quimico y geomecanico, que se utiliza exclusivamente para analizar y
modelar yacimientos estimulados por quimicos. La herramienta computacional
STARS es beneficiosa para el modelado de fluidos multicomponentes y también

para flujo trifasico.

WINPROP es una herramienta de caracterizacion para obtener un modelo
fluido del yacimiento y procesos especiales, como la prediccion del
comportamiento de fase de los fluidos del yacimiento por variaciones de
composicion, creacion de modelos para las condiciones de superficie y yacimiento.
De igual manera permite realizar pronéstico de la miscibilidad de contacto mdltiple,
para lo cual realiza calculos en unidades de condensacion o vaporizacion y por

ultimo para la creacion PVT.
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4.2. Simulacion estatica

La simulacidn estatica o también conocida como simulacion geoldgica es
aquella que representa las relaciones del sistema cuando esta en equilibrio. En la
etapa inicial del proceso de caracterizacion de yacimiento se genera un modelo
estatico establecido con la informacion precedente. En caso de que no exista datos
de produccion en el campo, este modelo estatico inicial se utiliza como informacién
de entrada en el estudio de métodos volumétricos para valorar el potencial del
yacimiento con el fin de establecer si es 0 no rentable su explotacion durante

periodos de tiempo.

4.3. Etapas del modelo estatico

La etapa estatica se basa en la elaboracion de un modelo del yacimiento
estableciendo la integracién de la informacion geoldgica, sismica, estratigrafica,
sedimentaria, petrofisica y de ingenieria con el objetivo de calcular las reservas y

los volimenes de hidrocarburos en el yacimiento. Los pasos son:

- Serealiza la construccion del mallado, donde se especifican las dimensiones
del yacimiento, capas, contacto agua-petréleo y numero de celdas del
mismo.

- La construccion del modelo de yacimiento estd compuesta por un nimero
finito de celdas que deben ser lo suficiente para llegar a simular el
comportamiento del reservorio.

- Luego con la seleccion del mallado, puede ser de tipo ortogonal Corner
Point, donde se encuentra compuesto por blogues que se especifican por sus
ocho puntos de esquina, utilizando las coordenadas (X, y, z) con la respectiva
ubicacion en el yacimiento. Otro tipo de malla es la mencionada Block
Center, en el centro del bloque se evalian pardmetros tanto en tamafio en

sus direcciones X, Yy, z como el tope en cada celda.
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Después de que se haya creado la malla, es necesario que cada celda tenga
sus propiedades petrofisicas como es la permeabilidad y porosidad, donde
se deben ingresar los datos PVT de los fluidos y parametros como son las
presiones capilares, saturaciones y permeabilidades relativas.

Por altimo, se incorpora los datos del pozo o historial de produccion para
completar el modelo estatico, incluyendo la informacion de los eventos de
cada pozo, su ubicacion, la profundidad de los intervalos perforados en la

formacion y el indice de productividad.

4.4. Simulacion dindmica

La simulacion dindmica determina y evalla los aspectos que controla el

movimiento de los fluidos dentro del yacimiento, de acuerdo a la caracterizacion

estatica establecida. La simulacion dinamica cada vez es mas importante a medida

que los procesos se vuelven mas complejos.

4.5. Etapas de un modelo dinamico

El desarrollo de un modelo de simulacién dindmico se hace con el fin de

predecir el comportamiento de un campo, y se lleva a cabo en diferentes etapas:

En la primera etapa se da la adquisicion y andlisis de datos geofisicos,
geoldgicos, petrofisicos de nicleos y PVT.

La inicializacién del modelo completa la informacion geoldgica con el
modelo de fluido que reconoce estimar los volimenes originales en sitio y
formar las condiciones iniciales del sistema.

El modelo dinamico se basa en un ajuste historico integrado, comparando
la produccién real con el modelo, haciendo el debido control en las

propiedades de la roca, de los fluidos y los datos del pozo.
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- La simulacion da un modelo aproximado del yacimiento para las
predicciones, evaluando el analisis de sensibilidad que permita definir el
mejor escenario para recuperar los hidrocarburos presentes en el yacimiento
(Gomez Babativa, 2016).

4.6. Descripcion general del modelo en el simulador

El disefio para la simulacion parte desde el modelado del yacimiento, se
establecen tanto las propiedades de la roca como de los fluidos, dimensiones,
profundidad, presion, espesor, pardmetros PVT, permeabilidades relativas, entre

otros puntos claves para el desarrollo adecuado del yacimiento.

Dos modelos participan dentro de la simulacion: el modelo estatico, donde
se coloca cualidades del yacimiento, es decir, la distribucion de las propiedades
petrofisicas; y el Modelo Dinamico, donde se procede a modelar el fluido y observar
su comportamiento futuro por medio de los datos proporcionados. Se hace uso de
un yacimiento sintético basado en el establecimiento de las dimensiones de la malla,
proporcionar datos de acuerdo a un rango establecido, emplear el arreglo de pozos
mas adecuado entre inyectores y productores, los cuales permitiran el desarrollo de

la simulacion dinamica.

4.7. Proceso para el modelo del fluido

El Software de Ingenieria aporta para la creacion del modelo del fluido
donde se puede agrupar componentes, validar datos de laboratorio, entre otros
criterios. A continuacién se describen los pasos que conforman el modelo del
fluido:
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4.7.1. Data del fluido del yacimiento

La composicién de cada componente que presenta el fluido del yacimiento
es clave, en vista de que permite caracterizarlo para la simulacion de yacimiento;
prediciendo su comportamiento al momento de producirlo. La informacion base se

detalla en las siguientes Tablas:

COMPONENTE C30+
Fraccion Molar 0.693
Gravedad Especifica (SG) 0.97
Peso Molecular 400
Presion Critica 11.929 Atm
Temperatura Critica 951997 °K
Factor Acentrico 1.034131

Tabla 3: Propiedades del componente C30+
Fuente: (Guerrero Pabén & Zamora Abad , 2011)

COMPONENTE FRACCION MOLAR COMPONENTE FRACCION MOLAR

H28 0.0027 FC16 0.0151
Co2 0.0101 FC17 0.0134
N2 0.0018 FC18 0.0129
Cl 0.1257 FC19 0.0114
C2 00699 FC20 0.0089
C3 0.0664 FC21 0.0075
IC4 0.0235 FC22 0.006
NC4 0.0471 FC23 00035
IC5 00282 FC24 0.005
NC3 0.0514 FC25 0.0049
FCo 0.0472 FC26 0.0031
FC7 00444 FC27 0.0029
FC8 0.0493 FC28 0.0019
FCa 0.0299 FC29 0.0011
FC10 0.0404 NC7 0.0081
FCl11 0.0316 NC8 0.0314
FC12 0.0255 NC9 0.0021
FC13 0.0254 CoH6 0.0019
FC14 0.0207 H20 0.0278
FC15 0.0186

Tabla 4: Composicidn del fluido del yacimiento

Fuente: (Guerrero Pabén & Zamora Abad , 2011)
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Presion Volumen Relativo del Petroleo | Relacion Gas-Petroleo Gravedad Especifica del
Factor del Gas Z

(psi) (rb/sth) GOR (scf/sth) petroleo SG
740 1.219 2093 0.742
615 1.209 270.6 0.743 0.9199
465 1.186 2364 0.752 0.9393
315 1.175 188.1 0.766 0.9478
190 1.155 1404 0.795 0.9524
130 1.098 106.7 0.803 0.955§
15 1.027 0 0.813 0.9916
Presion Factor Volumétrico de Gravedad Especifica del Viscosidad del petroleo (cp) Viscosidad del gas
(psi) Formacion del Petroleo (rb/sth) gas 5G (Aire =1) (cp)
740 0.65
615 0.0275 0.82 0.68 0.0132
465 0.0371 0.803 0.72 0.013
315 0.0554 0.883 0.83 0.0125
190 0.0927 1.072 0.0116
130 0.1366 1.227 0.89 0.011
15 1.2346 1.621 1.65 0.0102

Tabla 5: Data de liberacion diferencial

Fuente: (Guerrero Pabén & Zamora Abad , 2011)

4.7.2. Seleccién de componentes

Provee multiples componentes para definir el fluido, por lo que, con esta
herramienta se procede a escoger aquellos que pertenecen al fluido de estudio. Una
vez hecha la seleccién, se genera instantaneamente propiedades para cada
componente como son: presion critica, temperatura critica, coeficientes de

interaccion entre los diferentes componentes, peso molecular y otras propiedades.

Figura 19: Propiedades generadas para cada componente

Fuente: Neira y Tomal4 (2018)
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4.7.3. Definicion del componente C30+

El componente C30+ se puede definir a través de las propiedades criticas
como temperatura y presion, o considerando otras propiedades como peso
molecular y el factor acéntrico. La gravedad especifica junto con las propiedades
criticas sirve para estimar el factor de compresibilidad que se emplea para calcular
los cambios de volumen dependientes de la temperatura. Los valores de cada
parametro se detallan en la Tabla 3.

=-[] TY.DAT
L Simulatien Data Set
=2 Simulat NOTE.
(1) Component (max 8 ch 10 be entered
(2) Enter. all of the following 4 properties. Pc. Tc. Acentric Factor. and MW:
Or. at least two of the following 3 properties. MW. SG (water =1). and Tb (normal boiling point in deg. C).

Custom hydrecarbon compenent definition 70X

Ne.  Component HC  Pefam)  Te(K) Acentricfact Mw sG TbidegC)  Vol.shift V Shift
18 1 11929 951897 1034101 400

Physical Properties Correlation Critical Properties Correlation

® Twu ® Twu

New Row Del Row

O Goossens O LeeKesler
O Riazi-Daubert O Riazi-Daubert
Aceniric Factor Correlation

© LeeKesler O Edmister oK Cancel

Figura 20: Propiedades correspondientes al componente C30+

Fuente: Neira y Tomala (2018)

4.7.4. Composicion

La composicion se refiere a la fraccion molar correspondiente a cada
componente. Contiene dos columnas de composicién primaria y secundaria; una
hace hincapié al fluido del reservorio y la otra al fluido inyectado, respectivamente.
En este caso se colocara los valores en la composicion primaria mientras que por
defecto la composicion secundaria sera cero. La sumatoria de todas las fracciones
molares debe dar 1.
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File Characterization Calculations Lab  Simulator PUT  Preference  Help

H®= 0 @ sroowee | MDA ol BN | A% R [eer SR [ e BEE ee s R BN RY | EM W R Module Operations Update Gomponent
T B smnionma o s
= Simulation Steps. Enter the composition in mole fraction or percent. Normally. "Primary” corresponds to the reservir fluid
Titles/EOS/Units (MODELO) and "Secondany” corresponds o the injection fluid (if applicable). Blanks will be replaced by zeros.
Compenent Selection/Properties
=" Composition
i-{%< Compenent Compesition Plot
=-[f simulation Results
18] EventLog Component Primary Secondary l
Simulation Output FCis 0.0129 00
= Simulation Graphs e 00114 00 -
FC20 0.0089 00 st
Fc21 0.0075 0.0
Fc22 0.006 0.0
Fcz3 0.0055 0.0
FC25 0.0049 0.0
FC26 0.0031 0.0
Fc27 0.0029 0.0
Fc2s 0.0019 0.0
Fc2o 0.0011 0.0
NCT 0.0081 0.0
NCe 0.0314 0.0
NCY 0.0021 0.0
BENZENE 0.0019 0.0
H20 0.0278 0.0
€30+ 0.0693 0.0
Sum 1 0
v

Figura 21: Composicion para cada componente

Fuente: Neira y Tomal4 (2018)

4.7.5. Presiony temperatura de saturacion

La presion de saturacion que se ingresa debe coincidir con la que origina el
simulador, por tal, se ajusta valores mediante parametros de regresion que

constituyen los coeficientes de interaccion y propiedades de los componentes.

Textto search SATURATION Find ¢
n -

* WINPROP 2015.10

- 2015-May-22  09:59:51

* Computer Modelling Group Ltd., Calgary, Canada
* 1

Comments ‘

Calculation option
Temperature (deg F) p— - e P
saturation pressure calculation

(® Bubble or Upper dew point Results AFTER regression

Wk or

Saturation Pressure Estimate (psia) 750
Equilibrium Properties at 750,005 psia and 186,000 deg F
Peng-Robinson Equations of State

O Lower dew point
mole percent

Improve saturation pressure estimate

component Feed Phase0l Phase02
Property Measurements Weight H2s 0.27000  0.27000  0.37172
02 1.01000  1.01000  2.33364
750 1 o) 018000  D.18000 2.zzsla
Cha 1257000 12.57000  66.9728
Ciouidmass deniy, ko) ! C2H6 5.99000  6.99000 12.50720
e e T e 1 C3Ha 6.64000  6.64000  5.43028
c4 2.35000  2.35000  1.11707
Liquid compressibility factor Z 1 NC4 4,71000 4.71000 1.77912
15 2.82000  2.82000  0.60531
Vapor compressibility factor Z 1 NCS 5.14000  5.14000  0.93393
FC6 4,72000  4.72000  0.45924
Liquid viscosity (cp} ! FC7 4.44000  4.44000  0.22336
; FC8 4.93000  4.93000  0.13604
Vapor viscosity (cp} 1 FC9 2.99000  2.99000  0.04277
FC10 4,04000  4.04000  0.02970
FC1L 3.16000  3.16000  0.01234
FC1z 2.34000  2.54000  0.00531
FC13 2,55000  2.55000  0.00289
FC14 2.07000  2.07000  0.00119
FC15 1.86000  1.86000  0.00052
FC16 1.51000  1.51000  0.00023

Figura 22: Ajuste de la presion de saturacion

Fuente: Neira y Tomal4 (2018)
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4.7.6. Agrupacion de componentes

El fluido a considerar consta de 39 componentes, los cuales seran asociados

en 8 grupos con la finalidad que las curvas se ajusten adecuadamente.

Component Primary Secondary
00128 0.0

N2 toCH4 01275 0.0 Normalize
H20 00278 0.0 Composition
C2HIoNC4 02069 00

IC5toC7 01712 0.0

C810C12 01766 00

C13eC20 01265 00

C2110C30 0.1507 0.0

S 1 0

Figura 23: Agrupacién de componentes

Fuente: Neira y Tomal4 (2018)

4.7.7. Liberacion diferencial

|| MODELO DEL FLUIDO DEL YACIMIENTODAT | | Prassure Levels ¢, necks  Feed/K values/On fest di
Q Simulation Data Set
-2 Simulation Steps Comments ‘
Tills/EOS/Units (MODELO DEL FLUIDO
Scale ROV and GOR to ol shrinkage and cum gas
i ———
&'&T’”e” . D”W";“*: = Temperature (deg F) 185 U feleased relaive o bubble peirt
mpanent Praperty Plo
£ Composition [ Improve saturation pressure estimate
/5 Component Composition Plot ‘ Copy Consistency Checks Table Contents |
=B S\m:anu[ Results No. of pres. levels (the row No. 0 is reserved for sat. pres):
vent Log
[ Simulation Output No.  Pressure(psia) Oil FUF (tbistt) GOR (scfisto}  0iISG GasZFaclor  GasFVF(icfiscli GasSG(Air=1)  Oil Viscosity(cp)  Gas Viscosiy (cpl
B L% Simulation Graphs
1] MODELO CRUDOQ 26°API.DAT . 1219 093 P, P
L] Simulation Data Set
. 1 515 1200 2706 0743 09199 00275 082 068 00132
mulation Steps
TillslEOS/Units (Modelo Crudo 26°4PY) | | [2 465 1186 2364 0752 09303 00371 0803 072 0013
151 Component SelectionProperties 3 s 1175 1881 0766 9478 00554 0883 083 00125
{3 ComponentProperty Plt 4 w0 1155 1404 0795 09524 00927 1072 00116
I Compositi
“’ &';‘m‘ o ot 5 |13 1008 1067 0803 09558 01366 1227 089 0011
" Saturaion Press 6 15 1027 0 0813
B8 Difierential Liberation
--[5% Experimental Data
1"/ CMG STARS PVT Data
1=
[ Simulation Results
-- EventLog
Simulation Qutput
5% Simulation Graphs
Weight
Residus oil specific graviy st std condltions: 1
AP gravty st std condiions:
< >

Figura 24: Ingreso de datos de liberacidn diferencial

Fuente: Neira y Tomal4 (2018)
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Cuando se busca disefiar un modelo de fluido (Black-Oil) para simular las
condiciones del reservorio, se hace uso del procedimiento de liberacion diferencial
ya que corresponde al petrdleo residual. Cada valor de volumen de liquido en cada
celda se divide por el volumen del petréleo residual para obtener el factor

volumétrico de petroleo.

4.7.8. Generacion de datos PVT

La seleccidn de esta opcion permite el calculo de todas las propiedades de

componente puro requeridas para un modelo de fluido.

3] MODELO DEL FLUIDO DEL YACIMIENTO.DAT | | Cale. Type | Basic PAT | Densiy/Suface Contiol] Vakie | SolidRef. State | Henny Cost /Ref. Phase | Feed/Canirols/Pots
L simulation Data Set

Comments |

i

- Tites/EOS/Units (MODELO DEL FLUIDO Calculation Type
=+ Component Selection/Properties
t i.% Compoenent Property Plot

| &-fg Compasition [ Kwvalue Tables

: “a¢ Compenent Composition Plot

=-[# Simulation Results

Basic STARS PVT data

Gas-Liquid K-Value Tables

T
- EventLog [ Use nsgative Newton flash option
~[2 simulation Output

[ Simulation Graphs Gas-Liquid and Liguid-Liguid K-Value Tables

2-[_] MODELO CRUDO 26°AP1LDAT
i Simulation Data Set Gas-Liquid and Solid-Liquid K-Value Tables
=-[2) Simulation Steps

- Titlee/EOS/Units (Modelo Crude 26°API)

- Component Selection/Properties

“s¢ Compenent Property Plot
Composition
"« Component Gomposition Plot

Figura 25: Generacién de datos PVT

Fuente: Neira y Tomala (2018)

4.8. Proceso para el modelo del yacimiento

Cada simulador posee su propio lenguaje de entrada de datos para predecir
un comportamiento orientado a dicho propésito. Se disefiard el modelo base, es
decir, el yacimiento en si. Para su construccién se toma datos de acuerdo a un rango
establecido como también datos tomados de diferentes fuentes. Se hard uso de un
Software de Ingenieria para generar el modelado del yacimiento al igual que para
la inyeccidn del polimero. A continuacion, se presenta los pasos y explicacion para

el disefio del modelo.
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4.8.1. Ecuaciones base para simulacion de yacimientos

Las ecuaciones sirven para reproducir el comportamiento de fluidos, roca y
la afluencia en los pozos. Cada dato de entrada que se requiere para la realizacién
del modelo se sustentara en el detalle de cada expresion matematica. Entre las

ecuaciones se tiene:

4.8.1.1. Ecuaciones de conservacion
Las ecuaciones de conservacion encierran un conjunto de términos que
describen los fluidos de interés, por tal motivo, es necesario evaluar cada region
que involucre el proceso. Cada término a considerar para el analisis viene expresado

en la ecuacién siguiente:

Tasa de Variacion de la acumulacion = Tasa Neta de entrada de regiones

adyacentes + Tasa Neta de adicion de fuentes y drenaje
Cada uno de los términos para el flujo de fluidos se muestra posteriormente.

Término de acumulacion para el componente (i) adsorbido es:
0 .,
Vs [Ve(pwSwWi + PoSoXi + pgSgyi) + VyAdi] .. .. ccc e cee ... Ecuacién 25

El volumen total (V) de un bloque del enmallado es:

V=V, + Vs +V, + Vo + Vg ..o oo  Ecuacion 26

El volumen de los fluidos (Vs) consta de:

Ve= Vi + Vo + Vg oo oo oo  Ecuacion 27
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El volumen del vacio (V) consta de:
V, =V—-V.=Ve+ Vs ............ ... ....Ecuacién 28
Donde:
Vr = Volumen de la matriz de la roca sélida
Vs = Volumen del Componente sélido y adsorbido
Vw = Volumen del agua
Vo = Volumen de Petroleo

Vg = Volumen de Gas

Las saturaciones vienen dadas asi:

Sw == . st vt eer wee oo ECuacion 29

So = =t ees ver vee wee e o ECuacion 30

S, === .. . .. ..Ecuacion 31

Donde:

Sw = Saturacion del agua

So = Saturacion del petréleo

Sg = Saturacion del gas

Término de flujo para el componente (i) entres dos regiones es:

PwVwWi + povoxi + nggYi + Q)wawiAWi + Q)pngiAYi + Q)poDoiAXi
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Las tasas de flujo volumétrico se definen:

Vi=T <l> A(Z)j ; j=W,0,8 ..o e vee oo ... Ecuacion 33

WL

Donde:

T = Transmisibilidad entre dos regiones

Dji = Dispersibilidades de los componentes en las tres fases (agua, petrdleo, gas)
Ky, M, Xi, Yi, Wi, Ij, pj = Caracteristicas de las fases

AQj = Diferencia Potencial

Awj, Axj, Ayj= Diferencia en las concentraciones de las fases

Término de fuente y drenaje de pozos es:
PwdwkWi + PodokXi + PglgkVi -+ -+ - - - ECUacion 34

Las tasas de las fases del pozo son:

Qjk = ljk * (pwfk —pk) ; j=w,0,g.................Ecuacion 35
Donde:
k = NUmero de capa de un pozo
lik= Indice de la fase (j) para la capa de un pozo
pk = Presion para la capa de un pozo
pwfk = Presion de flujo para la capa de un pozo

Existen dos condiciones para usar los pozos, ya sea, como inyector o productor.

Para identificarlos se toma en cuenta lo siguiente:
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- Si qik es positivo, pwfk > pk y las propiedades del fluido son referente al
hoyo, se asume que cumple las condiciones para la inyeccion.
- Siqgik< 0, pwfk <pk y las propiedades del fluido son referente a la region

productiva, se asume que cumple las condiciones para la produccion.

La transferencia de masa entre fases, en cuanto a la reaccion quimica y en términos

de drenaje de pozo es:

N
VZ(S’ki — Ski)Tk «or +er - ... ECuacion 36
k=1

Donde:
S'ki = Coeficiente Estequiométrico del producto del componente (i)
Ski = Coeficiente Estequiométrico reactivo del componente (i)

rk = Tasa VVolumétrica de la reaccion

La aplicacion térmica para acuiferos en términos de drenaje de pozo es:

nf
Z PwdAQ K v «ev e wee -e o« ECUACION 37
k=i

Donde:
gaqwk = Tasa de flujo de agua volumétrico del bloque k desde el acuifero.
Las tasas de flujo se estiman haciendo uso del modelo semianalitico a varias

condiciones de limites. Uniendo cada término, la expresion matematica se

representa:

d
Va [Vf(prwWi + pOSOXi + pgSgYi) + VvAdi]
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ng n

= Z[(TwpriAQ)w) + (TopoxiAB,) + (Tgngiqug] + VZ(S’ki — Ski)Tk
k=1 k=1
ng nf

+ Z[(QDwiprWi) + (QDoipoAXi) + (QDgipgAYi)] + 5iw Z(pwqaqwk)
k=i k=1

+(PwdwkWi) + (PodokXi) + (pgqgkyi) [capa de pozoK] ... ... Ecuacion 38

4.8.1.2. Relaciones de equilibrio de fases

El equilibrio de fases en modelos de composicion se puede obtener a través
de algn modelo termodinamico o por el ingreso de datos que estén en funcion de
la temperatura, presion y composicion. Hace uso de valores K, que corresponden
a las fracciones molares de las tres fases (agua, petroleo y gas) para cada
componente (i):
g0

vi = Kj

e — w08
CXios X = Ky

— ow . — wo
Xi_Ki Wj ,Wi—Ki Xj

— kW8, .y — K8W
wi = Ky 5y = Ky wg

Esta etapa agrupa aquellos componentes que presenten caracteristicas
oleicas, acuosas y gaseosas segun la fase que se quiera escoger. Existen limites tanto
en las fracciones moleculares, presiones y saturaciones de las fases; como se

visualiza a continuacion:
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- Limites de fracciones moleculares de las fases

nc

ZYi =1 cuando S; > 0

1=1

n¢

in =1 cuando S, > 0

i=1

w; =1 cuando S,, > 0
i=1

- Limites de presiones de las fases
Pw = Po — Pcow(Sw) -+ - -.... Ecuacion 39
Pg = Po + Pcog(Sy) -+ - - .. Ecuacion 40
Donde:
Pcow (Sw) = Presion en el contacto petroleo- agua en funcion de la Saturacion de
agua.
Pcog (Sg) = Presion en el contacto petroleo- gas en funcion de la Saturacion de gas.

- Limites de saturaciones de las fases

Sw+So+Sg=1.........Ecuacion 41

Es la suma de todas las saturaciones, es decir, en sus tres fases (agua,

petréleo y gas) debe dar como resultado la unidad.
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4.8.1.3. Solucion de las ecuaciones no lineales — Método de Newton

Las ecuaciones se desarrollan de forma simultdnea en cada bloque del
enmallado utilizando el método de Newton, que son iteraciones elementales para
resolver problemas en intervalos de tiempo no lineales, es decir, tomar en cuenta si
en el intervalo de tiempo definido se logré o no el comportamiento de convergencia.
Para el calculo de cada término de ecuaciones se tiene la siguiente expresion

residual:

R; = Tasa de Flujo de entrada + Tasa de drenaje

— Tasa de variaciéon de acumulacion ... ........Ecuacion 42

La ecuacidn planteada parte cuando Ri = 0; si se tiene un enmallado activo

y pozos abiertos, el nimero total de ecuaciones viene dado:
Neq = nb * (Neq) + DW .. cce cce v e oo Ecuacion 43
Donde:
nb = Enmallado activo
nw = Pozos Activos
Neq = NUmero total de ecuaciones

R = Ecuaciones Residuales

Se supone que Xi encierra cada una de las variables primarias cuando i=1 a Neg;

entonces el termino Ri depende de Xi, quedando expresado:

R = R(X)
Donde:

Ry X estan definidas a Neq como vectores de longitud.
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A medida que la solucién va avanzando en el lapso de tiempo establecido,
conlleva a resolver R(X)=0; en dicho punto, se emplea el método de Newton que

viene expresado de la siguiente forma algoritmica:
XKL = XK — [JK]71«RK ............ o e oo ... . Ecuacién 44

Donde:

dR
] = xX= Matriz Jacobiana de Derivados

K = NUmero de Iteraciones en base al método Newton

X% =XN: el indice 0 es el calculo inicial que se da para las iteraciones y N equivale

a la solucion del intervalo de tiempo anterior.

La formula de Newton converge si los valores calculados se mantienen
dentro del intervalo establecido, dicha afirmacién se da cuando: XX+*1 —
XX y R son reducidos suficientemente, y en ese instante la solucion en el tiempo

presente es XV+1 = xX+1,

4.8.2. Configuracion inicial para el modelado

En la primera etapa se establece que tipo de simulador y unidad se va a
utilizar ya sean de campo, sistema internacional o laboratorio, tipo de porosidad y
la fecha en que se dara inicio a la simulacion, se parte de estos indicadores como
base para el disefio. En este caso, se trabaja con unidades de campo, con una sola

porosidad y comenzando la simulacion el 1 de Enero del 2018.
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Current Reserveir Simulator Settings ®
Simulator Working Units Porosity Shape Factor
(O GEM 0sl (@) Single Porosity Gilman and Kazemi Simulator STARS
O MEX ® Field (ODUALPOR Wamen and Root Working Units FIELD
®sTARS  Olab () DUALPERM
MoDsI OMING Fractured Ne
Advanced... () SUBDOMAIN Dual Porosty Type
Subdivisions for Matrix Blocks SOHESE
Mumber of subdivisons Shape Factor
Volume fractions Simulation Siat Date ~ 2013:01-1.00
(2 values expected)
Simulation Start Date Once selected, these settings cannot be changed.
Year: |2018 Month: Day: Cancel
oK Cancel

Figura 26: Condiciones iniciales para el yacimiento

Fuente: Neira y Tomala (2018)

4.8.3. Caracteristicas del reservorio

En la segunda etapa se crea el mallado, se ingresa las propiedades/
caracteristicas como permeabilidad, porosidad, espesor, profundidad. Da opciones
del tipo de malla ya sea cartesiana, punto de esquina ortogonal, punto de esquina
no ortogonal, radial y para generar cuadrillas de patrén, es decir, donde se puede
elegir el arreglo de pozos. En relacion a sus propiedades/ caracteristicas los valores

se sugieren en base al objetivo que se quiere cumplir.

4.8.3.1. Dimensiones de la malla

Se escogi6 la geometria de mallado de punto de esquina ortogonal
(Orthogonal Corner Point) porque permite caracterizar de mejor manera el
yacimiento y por consiguiente un optimo comportamiento de los fluidos presentes.
Las dimensiones de la malla o grilla en el plano horizontal, compuesta por la
direccion (i, j) son 875ft x 875ft, distribuidos por 35 celdas cada una, especificando
que el tamafio de cada celda es 25 ft. Respecto al plano vertical, compuesta por la

direccion (k) su valor es 430 ft distribuidos por 10 celdas.
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Figura 27: Dimensiones para el disefio del mallado

Fuente: Neira y Tomal4 (2018)

4.8.3.2. Propiedades/ caracteristicas de la roca

Terminado el disefio de la malla se procede, dentro de esta categoria, a la
colocacion de los datos de la roca tanto en sus propiedades como caracteristicas. El
ingreso de dichos valores esta categorizado como “Array Properties”. La Tabla 6

sefiala la data con la que se caracterizara la formacion:

DESCRIPCION VALOR

Porosidad 0.25

Direccion (i, ) = 1000 md

Permeabilidad
Direccion (k) = 500 md
Espesor 43014
Profundidad 6000 ft

Tabla 6: Data de las propiedades de la roca
Fuente: Lee Norris, U. (15 de June de 2011)
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Los valores de profundidad, espesor, porosidad, permeabilidad fueron
designados de acuerdo a pardmetros estandares. Dentro de ello, el valor de 1000 md
para la permeabilidad en el plano horizontal con las direcciones (i, j) sera el mismo,
mientras que para el valor de permeabilidad en el plano vertical en la direccion (k)
se usara la mitad de la permeabilidad del plano horizontal. Con respecto a su
espesor, cada una de las 10 capas tendra un valor de 43 ft. La profundidad de 6000ft

indica el tope en donde se encuentra la formacién productora.

Grid Top (f) 2018-01-01

Flle:C MG Bal 3
User: LIESETT

Dak: 1520013
i 1

T 5.694
[ | 5.655
| £.616

5577
I 5,539

5,500

Figura 28: Modelo del yacimiento
Fuente: Neira y Tomala (2018)

4.8.4. Componentes
En la tercera etapa se importa el fluido creado donde se debe incorporar los

datos de fraccién molar correspondiente a cada grupo de componente en la seccién

de Reservorio — Propiedades.
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Figura 29: Ingreso de fraccion molar de los componentes del petréleo

Fuente: Neira y Tomala (2018)

La temperatura del yacimiento va a variar entre un rango de 90°F a 190°F.
Requiere los siguientes datos para completar el modelo del fluido:

DESCRIPCION VALOR
Gravedad del petroleo 26% API
Densidad del agua 62.438 b3
Compresibilidad del agua 3.15X10-6
Presion Atmosférica 14.7 psi
Coeficiente de expansion térmica 54X10-4 °F
Peso Molecular del Petroleo 300 Ib/lb mol

Tabla 7: Propiedades del fluido y yacimiento

Fuente: (Montes Izazaga, 2016), (Angarita Buitrago & Buitrago Pefia, 2016)
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4.8.5. Interaccion roca-fluido

La precision al describir fendmenos como el tipo de roca y la interpolacion
de curvas fundamentadas en cada composiciéon de los fluidos, conlleva a tener
maultiples datos de roca-fluido. En la cuarta etapa se debe generar una tabla mediante
correlaciones de permeabilidades relativas. Para la interaccion roca-fluido se

requiere los datos de la Tabla 8:

DESCRIPCION VALOR
Saturacion de agua connata (Swc) 0.2282
Saturacion del petroleo residual (Sor) 0.3992
Saturacion del gas connata (Sgc) 0.01
Permeabilidad Relativa del petroleo (Kro) a la Swe 0.705327
Permeabilidad Relativa del agua (Krw) ala Sor 0.09497
Permeabilidad Relativa del gas 0.01
Exponente 3

Tabla 8: Datos de las permeabilidades relativas y valores de saturacién

Fuente: Lee Norris, U. (15 de June de 2011)

Cada uno de los valores que se considera en cuanto a permeabilidades como
saturaciones, son de suma importancia para generar las curvas de permeabilidades
relativas que representa el comportamiento de los fluidos al momento de su

desplazamiento por el medio poroso de la roca.

- Elvalor de 0.2282 dentro del programa se toma como dato para la saturacion
de agua connata (Swc) que a la vez se considera como saturacion de agua
inicial (Swi); y para la saturacion de agua critica (Swcrit).

- El valor de 0.3992, en cambio, se toma como dato para la saturacion de
petréleo residual (Sor) y para la saturacion de petroleo irreducible (Soir).

- Cuando en la formacion se tiene presencia de arenas consolidadas, el

exponente de permeabilidad a considerar es 3.
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Figura 30:
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kr - relative permeability

0.00 - F .
023 030 0.38 045 0.53 0.6
Sw

Permeabilidad relativa (Kr) vs Saturacion de agua (Sw)

Fuente: Neira y Tomala (2018)

4.8.6. Condiciones iniciales

En la quinta etapa se fijan las condiciones iniciales. Dentro de la ventana se

puede editar las condiciones iniciales de la roca como gravedad capilar,

saturaciones iniciales, profundidad, presion de referencia, profundidad del contacto

agua-petroleo, contacto petrdleo-gas. Los datos de la Tabla 9 complementan la

construccion del yacimiento:

DESCRIPCION VALOR
Presion Referencial (psi) 1800
Profundidad Referencial (ft) 6215
Profundidad contacto agua-petroleo (ft) 6430

Tabla 9: Condiciones iniciales

Fuente: Neira y Tomal4 (2018)

El valor de profundidad referencial y contacto agua-petrdleo se calculd

mediante formulas; las cuales se presentan posteriormente:
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- Profundidad Referencial
Profggr = Prof. yac + mitad del espesor ... ... ... ......Ecuaciéon 45
Profggr = 6000 ft + 215 ft
Prer = 6215 ft
- Profundidad Contacto Agua-Petroleo

Pw/o = Prof.yac + espesorPggp ... ... ... ... ... Ecuacion 46

Pu/o = 6000 ft + 430 ft

PREF = 6430 pSl

4.8.7. Configuracion de controles numéricos

En la sexta etapa se configuran indicadores para llevar un control en los
intervalos de tiempo, la iteracion de las ecuaciones de flujo que se encuentran
englobadas en las actividades numéricas del simulador. Cuatro aspectos se tomaron

en consideracion:

-  DTMAX: Es el tamafio maximo en el intervalo de tiempo permitido de cada
etapa. Para este caso, se tomd 5 dias como valor superior.

- DTWELL.: Es el tamafio inicial en el intervalo de tiempo luego que se haya
definido el pozo. Especifica el tamafio del intervalo inicial de tiempo
después del anterior tiempo de referencia. Para este caso, se tomo 0,1 dias.

- ISOTHERMAL.: Incluye el efecto térmico.
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- TFORM (ZT): Se enfoca en que cada ecuacion de flujo esta directamente

relacionada con la temperatura.

20180101 v ||
General Mumset
Keyword Description Default Value  Dataset Value Set At Time A
Timestep Control Keywords
Maximum Mumber of Timesteps (MAXSTEPRS) 5959
Maximum Time Step Size (DTMAX) 1e+020 day 5 day
Minimum Time Step Size (DTMIN) 1e-008 day
First Time Step Size after Wel Change (DTWELL) 0.1 day
Solution Method Keywords
lsothermnal Option {ISOTHERMAL) OFF ON A
Model Formulation (TFQORM) SKY ZT A
Under-Relaxation Option (UNRELAX) -1
Upstream Calculation Option (UPSTREAM) MLEVEL A
Maximum Mewton lerations (NEWTONCYC) 15
Maximum Time Step Cuts (NCUTS) 7
Maximum Pressure Limit (MAXPRES) 145038 psi
Minimum Pressure Limit (MINPRES) 725189 psi

Figura 31: Ventana de didlogo numérico

Fuente: Neira y Tomala (2018)

4.8.8. Informacion de los pozos

En la séptima etapa es necesario colocar tanto pozos productores como
inyectores dentro del area de interés, con la Unica finalidad de aumentar la
produccion del campo. Los pozos productores se usan para incrementar la
produccion del campo por un determinado lapso de tiempo, mientras que los pozos
inyectores sirven para contrarrestar la presion de fondo y lo logra mediante fluidos
inyectados que permitiran el desplazamiento de fluidos presentes en el yacimiento
hacia los pozos productores. El Software de Ingenieria permite ingresar cada dato
del pozo, como caudal, presion, profundidad; al igual que su ubicacién. También se
establecen rangos de tiempo de duracidon de la simulacion. Dentro del modelo base

del yacimiento se establecen las siguientes consideraciones:
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4.8.8.1. Distancia entre pozos

La distancia que se dara tanto al pozo inyector como a los pozos productores,

en un patrén de 5 pozos, viene dada por la siguiente ecuacion:

| _ (243560 x A,)°°

v e o ECcuacion 47

A = Area entre pozo inyector-productor

Para determinar el valor del término A, se debe establecer en primera

instancia el area entre pozo y pozo.
A=1?..........Ecuacién 48

A = (660 ft)? = 435600 ft>
Convirtiendo a Acres queda:

435 ft? * _lacre = 10 acres
43560 ft2

Reemplazando los datos en la Ecuacion 47 se obtiene:

(2 x 43560 * 10)%°
L= >

= 466,69 ft

Ahora, mediante el teorema de Pitagoras se calcula la distancia horizontal y

vertical entre cada pozo productor con relacion al pozo inyector.

c=+a%+b?...........Ecuacion 49
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466 ft = \Vx2 + x2
x =330 ft

El valor de 330 ft se divide para el tamafio de cada celda quedando que la

distancia de los pozos productores ocuparia 13 celdas respecto al inyector.

Figura 32: Diagrama y ubicacion de pozos productores e inyector

Fuente: Neira y Tomala (2018)

4.8.8.2. Condiciones operacionales de los pozos

Como parte del modelo base se emplea el arreglo inverso de 5 pozos, el cual
consta de 4 productores y 1 inyector. Las condiciones de operacion, tanto en caudal
como presion y coordenadas/ caracteristicas para los pozos productores y el pozo

inyector, se detallan en los presentes cuadros:
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POZOS PRODUCTORES
PROFUNIDAD .
POZOS COORDENADA (flt} CAUDAL PRESION
DMNBE-A 30301
DMNB-B 3061
6430 625 bbl'dia 200 psi
LITR-A 661
LITR-B 6301

Tabla 10: Caracteristicas de los pozos productores

Fuente: Neira y Tomala (2018)

POZO INYECTOE.
Nombre Coordenada | Profundidad (ft) Caudal Presion
INYECTOR 18189 6387 4000 bbl/dia 1500 psi

Tabla 11: Caracteristicas del pozo inyector

Fuente: Neira y Tomal4 (2018)

4.8.8.3. Tiempo de simulacion
El lapso de tiempo para simular sera de 12 afios. La fecha de inicio de la

simulacion se dio el 1 de Enero del 2018 y la fecha de culminacidn se dara el 1 de
Enero del 2030.
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CAPITULO V

SIMULACION DE LA INYECCION DE POLIMEROS:
CONDICIONES DE OPERACION

Para establecer el disefio del yacimiento se debe realizar el ingreso de las
caracteristicas de los polimeros AN125VHM y HPAM en la base de datos del
Software de Ingenieria, siguiendo con el procedimiento de insercion de los valores
de concentracion, adsorcion, %peso, viscosidad, factor de resistencia, porosidad,
volumen poroso accesible y el peso molecular. Cada tipo de polimero sera expuesto

en yacimiento a diferentes temperaturas para observar su comportamiento.

5.1. Data de los polimeros

Para el estudio se emplea los polimeros AN125VHM y HPAM que serviran
como base para iniciar las corridas para la simulacion, presentando sus

caracteristicas en las siguientes tablas.

5.1.1. Polimero AN125VHM

CARACTERISTICA VALOR
Peso Molecular 12000 bIbmol
Volmmen de poro accesible para la 0.75
adsorcion de polimero
Factor de Residencia Besidual
Porosidad 0.1527

Tabla 12: Caracteristicas del polimero AN125VHM

Fuente: ( Angarita Buitrago & Buitrago Pefia, 2016)
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Cunc[:;':l‘;cmn [m;::ll?][l}]:lruu[::k} %oPeso Viscosidad (cp)
800 0.839500 0.080070 8819
1000 1.010000 0.099960 10.62
1500 1.390000 0149870 24 32
2000 1.460000 0.199720 46.13
2500 1.700000 0.249530 76.15

Tabla 13: Valores de la adsorcion del polimero AN125VHM

Fuente: ( Angarita Buitrago & Buitrago Pefia, 2016)

5.1.2. Polimero HPAM

CARACTERISTICA VALOR
Peso Molecular 8000 Ib/lbmol
WVolmmen de poro accesible para la 0.9
adsorcion de polimero
Factor de Residencia Residual 5
Porosidad 0438

Tabla 14: Caracteristicas del polimero HPAM

Fuente: ( Angarita Buitrago & Buitrago Pefia, 2016)

Cnnc[;;:;:}acmn [m:f'i?]?]:::::k} % Peso Viscosidad (cp)
800 1.24890 0.07998552 13.1
1000 1.43000 0.09996191 18.9
1500 2.03990 0.14986796 31.68
2000 2.78000 0.19972417 48.08
2500 3.33990 0.24953062 67.48

Tabla 15: Valores de la adsorcion del polimero HPAM

Fuente: ( Angarita Buitrago & Buitrago Pefia, 2016)
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5.2. Procedimiento para el ingreso del polimero

Para el ingreso de la data de los polimeros se utilizé la herramienta
tecnologica Process Wizard, el cual muestra varias alternativas de tipos de procesos
entre los que destacan Alkaline, Surfactant, foam, and/or Polymer Model, esta
ultima fue la escogida para el proceso de inyeccion de quimicos que describen el
comportamiento del sistema Black Oil. EIl procedimiento que encierra la creacion
del modelo del polimero AN125VHM es el mismo para el polimero HPAM que se

muestra a continuacion:

- Especificar los datos de entrada para el modelo A.S.P. En este caso, se
selecciona el modelo para la inyeccion de un solo componente, es decir, el

polimero, ya que es la base del proceso de simulacion.

B Process Wizard Step 1 - Choose Process X

This wizard will use the existing fiid model section for STARS and add the necessary data for
the pracess desired to be simulated, The user must begin this wizard with a minimum of two or
three componerts that describe the black oi behavior o the system

Choose a process from the combo box below and a description will be displayed

Allaline, surfactart, foam, andor polymer model ~

This incremental oil recovery from this process ocours when natural surfactants are created

when the oil reacts with the alkall and resits in utra low interfacial tension. This capacity of

forming natural sufactants is imited depending on how much natural acid the crude comtains. 87 Step 2- Input Specific Data For A.S.P. Models %
the crude contains small amounts of natural acids. a low concentration of injected alkaliis

required and the injected surfactant needs to be present ta fom the ultra low interfacial tension. & o
If the crude contains high amounts of natural acids. a higher concentration of alkali needs to be 0088 moce
present in the injected fluid, and the concentration of surfactant required is lower.,

Injected polymer helps to improve the mobility ratio by increasing the viscosity of the injected Polymer flood (add 1 componerts) v
water. Potential for good oil recovery in conventional alkaline flooding is higher in crudes that

are viscaus, napthenic, and low API. The oil must be heavy enough to contain the desired

arganic acids, but light enough to pemmit some degree of mobilty coniral during flooding. The

upper viscostty imit for alkaline flooding is < 200 cp. The minimum average penneabilty shouid

be > 20md. Sandstone is prefered because carbonates may contain anhydittes or gypsum

which reacts to consume the alkaiine chemicals. Alkaline also reacts with clays. and the

reactions are higher at elevated temperatures. Thercfore, maximum lemperature should be

about 200 F. Alkaline puls a negative charge on reservoir rock, which reduces polymer

adsorption. f the sufactant parttions mastly in the water phase, then the presence of akali

should reduce the surfactant adsorption. The presence of saft changes the behavior of the

surfactants in the presence of alkaliin a complicated manner: Therefore. laboratory studies

must be done!

Alkaline undergoes unwarted reactions with reservoir brine and rock that waste the alkaline

addiive. Surfactants (soaps) can induce mixing of water and oil phase by lowering interfacial

tensions. Residual oi salurations are reduced based on local values of capillary number.

Surfactants can be primanly water soluble, pimarly oil soluble or approximately equally soluble.

Optimal peformance is nomnally associated with equal solubility between water/ol phases

Back Next > Cancel

Figura 33: Cuadro de seleccion del proceso

Fuente: Neira y Tomala (2018)

- Sefialar las propiedades del polimero que seran necesarias para la

simulacion, a saber:

- Viscosidad del Polimero en funcion de la salinidad

- Adsorcién del Polimero en la roca del yacimiento
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- Cantidad de Polimero que disminuye con el tiempo

Choose mode]

Polymer flood (add 1 companents)

Select Options

Polymer viscosty is & function of Salinty

Polymer is adsorbed anto the reservair rack

Polymer quantity decreases with time

[ ]

Choose model

Polymer flood (add 1 companents)

Select Options

Polymer viscostty is a function of Salinity

Polymeris adsorbed onto the reservair rock

Polymer resistance factor (1.0=no pemeabilty blockage)

Accessible pore volume for polymer adsorption

Polymer Wettabilty Shift

Polymer quantity decreases with time

Rock type for conversion of adsorption values (gm rock to PV)

Rock Densty, gm/cm3

Figura 34: Seleccion del modelo para la inyeccion del polimero
Fuente: Neira y Tomala (2018)

En la opcion Polymer Adsorbed onto the reservoir rock se ingresan los datos
del factor de resistencia del polimero, volumen poroso accesible para la adsorcion

del polimero, tipo/ densidad de la roca.

- Los datos de la roca son proporcionados por el simulador.

- Los valores de cada polimero son colocados de acuerdo a la data que
presenten tanto el polimero AN125VHM como el HPAM; en el caso del
factor de resistencia tienen un valor de 3 y 5 respectivamente, eso se debe,

a que si se trabaja con un factor de resistencia mayor a uno la inyeccion de

polimero resulta beneficioso para recuperar petroleo.

W Step 4 - Set Adsorption Values

Enter porosity of laboratory polymer adsomption sample 0.1527

X

Weight % Polymer

| Polymer Adsomption, mg/(100gm rock) ‘

17 Step 5 - Set Polymer Values

I:II:I;“’HI:I

Sandstone

265

A

0

0.00257
0.00507
0.00757
0.01007
0.01507
0.02007
0.02507
0.05007
.| 0.08007
0.09356
0.14387
.[0.19572
.|0.24953

Elelzzee=[ ] a]a]~]«]]~

0
0.037375
0.067
0.096375
0.1255
0.183
0.2335
0.295
0.5575
0.8335
101
139
146

17

Select option for velocity/shear effects on polymer viscosity | No velocity or shear effects

Select option for Z axis on the plot | None
Wi% Polymer Viscosity, cp

1|0 1

2 |0.00257 322

3 |0.00507 3326

4 |0.00757 3436

5 |0.01007 355

~ lnnicns a=an

Next = Cancel

Figura 35: Ingreso de la adsorcion y viscosidad del polimero

Fuente: Neira y Tomal4 (2018)
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- Agregar un nuevo componente de polimero, en este caso, los polimeros
AN125VHM y HPAM son afiadidos por separado. Cuando empieza las
corridas a las diferentes temperaturas, solo se actualiza el polimero
existente.

- Establecer los valores de adsorcion del polimero (mg/100g.roca) y de
viscosidad (cp.) correspondientes a cada %peso, ademéas de adicionar su
porosidad respectiva.

- Elegir el pozo, la fecha y definir la composicion de inyeccion.

B Step 6 - Choose Wells, Dates, and Set Injection Composition s

Polymer injection wt’. 01

Well Name: Date
& |1 INYECTOR 2018-01-01 0:00:00
z INYECTOR ByName ByDate
2 |1 INYECTOR 2026-01-01 0:00:00

Sort Well/Date Display

Auto Select Wells
[OF]
Producers
() Injectors
() Highlighted

[ Match name  wildeard

Select Deselect

< Back Cancel

Figura 36: Seleccién de la fecha para la inyeccién del polimero

Fuente: Neira y Tomala (2018)

- Finalmente se debe cambiar el peso molecular del polimero si el caso

requiera un valor mayor del que da el simulador (8000 Ib/Ib mol).

En el caso del polimero HPAM se tiene en cuenta el valor que asume el
simulador (8000 Ib/lb mol), motivo por el cual, no es necesario cambiarlo. Por otro
lado, el polimero AN125VHM tiene su peso molecular de 12000 Ib/ Ib mol, por lo
tanto, se procede a editar dicho valor. En consecuencia, a la modificacion realizada
se vuelve a ingresar el polimero con la fecha y el pozo inyector disponible.
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5.3. Foérmulas utilizadas en Process Wizard para la inyeccion de

polimeros

Un proceso EOR implica realizar mediciones de laboratorio y de campo con
la finalidad de determinar el método y la formulacion ideal. Referirse a las
mediciones de laboratorio implica hacer pruebas de estabilidad, retencién,
compatibilidad de los fluidos, viscosidad, entre otras enfocadas al polimero
inyectado. Con respecto al campo, incluyen la estabilidad biolégica como

temperatura, viscosidad, salinidad, entre otras consideraciones.

Es necesario evaluar las propiedades y la calidad de cada polimero con base
a férmulas establecidas que maneja el software de ingenieria a través de la opcion
Process Wizard. Con la ayuda de las formulas se visualizan las iteraciones roca-
polimero, en funcion de la adsorcion, factor de resistencia, concentracion del

polimero, volimenes de agua y/o petrdleo producidos.

5.3.1. Adsorcion del polimero

Permite la representacion de este fendmeno mediante la entrada de
isotermas de adsorcion de temperatura constante, es decir, el nivel de adsorcion en
funcién de la composicion de algun fluido. Las isotermas pueden ingresarse de
manera tabular o con la correlacion isoterma de Langmuir. En virtud de ello, el
modo tabular de la adsorcion del polimero es la que se dispone para el calculo
respectivo. En ecuaciones de flujo, el término de absorcidén se expresa de la

siguiente manera:

0 .
Frie [@Ad;] ... ... ...........Ecuacién 50
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Como entrada del simulador, los niveles de adsorcion se detallan en moles

del componente (i) adsorbido por unidad de volumen, expresandose asi:

pr*(l_(b)

Adi = Adilab * @

e e o .. ECcuacion 51

Donde:

Adi = Adsorcion del componente i (gmol/m?3, Ib mol/ft3, gmol/cm?).
AdiLan = Adsorcion obtenida en el laboratorio (mg polimero/100 gr-roca).
pr= Densidad de la roca (gr/cm).

@ = Porosidad

Con los datos ingresados a Process Wizard, la conversion se da del siguiente modo:

pr*(l_w)*

Adi = Adilab * Q)

Crove e e e Ecuacion 52

Donde:
Ct= Factor de conversion de unidades. Usado para convertir a Ib mol/ ft3.

Para ambos polimeros se hace la misma conversidn, lo Gnico que se cambia
es el valor de 8000 Ib a 12000 Ib, s6lo para el polimero AN125VHM.

- Polimero HPAM

c ( 11b ) (30.48)3cm? (1 lbmol)
= * *
£~ \453592.37 mg 1ft3 8000 Ib

Ibmol * cm3

C¢ = 7.803495072x107° 3
mg * ft
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- Polimero AN125VHM

c ( 11b ) (30.48)3cm?3 ( 1 Ibmol )
= * *
£~ \453592.37 mg 1ft3 12000 Ib

Ibmol * cm?3

C¢ = 5.202330048x107° 3
mg * ft

Los valores de adsorcion dependiendo de su concentracion son aplicados en

la formula, quedando establecidos de la siguiente manera:

- Polimero HPAM

2.65-L_ « (1 — 0.438) 3
m 3 Ibmol * cm
Ad; = 0.46300 Gpolymer | cm «7.834x10~6 ——
100 g7yrock 0.438 mg * ft3
- Polimero AN125VHM
Mmypotymer 2.65 cgﬁ * (1 - 0‘1527) —6 Ibmol * cm3
Ad; = 0.037375 100 groooy 01527 % 5.2023x10 —mg e

Moles de Absorcion Por Unidad de Volumen Poroso (lbmol/ft"3)

CONCENTRACION HPAM CONCENTRACION ANI25VHM
800 3.313789186E-07 800 6.421886364E-07
1000 3.794313824E-07 1000 1.726152743E-07
1500 5.412601937E-07 1500 1.063302209E-06
2000 7.376358344E-07 2000 1.116849802E-06
2500 8.861978141E-07 2500 1.300441551E-06

Tabla 16: Valores de adsorcion

Fuente: Neira y Tomala (2018)
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Otros datos que se dan son la capacidad maxima de adsorcién y el nivel de

absorcién residual del polimero en el tipo de roca.

ANI25VHM HPAM
Capacidad Maxima de _
Adsorcién (Ibmol/ft*3) 1.30E-06 1.50311E-06
Nivel de Absorcion Residual
j 3 - 5 -
(Ibmol/ft*3) 3 25E-08 3. 75776E-08

Tabla 17: Capacidad maxima de adsorcion

Fuente: Neira y Tomal4 (2018)

5.3.2. Fraccién molar
Cuando la solucion del polimero (agua + polimero) dispone de
concentraciones y peso molecular se puede obtener los valores de la fraccién molar

como la masa del polimero usando las siguientes férmulas:

- Porcentaje de peso (Wt%o)

wt% = ppm vee see e w2 BCUACION 53
1x104
1000 ppm
% = =0.1
o 1x104 0
- Fraccion de masa (wt)
m  wt%
wt = % = FOO vee ser e e s ECUACiON 54
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_ 1000 0.001 = 0.1
C1x106 T 100
Para el porcentaje de peso y fraccion de masa se continta con la respectiva

wt

sustitucion para cada uno de las concentraciones que disponen los polimeros
AN125VHM y HPAM.

- Fracciéon molar

(wt;/Mw;)

=———— ... .. .....ECcuacion 55
Zin:thi/MWi

i

Donde:

wt; = Fraccion de masa del componente i.
Mw; = Peso molecular del componente i.

nc= NUmero de componentes en la solucion.

Cada resultado de la fraccion molar correspondiente al polimero respectivo,
varia de acuerdo a la concentracion del mismo, manteniéndose como valores

constantes el peso molecular del polimero y el peso molecular del agua.
- Polimero HPAM

(0.001/8000)

*i = 0.001 L (L-000D)
8000 T~ 18.015

- Polimero AN125VHM

_(0.001/12000)
X =70.001 (10000
12000 T~ 18.015
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Reemplazando los datos de los polimeros AN125VHM y HPAM en las
férmulas mencionadas, los resultados que da el software de ingenieria son los

siguientes:
CONCENTRACION HPAM CONCENTRACION AN125VHM
800 1.803112367E-06 800 1.203012681E-06
1000 2.253889754E-06 1000 1.502148794E-06
1500 3.380832072E-06 1500 2.253295319E-06
2000 4.507765911E-06 2000 3.004287656E-06
2500 5.034714463E-00 2500 3.755425971E-06

Tabla 18: Fraccién molar de cada polimero

Fuente: Neira y Tomala (2018)

5.4. Escenario de la inyeccion de polimero respecto a la inyeccion de agua

Con el fin de establecer la efectividad de la inyeccion del polimero como
técnica EOR se realizd la comparacién con la inyeccion de agua con base a variables
estaticas, dindmicas y operacionales. En el anélisis cuantitativo, la mejora de

resultados se presenta a continuacion:

- El volumen apreciable de petroleo que se encuentra en el yacimiento (in
situ) es de 6.3523E+07 ft3, que equivale a 11.31 MM bbl.

1 bbl
7 3 = =
6.3523x107ft° * = 6145835124493 fC3 11313929.1381 bbl = 11.31MMbbl

- Para la comparacion se considerd el polimero AN125VHM con una
concentracion de 2500 ppm para el proceso de inyeccion en relacion al agua,

los resultados de la simulacion final, relacionado al factor de recobro queda:

- Inyeccién de agua: 53.95 %

- Inyeccién de polimero: 67.92 %
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El volumen recuperado de petréleo por la inyeccion de polimeros es igual
al porcentaje del volumen total del petroleo; y se obtiene:

- Diferencia entre la inyeccion de agua y del polimero.

% Vt de petréleo = FR polimero — FR agua

% Vr de petréleo = 67.92 — 53.95

% Vr de petroleo = 13.97 %

- El porcentaje del factor de recobro, es decir, 13,97 % en barriles de petroleo

equivale a:

Petrodleo recuperado = % Vi de petrdleo * Volumen de petroleo in situ

Petréleo recuperado = 0.1397 * 11313929.1381 bbl

Petréleo recuperado = 1580555.9 bbl

80

Oil Recovery Factor SCTR

0 T T T T T T
2020 2022 2024 2028 2028 2030

Time (Date)

INYECCION DE AGUA
— — — - INYECCION DEL POLIMERD AN125VHM

Figura 37: Factor de recobro de la inyeccién de agua y polimero

Fuente: Neira y Tomala (2018)
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- Para el calculo del petroleo recuperado para ambas inyecciones queda:

- Inyeccion de agua:

Petréleo recuperado por agua = % de agua * Volumen de petréleo in situ

Petréleo recuperado por agua = 0.5395 * 11.31 MM bbl

Petroleo recuperado por agua = 6.101745 MM bbl

- Inyeccién de polimero:

Petrdleo recuperado por polimero = % de polimero * Volumen de petroleo in situ

Petréleo recuperado por polimero = 0.6792 * 11.31 MM bbl

Petréleo recuperado por polimero = 7.681752 MM bbl

Al poner en préctica el método EOR basado en la inyeccion de polimeros,
se busca un incremento significativo en la tasa de produccion de petréleo en
comparacién con la inyeccion de agua. Los resultados son convenientes porque
proporciona mayor viscosidad al agua de formacion, induciendo al petréleo fluir
con mas facilidad. Para el tiempo establecido, hasta el 2030, se logra un aumento
de 54,63 bbl/ dia a 103,54 bbl/ dia, como se presenta en la Figura 38:
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2,000

1,500 =

Oil Rate SC (bbliday)

1,000 —

T T
2020 2022 2024 2026 2028 2030
Time (Date)

—— — — - INVECCICGN DE POLIMERD AN125VHM
------- INYECCICN DE AGUA

Figura 38: Tasa de produccion de la inyeccién de agua y polimero

Fuente: Neira y Tomal4 (2018)

5.5. Andlisis de sensibilidades a las condiciones de operacién

Las condiciones de operacion son necesarias para especificar bajo qué
parametros trabaja el pozo inyector, una vez que se defina el tiempo que durara la
simulacion. Los datos de presion, como tasa de inyeccion, son designadas
adecuadamente ya que son claves para evitar algin dafio a la formacion. El
reservorio y la inyeccién de polimeros deben proyectar un buen comportamiento,
basandose en los resultados de la aplicacion de varias pruebas, con el objetivo de

escoger el mejor escenario.

5.5.1. Tiempo de inyeccion de polimero a la formacion

Hace hincapié al tamafio del bache de polimero que sera inyectado a la
formacién, segun la formula que se emplea para calcular el tiempo de inyeccion de

polimero se expresa del siguiente modo:

Xyp * Vp .
tiny = 5,6Tme ver tee e e e BCUACION 56
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Donde:

tiny= Tiempo de inyeccion

Xvp= Fraccion del volumen poroso
Vp= Volumen poroso de la formacion

Qiny= Caudal de inyeccién

_0.10 * (8.2305x107ft?)

tiny = 3
5,615 % * 1000%

tiny = 1465.805877 dias = 4, 07 afos

Segun el valor obtenido, la inyeccion de polimero se dara por cuatro afos,
iniciando el 1 de Enero del 2022 y finalizando el 26 de Enero del 2026. El caudal
de inyeccidn serd de 4000 bbl/dia y el BHP de 500 psi. La fraccion del volumen
poroso que se inyecta a la formacion es del 10% de polimero. Como se esta
trabajando con un arreglo de 5 pozos invertidos, el caudal de 4000 bbl/dia se divide
para cada pozo productor, es decir, 1000 bbl/dia. La simulacion esta prevista iniciar
en el 2018 y terminar en el 2030. Los intervalos de tiempo quedan designados asi:

- Los cuatro primeros afios, 01/01/2018-01/01/2022, inyeccion de agua.
- Los cuatro siguientes afios, 01/01/2022-01/01/2026, inyeccion de polimero.
- Los cuatro altimos afios, 01/01/2026-01/01/2030, inyeccién de agua.

5.5.2. Presiony caudal de inyeccion

El modo 6ptimo en que opere el pozo inyector, tanto en caudal como en
presion, esta sujeto a las caracteristicas que presenta la formacién. Cuando el valor
de presion y la tasa de inyeccion tienen valores ideales, ayuda a determinar si sigue
produciendo petroleo de acuerdo al efecto que causa el comportamiento del fluido
de inyeccién como los fluidos que estan presentes en la formacion, caso contrario,

la formacién no reacciona favorablemente.
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El caudal de inyeccion del polimero y la presion de fondo deben estimarse
adecuadamente para evitar alcanzar la presion de fractura, es decir, ocasionar
pérdida de fluidos. Un incremento o reduccion de la presion define como
reaccionara la formacion, por ello se efectuaron corridas para optar por la mejor

presién. A continuacion se detallan las corridas realizadas:

Tiempo de Inveccion

01/01/2018 01/01/2022 01/01/2026
Inveccion de Agua | Inveccion de Polimero | Invecciéon de Agua
2000 2000 2000
. 1500 1500 1500
BHF (psi) 1500 1500 1200
1000 1000 1000

Tabla 19: Valores de BHP para el tiempo de inyeccion

Fuente: Neira y Tomala (2018)

Se establecieron posibles escenarios en los que se trabajé con una
temperatura de 90°F, 2500 ppm como la méxima concentracién del polimero
AN125VHM vy la tasa de inyeccién de 4000 bbl/dia. Los resultados que dieron las

cinco corridas se resumen en tres escenarios:

5.5.2.1. Escenario cuando el BHP = 2000

3,000

2,000

0Oil Rate SC (bblday)

1,000 =

2020 2022 2024 2026 2028 2030
Time (Date)

BHF 2000 2000 2000 |

Figura 39: Tasa de produccion de petroleo — BHP = 2000

Fuente: Neira y Tomal4 (2018)
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La Figura 39, cuando el BHP vy la tasa de inyeccién tienen valores altos,
2000 psi y 4000 bbl/dia, se observa el agotamiento progresivo en la produccion del
petréleo. La depletacion se da en el 2019, intuyendo que posiblemente se fracturd

la formacioén.

5.5.2.2. Escenario cuando el BHP = 1500

La Figura 40, con el BHP de 1500 psi y tasa de inyeccion de 4000 bbl/dia
proyecta que en el 2021 la produccién se mantiene, luego cae detenidamente al no
mostrar ninguna variacion en la curva, la pérdida de fluido puede deberse al drenaje
efectuado durante ese lapso de tiempo, dafiando a la formacidon. Por tal motivo se

da el decaimiento brusco de la produccion de barriles de petrdleo a la superficie.
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Figura 40: Tasa de produccion de petroleo — BHP = 1500

Fuente: Neira y Tomala (2018)
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5.5.2.3. Escenario cuando el BHP = 1000
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Figura 41: Tasa de produccién de petrdleo considerando BHP = 1000

Fuente: Neira y Tomal4 (2018)

En el dltimo escenario se tuvo en cuenta el BHP de 1000 psi y el mismo
caudal de 4000 bbl/dia. Segun la curva registra un aumento en la tasa de produccién
en el periodo 2022-2027. El escenario 3 con BHP = 1000 resulta conveniente para
el proceso de inyeccion de polimeros porque mientras el BHP no sea tan bajo, la
produccion de petréleo no va a caer rapidamente, sino que se mantendra hasta cierto
tiempo. Lasimulacion dio buenos indicios, tanto en la produccién de petréleo como
factor de recobro, en comparacion con otros datos de BHP empleados. La Figura

42 manifiesta los cuatro cambios de BHP conforme al tiempo de inyeccion.
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Figura 42: Tasa de produccion de petréleo considerando varios BHP

Fuente: Neira y Tomala (2018)

La inyeccion de agua y la inyeccion de polimero se efectian de manera
contigua, a fin de que se genere un bache de polimero seguido de agua. Usando un
BHP = 1500psi en la inyeccion de agua inicial, BHP = 1500 psi para la inyeccion
de polimero, seguido con un BHP = 1200psi para la inyeccién de agua. La

comparacién se expone en la tabla siguiente:

BHP Tasa de Produccion de Petréleo
(2000, 2000, 2000) 12.04
(1500, 1500, 1500) 3.44
(1000, 1000, 1000) 958
(1500, 1500, 1200) 103.54

Tabla 20: Datos de tasa de produccion a diferentes BHP

Fuente: Neira y Tomala (2018)
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CAPITULO VI

ANALISIS Y RESULTADOS

El presente capitulo hace énfasis a los resultados finales correspondientes a
la simulacidn de inyeccion de polimeros a yacimientos con diferentes temperaturas.
Los polimeros AN125VHM y HPAM fueron sometidos a temperaturas entre 90°F
a 170°F. La fraccion molar relacionada a cada concentracion fueron tomadas como
variables para cada uno de los polimeros mencionados anteriormente.
Concentraciones de 800 ppm, 1000 ppm, 1500 ppm, 2000 ppm, 2500 ppm fueron

consideradas para las respectivas corridas de simulacion.

Para el comportamiento tanto del polimero AN125VHM como HPAM al
momento de actuar a cierta temperatura en especifico, conlleva a realizar el analisis
respectivo del enfoque, en cuanto al resultado del factor de recobro. Para corroborar
dichos resultados se evalta también la produccién de petréleo acumulado, corte de
agua, produccion de agua acumulada, viscosidad del agua, saturacion de petréoleo

residual, adsorcién de cada polimero.

A yacimientos a diferentes temperaturas y a la concentracion de 2500 ppm
se muestran mejores resultados en ambos polimeros en cuanto al factor de recobro,
por tal razén se expone el andlisis respectivo de las curvas y valores obtenidos al
final de cada corrida. Las demas concentraciones mencionadas se presentan en la
parte de anexos como prueba de las diferentes simulaciones que se realizaron para
escoger las predicciones mas convenientes en cuanto al factor de recobro mediante

la inyeccion de polimeros. A continuacion, se presenta cada parametro de analisis:
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6.1. Concentracion de los polimeros AN125VHM y HPAM

La concentracion de cada polimero es la primera variable a considerar,
debido a que ello esta estrechamente vinculado a la cantidad o proporcion de una
sustancia con respecto a otra, es decir, la interaccion de las moléculas de polimero
en el agua (solucion polimérica). Para el polimero AN125VHM y HPAM se escogi6
el rango de concentraciones entre 800 ppm a 2500 ppm, con el fin de distinguir dos
casos respecto a la temperatura de yacimiento, por consiguiente, se definen en los

siguientes numerales:

6.1.1. Diferente concentracion de los polimeros AN125VHM Y HPAM

a la misma temperatura de yacimiento

Se opto por una temperatura promedio de 140°F para los dos polimeros
AN125VHM y HPAM, a fin de, apreciar si existe alguna variacion del factor de
recobro cuando las diferentes concentraciones actian a la misma temperatura de

yacimiento. Los resultados obtenidos se distinguen en la Tabla 21 y Figura 43:

CONCENTRACION PPM

POLIMERO oo S 1500 2000 2500

ANI25VHM | 65.2628 65.2706 65.2876 65.3011 65.3082

HPAM 66.6153 66.6282 66.6370 66.6421 66.6452

Tabla 21: Fr a diferente concentracion para los polimeros AN125VHM y HPAM

Fuente: Neira y Tomala (2018)

De acuerdo al primer caso, segun la Tabla 21, la diferencia no es
significativa a la misma temperatura para las cinco concentraciones sefialadas, ello
se debe a que la fraccion que adopta cada concentracion, al ser mezclada con el

agua, no se ve afectada notablemente a una temperatura constante.
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Figura 43: Curvas comparativas del Fr a diferente concentracion

Fuente: Neira y Tomal4 (2018)

La diferencia entre los dos polimeros es del 1% orientado al factor de
recobro; pero, se puede determinar que a una mayor concentracion (2500 ppm)
tanto el polimero AN125VHM y HPAM genera mayor factor de recobro. Por tanto,

los posteriores analisis solo se haran con la mayor concentracion.

6.1.2. Diferente temperatura de yacimiento a la misma concentracion
de los polimeros AN125VHM y HPAM

En el segundo caso, la méxima concentracion de 2500 ppm se aplica para
las distintas temperaturas entre 90°F a 170°F. De acuerdo con lo observado en la
Tabla 22, se infiere que, a la misma concentracion, pero diferente temperatura, el
factor de recobro va cambiando para ambos polimeros. El incremento o reduccion
del factor de recobro esta directamente relacionada a la temperatura en la que actla

el polimero, por tal, se presentan dos condiciones:
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- A menor temperatura mayor factor de recobro

La fraccion molar del polimero tiende a estar estable cuando no se expone a
elevadas temperaturas, esto sucede porque sus propiedades tardan en degradarse
bruscamente, por tal razdn, a la temperatura de 90°F se obtiene un mayor factor de
recobro.

- A mayor temperatura menor Factor de Recobro

Cuando la solucion polimérica es sometida a altas temperaturas de
yacimiento como 150°F, 160°F, 170°F por un periodo de tiempo de 4 afos,
comienza a deteriorase la fraccion molar como propiedad quimica, como

consecuencia de la separacion entre las moléculas del polimero.

TEMPERATURA | CONCENTRACION DE 2500 PPM
CF) AN125VHM HPAM
90 67.9242 69.6157
100 67.1823 68.7910
110 66.5769 63.1004
120 66.0740 675214
130 65.6149 67.0026
140 653012 666452
150 65.0629 663002
160 64.9480 66.0618
170 648535 658497

Tabla 22: Valores a diferente temperatura de los polimeros AN125VHM y HPAM

Fuente: Neira y Tomala (2018)

- El polimero AN125VHM da entre 65% y 68% de factor de recobro.
- El polimero HPAM da entre 66% y 70% de factor de recobro.
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La diferencia esta del 1% al 2% dependiendo de la temperatura en la que
actuan los dos polimeros tras la inyeccion. En las Figura 44 y Figura 45 se ratifica
lo mencionado anteriormente en relacion a los dos polimeros frente al porcentaje

de petroleo recuperado.

6.2. Rango de temperaturas de yacimiento

La temperatura de yacimiento afecta al comportamiento del polimero, ya
sea de manera eficiente o ineficaz frente al factor de recobro. Los rangos constan
de una temperatura minima de 90°F a una temperatura maxima de 170°F como se
detall6 en el analisis anterior. Conforme, a los resultados logrados, se escogieron
cuatro (4) temperaturas que indican mejores distinciones en el factor de recobro,

como se sefala la Tabla 23.

TEMPERATURA| CONCENTRACION DE 2500 PPM
("F) ANI125VHM HPAM
90 67.9241 69.6156
120 66.0740 67.5214
140 65.3011 66.6452
170 64.8535 65.8496

Tabla 23: Seleccion del rango de temperaturas de yacimiento

Fuente: Neira y Tomala (2018)

La posicion que adopta los polimeros frente a temperaturas sumamente bajas y altas

se refleja a través de dos efectos:
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6.2.1. Efecto del comportamiento de los polimeros a temperaturas
<90°F

Cuando la inyeccion de los polimeros AN125VHM y HPAM se someten a
temperaturas extremadamente bajas que van alcanzando las condiciones
ambientales, se vuelven mas rigidos alcanzando asi la ineficiencia de movimiento.
La temperatura de una u otra manera proporciona la energia a los polimeros para
actuar como agente desplazante, pero si el factor térmico es bajo, va a llegar a un
punto en que el polimero no va a tener ningun efecto para recuperar el petroleo in
situ. En la figura 46 refleja que en los primeros dias del 2018, que es cuando
comienza el proceso de la inyeccién del polimero, se detiene la recuperacion de
petréleo en un 0.25 %.
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Figura 46: Factor de recobro a condiciones ambientales

Fuente: Neira y Tomala (2018)
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6.2.2. Efecto del comportamiento de los polimeros a temperaturas
> 170°F

Se selecciona una temperatura de 186°F para determinar como actdan los
polimeros AN125VHM y HPAM una vez inyectados, obteniendo como resultado
la disminucion continua en el factor de recobro; teniendo como consecuencia la
degeneracion progresiva de los polimeros, lo que afecta la viscosidad de la solucion.
La figura 47 y Tabla 24 muestran que, en determinado momento, las curvas
coinciden debido a que no existe mayor variacion, por lo que se tomé 170°F como

temperatura limite para el estudio.

TEMPERATURA| CONCENTRACION DE 2500 PPM
(°F) AN125VHM HPAM
170 64.8535 65.8496
186 64.8665 65.7016

Tabla 24: Factor de recobro a alta temperatura para los polimeros AN125VHM y HPAM

Fuente: Neira y Tomala (2018)
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6.3. Viscosidad del agua respecto al cambio de temperatura de

yacimiento

El crudo caracteristico para el estudio es de 26°API que se define como
petréleo mediano. El proceso de la inyeccion de polimero consiste en actuar como
tapon para mejorar el desplazamiento y de este modo contribuir en la recuperacion
del petrdleo; esto se logra por la manera que adopta la viscosidad frente al cambio

de temperatura. En la Figura 48 se concreta de la manera siguiente:

Viscosidad del agua vs Temperatura

Temperatura Viscosidad del agua 08 o 08
(GF} ((:p) % 0.7
90 08 200 X
i 5 05 o 05
120 06 E 04 & 04
= 20
140 05 g” 2 03
170 04 S0
186 03 0

0 50 100 150 200

Temperatura (°F)

Figura 48: Comportamiento de la viscosidad del agua vs temperatura

Fuente: Neira y Tomal4 (2018)

- Al aumentar la temperatura, la viscosidad del agua disminuye.

- Al disminuir la temperatura, la viscosidad del agua aumenta.

Si laviscosidad del agua va decreciendo, el polimero pierde su efecto porque
el agente quimico no esta proporcionando la dureza al agua para que no se desplace,
por ende, el factor de recobro va a disminuir. Caso contrario se da si la viscosidad

del agua aumenta, ya que se tendrd mayor factor de recobro.
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Figura 49: Variacién de la viscosidad del agua

Fuente: Neira y Tomala (2018)

6.4. Adsorcion de los polimeros AN125VHM y HPAM

Los polimeros AN125VHM y HPAM fueron inyectados bajo las mismas
condiciones operacionales, ya sea en, tiempo de inyeccién de 4 afios, la presion de
1500 psi y caudal de 4000 bbl/dia. La adsorcion permite darnos una idea de la

retencion de cada polimero en el medio poroso.

- Capacidad méaxima de adsorcion del polimero AN125VHM: 1.30044e-006
Ib mol/ft3
- Capacidad maxima de adsorcion del polimero HPAM: 1.50311e-006 Ib

mol/ft3

A mayor peso molecular, menor nivel de adsorcién: EI polimero HPAM
tendr4 mejor adsorcion ya que posee 8000 Ib/Ib mol; mientras que el polimero
AN125VHM posee 12000 Ib /lb mol. En la Figura 50 se aprecia dicho fenémeno

de adsorcioén.
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Figura 50: Adsorcion de los polimeros AN125VHM y HPAM

Fuente: Neira y Tomala (2018)

6.5. Produccion de petréleo acumulado

La cantidad de barriles finales obtenidos en los 12 afios de prediccién para
cada una de las temperaturas de yacimiento en la que acttan los dos polimeros
AN125VHM y HPAM, dio los siguientes resultados, los cuales se proyectan en la
Tabla 25.
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- La produccion acumulada de petroleo tiende a disminuir cuando se eleva la
temperatura de yacimiento.

- La diferencia de barriles entre las cuatro temperaturas de yacimiento 90°F,
120°F, 140°F, 170°F para el polimero HPAM se da en méas de 130.000 bbl,
mientras que para el polimero AN125VHM se da en mas de 119.000 bbl.

- En ambos polimeros la temperatura de 90°F da mayor acumulada de
petréleo; ocurriendo lo contrario a una temperatura de 170°F.

- A'una misma temperatura de yacimiento, los polimeros dan variacion en la
cantidad de barriles de petroleo en mas de 162.000 bbl, de tal forma que, la
inyeccion del polimero HPAM resulta mas eficiente en comparacion al
polimero AN125VHM.

TEMPERATURA ACUMULADA DE PETROLEO (BBL)
(°F) HPAM ANI25VHM
90 6622790 6460669
120 6351861 6215704
140 6221053 6096257
170 6073377 5981655

Tabla 25: Acumulada de petroleo - polimeros AN125VHM y HPAM a diferente temperatura

Fuente: Neira y Tomala (2018)

Como puede observarse en las Figuras 51 y 52, durante los cuatro (4)
primeros afios se tiene el mismo comportamiento, ello se debe, a que solo se esta
inyectado agua; a partir del afio 2022 surgen cambios notables, porque comienzan
a inyectarse los polimeros HPAM y AN125VHM a una concentracién de 2500 ppm,

por ende, la produccion de petroleo acumulado tiende a variar segun la temperatura.
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6.6. Produccion de agua acumulada

La produccién de agua acumulada es otro pardmetro a tomar en
consideracion, en vista de que, influye en la seleccién de uno de los polimeros
propuestos. En la tabla 26 se fijan los valores finales, donde se puede constatar lo
siguiente:

- A mayor temperatura se da mayor acumulada de agua, ocurre dicho
comportamiento porque el polimero va perdiendo el objetivo de aumentar
la viscosidad del agua, por esto, existe mas movilidad de la fase acuosa.

- Los polimeros HPAM y AN125VHM presentan similar efecto de
produccion de agua respecto al aumento de temperatura.

- Latemperatura de 90°F sefiala las menores cantidades de barriles de agua,
siendo el polimero HPAM mas conveniente con 162.518 bbl menos que el
AN125VHM.

TEMPERATURA ACUMULADA DE PETROLEO (BBL)
(°F) HPAM ANI125VHM
90 4334003 4496521
120 4605020 4741395
140 4736009 4860973
170 4883833 4975700

Tabla 26: Acumulada de agua - polimeros AN125VHM y HPAM a diferente temperatura

Fuente: Neira y Tomala (2018)

La Figura 53 y 54 representan que, tras la inyeccién de polimeros que se da
en el 2022, poco a poco empieza a producirse agua hasta llegar a su maxima
cantidad en el 2030. Las temperaturas evaluadas de 120°F, 140°F y 170°F

proyectan mas agua que la de 90°F con una minima de produccion.
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De acuerdo con las curvas obtenidas, la inyeccion de polimeros conforme a
las diferentes temperaturas, disminuyen la cantidad de agua. En el pardmetro
analizado con el polimero HPAM a menor temperatura, propone tener menor

acumulada de agua en comparacion con el polimero AN125VHM.

6.7. Tasa de produccién de petroleo

Uno de los indicadores de produccion es la tasa diaria de petroleo. La
cantidad de barriles que se extraen a la superficie permitira escoger el mejor
polimero tras la inyeccion, tomando en consideracion el tiempo invertido en
producirlo. Los barriles diarios que da la inyeccién de polimeros AN125VHM y
HPAM frente a las temperaturas de 90°F, 120°F, 140°F, 170°F, segln la Tabla 27,

manifiesta lo siguiente:

- En los tres primeros afios (2018-2021) la produccion de barriles diarios
maximo que pueden alcanzar los cuatro (4) pozos productores es de 2500
bbl/dia. A partir, del 2021 declina la produccién.

- Del 2022 hasta el 2026 se emplea como método de recobro, la inyeccion de
polimeros AN125VHM y HPAM por separado. En el lapso de tiempo que

se inyectan los polimeros, ocurre que:

e Enel 2022, a la misma temperatura, el polimero AN125VHM como el
HPAM se mantienen intacto en sus propiedades quimicas y fisicas como
viscosidad, adsorcion, fraccién molar, pero a diferente temperatura, se
notara disminucion en méas de 60 bbl/ dia para cada polimero.

e En el 2026, donde termina de ser inyectado los polimeros, se observa
que, a la temperatura de 170°F, existe el menor nimero de barriles por
dia, esto se da porque los polimeros van deteriorandose con el aumento

de la temperatura.
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e Lainfluencia de la temperatura en el polimero AN125VHM y HPAM en
cuanto a la tasa de produccion de petroleo se ve afectada
considerablemente, y a través de la simulacion se puede decir que, a la
temperatura de 90°F el polimero HPAM da mayores barriles que el
AN125VHM. Las Figuras 55 y 56 representan lo antes mencionado.

TASA DE PRODUCCION DE PETROLEQ (BBL/DIA)
TEMPERATURA °F
E:iggg 920 120 140 170
HPAM | AN125VHM | HPAM | AN125VHM | HPAM | ANI25VHM | HPAM | AN125VHM

01/01/2018 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
01/01/2019 | 249992 2499 92 2499 90 2499 90 2499 88 2499 88 2499 85 2499 85
01/01/2020 | 249942 249942 | 249919 249919 | 249903 249903 249874 2498 74
01/01/2021 | 2496 93 249693 249578 249578 | 249494 2494 94 2493 56 2493 56
01/01/2022 | 2467.83 246783 240047 240047 | 2328.12 232812 2182.11 2182.11
01/01/2023 | 2194 81 216389 1972 31 192688 1826.60 1767.56 161155 152956
01/01/2024 | 1850.08 1798.11 1641.09 1614 98 151217 146879 134538 1314 58
01/01/2025 | 1597.03 1502.95 147217 134310 1400.58 1249 95 1322 48 114102
01/01/2026 | 1334 98 1020.06 122925 905.57 117143 861.80 111425 804.69
01/01/2027 | 781.40 482.58 744 47 485.70 78747 560.97 865.40 689.37
01/01/2028 | 264.75 373.42 26221 39953 30036 442 41 45938 571.66
01/01/2029 | 104.04 24832 11783 286.58 141.07 333.64 17429 428.90
01/01/2030 | 41.92 13539 56.48 160.33 71.28 18380 61 46 22292

Tabla 27: Tasa de Produccidn - Polimeros AN125VHM y HPAM a diferente Temperatura

Fuente: Neira y Tomal4 (2018)

- En los afios posteriores se inyecta agua, que sirve para que el residuo de

polimero que queda en el medio poroso siga reduciendo la movilidad del

agua frente al petroleo.

- Enrelacion al tiempo en el que se recupera petroleo, también es beneficioso.

En el caso del polimero AN125VHM en el 2030 provee mas barriles,

aquello acontece porque el polimero no se ha degenerado completamente

por lo cual aportard méas cantidad de petréleo (135 bbl/dia), pero a la vez el

tiempo se prolonga.

- Caso contrario sucede con el polimero HPAM en que la misma cantidad de
135 bbl lo recupera a finales del 2028.
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6.8. Corte de agua

Producir el volumen total de liquidos desde el yacimiento a la superficie,
implica extraer tanto petréleo como agua. Al ser uso de la inyeccion de soluciones
poliméricas (agua + polimero), existe la posibilidad de conseguir una méxima
cantidad de agua producida. Se observa en la Tabla 28, el equivalente al corte de
agua para el afio 2030, siendo 95% para el polimero AN125VHM y 98% para el
polimero HPAM.

El porcentaje de corte de agua, dependiendo del polimero sometido a cierta
temperatura, puede mostrar una disminucion o incremento considerable
desde el afio 2023 hasta el 2030.

- A'mayor temperatura de yacimiento, mayor corte de agua. Si la temperatura
de yacimiento es alta, a medida que se vaya inyectando los polimeros
AN125VHM y HPAM el corte de agua aumenta. Resulta factible aplicar los
polimeros a una menor temperatura de yacimiento, ya que se obtendra

menos corte de agua.

CORTE DE AGUA (%)

TIEMPO TEMPERATURA °F
(ANUAL) 90 120 140 lTl-]

HPAM | AN125VHM | HPAM | AN125VHM | HPAM | AN125VHM | HPAM | AN125VHM
01/01/2018 | 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
01012019 | 0.01 0.01 0.01 0.01 0.01 0.01 0.01 0.01
01/01/2020 | 0.05 0.05 0.07 0.07 0.09 0.09 0.11 0.11
01/01/2021 | 022 022 0.29 0.29 0.34 0.34 0.43 0.43
01/01/2022 | 632 6.32 13.56 13.56 2141 2141 30.18 30.18
01/01/2023 | 18.54 22.03 28.81 30.86 33.24 36.53 43.24 48.89
01/01/2024 | 31.44 31.95 38.40 37.90 4281 42.63 47.98 47.96
01/01/2025 | 39.55 48.97 44.30 54.89 46.62 57.68 49.24 61.47
01/01/2026 | 55.43 7220 59.56 73.36 61.53 7252 61.37 74.54
01/01/2027 | 81.93 53.41 §4.03 §3.15 81.66 £1.66 70.40 74.48
01/01/2028 | 93.70 87.24 93.23 85.68 92.07 83.66 89.08 79.54
01/01/2029 | 97.47 02.78 96.80 91.33 95.99 §9.91 96.02 86.81
01/01/2030 | 98.84 95.87 98.41 95.35 98.03 94.80 98.61 94.34

Tabla 28: Corte de agua para los polimeros AN125VHM y HPAM a diferente temperatura

Fuente: Neira y Tomala (2018)
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Water Cut SC - %

En el 2026, el polimero AN125VHM a 90°F alcanza la maxima produccion
de agua comparado al polimero HPAM, llegando al 20% de diferencia.
Durante los cuatro afios que se inyectan los dos polimeros, el polimero
HPAM a 90°F da 55.43 % de corte de agua, en tanto que, el AN125VHM
da 72,20%; deduciendo que el uso del AN125VHM es poco rentable debido
a la rapida produccion de agua. En la Figuras 57 y 58, relacionadas al corte
de agua, representan el comportamiento de cada polimero en cuanto al
volumen de agua producida. A 170°F da una curva mas pronunciada que a
90°F.
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Figura 57: Corte de agua del polimero HPAM a diferente T (°F)

Fuente: Neira y Tomala (2018)
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Water Cut SC - %

resalta que a 90°F se exhibe los 6ptimos resultados en cuanto al porcentaje de
petréleo que se puede recuperar a través de la inyeccion de polimeros como método
de recuperacion mejorada. El 1.71% de diferencia afirma que el polimero HPAM
es mas conveniente que el AN125VHM. Se afirma lo anterior considerando los
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Figura 58: Corte de agua del polimero AN125VHM a diferente T (°F)

Fuente: Neira y Tomala (2018)

6.9. Factor de recobro

En relacién al factor de recobro de los polimeros AN125VHM y HPAM,

siguientes aspectos:

A mayor temperatura, menor factor de recobro. Al inyectar las soluciones
poliméricas a altas temperaturas, 120°F, 140°F y 170°F, hace que las
propiedades del agua-roca se vean afectadas en viscosidad, adsorcion y no
ayuda a mejorar la eficiencia de desplazamiento del petrdleo al producirse.

Por otro lado, a 90°F ocurre lo contrario, permitiendo asi, mayor

recuperacion.
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FACTOR DE RECOBRO (%)
TIEMPO TEMPERATURA °F
(ANUAL) 907 1201 1401 179
HPAM | ANI25VHM | HPAM | ANI2SVHM | HPAM | ANI25VHM | HPAM | ANI25VHM

01/01/2018 | 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
01/01/2019 | 9.59 9.59 9.70 9.70 9.78 9.78 9.89 9.89
01/01/2020 | 19.18 19.18 19.40 19.40 19.55 19.55 19.78 19.78
01/01/2021 | 28.79 28.79 29.11 29.11 29.33 29.33 29.68 29.68
01/01/2022 | 38.26 38.26 3842 38.42 3843 3843 3831 3831
01/01/2023 | 46.68 46.56 46.07 45.90 45.57 45.34 44.69 44.37
01/01/2024 | 53.77 33.46 52.44 32.16 51.49 31.09 50.01 49.57
01/01/2025 | 59.92 39.24 58.17 57.39 56.98 55.99 55.26 54.10
01/01/2026 | 65.04 63.15 62.94 60.90 61.56 39.36 59.67 57.28
01/01/2027 | 68.04 65.00 65.83 62.79 64.64 61.55 63.10 60.01
01/01/2028 | 69.05 66.44 66.84 64.34 65.81 63.28 64.91 62.27
01/01/2029 | 69.45 67.39 67.30 65.45 66.37 64.59 65.61 63.97
01/01/2030 | 69.62 67.91 67.52 66.07 66.65 6531 65.85 64.86

Tabla 29: Fr para polimeros AN125VHM y HPAM a diferente temperatura

Fuente: Neira y Tomala (2018)

- La Tabla 29 muestra que, en el afio 2030, el polimero AN125VHM a 90°F
alcanza el 69.62% mientras que el polimero HPAM da 67.91%.

- En relacién al tiempo de recuperacion, el HPAM necesita menos tiempo
para producir mas que el polimero AN125VHM, es decir, para el 5 de
Diciembre del 2026 el polimero HPAM alcanzaria el 67.91%, mientras que
el mismo porcentaje el polimero AN125VHM lo recupera en el 2030.

- El polimero HPAM resulté ser el mejor para extraer el petréleo in situ. En

la Figura 59 se observa el comportamiento de la inyeccion de cada polimero.

125



70 =

@
=
]

0il Recovery Factor SCTR.

o
=1
]

40

2022

2023

2024

2025

1 1
2028 2027
Time (Date)

2028 2029

POL!MERD HFAM - TEMFERATURA DE 20°F
— = — = POLIMERO AN125WVHM -TEMPERATURA DE 90°F

2030

Figura 59: Curvas comparativas del Fg - polimero AN125VHM y HPAM

Fuente: Neira y Tomala (2018)

6.10. Saturacion de petroleo residual

El arreglo de cinco pozos invertidos fue situado estratégicamente con la

finalidad de que surja el drenaje ideal de los fluidos en el yacimiento. Al inyectar

las soluciones poliméricas, tanto con AN125VHM y como con HPAM, en el

periodo de tiempo de cuatro afios se consigue la produccién de fluidos. La

saturacion de petroleo fue de 0.77 in situ, luego de la inyeccidn de polimeros tras

los 12 afios de simulacion a cada temperatura de yacimiento la saturacion de

petréleo queda expresada en la Tabla 30:

SATURACION TEMPEERATURA °F
DE % 120 140 170
PETROLEO |"gpans | AN125VEM | HPAM | ANI2SVEM | HPAM | ANI2SVEM | HPAM | ANI2SVEIM
RESIDUAL
(Sor) 0.4316 0.4675 0.4371 0.4740 0.4368 0.4746 04115 0.4399

Tabla 30: Sor- polimeros AN125VHM y HPAM a diferente temperatura

Fuente: Neira y Tomala (2018)
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Se presenta que a 90°F y concentracion de 2500 ppm se tiene menor
saturacion de petroleo residual en el polimero HPAM con respecto al polimero
AN125VHM.
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Fuente: Neira y Tomal4 (2018)
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CONCLUSIONES

La inyeccién de polimero, como técnica mejorada para la recuperacién de
petréleo, es técnicamente viable cuando se caracteriza correctamente el
yacimiento; haciendo el respectivo ajuste de datos PVT tanto en
propiedades de la roca como del fluido. Tales consideraciones ayudan a
extraer un porcentaje adicional de petréleo que queda en el subsuelo luego
de haber usado métodos primarios y secundarios de recobro del crudo.

El arreglo de pozos es fundamental para el drenaje de los fluidos; en este
caso, el uso de cinco pozos invertidos fue de beneficio para recuperar
petréleo a través de la inyeccién de polimeros. El analisis de sensibilidad
para la presién y el caudal arrojé que, el pozo inyector con caudal de 4000
bbl/ dia y BHP de 1500 psi otorga el desplazamiento 6ptimo para los fluidos
cuando los pozos productores trabajan con un caudal de 625 bbl/dia y BHP
de 200 psi.

El periodo de tiempo es otro indicador clave para la inyeccién de polimeros
porque influye en el factor de recobro de petréleo, por lo cual, el bache de
los polimeros AN125VHM y HPAM fue del 0,10 del volumen poroso para
ser inyectado a la formacién, lo que equivale a cuatro (4) afios. En el tiempo
sefialado los polimeros muestran efectividad para el proceso, posterior a los
cuatro afios los polimeros van deteriorandose debido a la degradacion de sus
propiedades como: volumen poroso accesible de adsorcién, concentracion,

peso molecular, viscosidad y factor de resistencia.
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La Temperatura del yacimiento afecta al polimero al instante de la
inyeccion. A temperaturas altas, como 170°F, se notd pérdida en las
propiedades de ambos polimeros; mientras que a temperaturas bajas, como
90°F, muestra resultados favorables frente al factor de recobro. De acuerdo
a las temperaturas a las que se sometieron los polimeros, se obtuvo que
mayor efectividad tiene el polimero HPAM en comparacion al
AN125VHM, referente a cada punto analizado.

Luego de los 12 afios de produccion y con la inyeccion de polimero por
cuatro afios para el yacimiento sintético implantado, se alcanza el propdsito
de extraer un porcentaje considerable de petrdleo, afirmacion basada en la
comparacion entre la saturacion inicial del petroleo (0,77) y la obtenida
posterior a la implementacion de la inyeccién de polimero, quedando un
promedio de 0,43 que no pudo producirse, lo que sefiala que se sustrajo un

0,34 por medio de esta técnica.

El Factor de Recobro y la Acumulada de Petrdleo se relacionan con la
cantidad de barriles de petroleo final que aporta los polimeros AN125VHM
y HPAM. Segun el Factor de Recobro el 1.71% es la diferencia entre ambos
agentes quimicos; afirmando que el HPAM es mas conveniente que el
AN125VHM, testificandolo también por el tiempo de recuperacion, ya que
para el 2026 el polimero HPAM alcanza el 67.91%, el mismo porcentaje
que da en el afio 2030 el AN125VHM, es decir, el HPAM necesita menos
tiempo para producir mas de lo que da el polimero AN125VHM.

La produccion de agua acumulada a 90°F muestra las menores cantidades
de agua, siendo, el polimero HPAM mas conveniente con 162.518 bbl
menos que el AN125VHM. Lo mismo que se comprueba con el corte de
agua, que para el afio 2026 el AN125VHM alcanza la méaxima produccion
de agua en comparacion con el HPAM, alcanzando un 20% de diferencia.
Asi, se determina que a menor temperatura de yacimiento se conseguira

menos corte de agua.
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RECOMENDACIONES

Los datos del yacimiento, fluido y polimeros deben sustentarse en
experimentos o pruebas tanto de campo como de laboratorio, para adquirir
una gama de resultados conforme a la prediccion del comportamiento que
se quiere referenciar. Ademas, el correcto uso de un Software de Ingenieria,

favorece al disefio del modelo de yacimiento y fluido, respectivamente.

Llevar a cabo los analisis de sensibilidades, tanto de cada polimero
(concentracion, bache del polimero) como condiciones de operacion
(caudal, presién), contribuyen al incremento a disminucion del factor de
recobro. Ademas, se sugiere el uso de otros criterios de produccion como

corte de agua, produccién acumulada de agua y petréleo.

Para la inyeccion del agente quimico, es decir, el polimero, no es
aconsejable aplicarlos a temperaturas mayores a 170°F porque va perdiendo
el efecto de darle viscosidad al agua y ello provoca reduccion en la cantidad
de petrdleo a recuperar; mientras que a temperaturas menores a 90°F el

polimero no causa ningln efecto.
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ANEXOS



ANEXO |I: TABLA DE PERMEABILIDADES RELATIVAS

Sw Krw Krow
0.2282 0 0.705327
0.251487 2.32E-05 0.581172
0.274775 | 0.00018549 | 0.472514
0.298063 | 0.00062602 | 0.378321
0.32135 | 0.00148391 | 0.29756
0.344637 | 0.00289825 | 0.229197
0.367925 | 0.00500818 | 0.172199
0.391212 | 0.00795281 | 0.125533
0.4145 0.0118712 | 0.0881659
0.437788 | 0.0169026 | 0.0590642
0.461075 0.023186 0.037195
0.484363 0.0308606 | 0.0215249
0.50765 0.0400655 | 0.0110207
0.530938 | 0.0509397 | 0.00464937
0.554225 0.0636225 | 0.00137759
0.577512 | 0.0782529 | 0.0001722
0.6008 0.09497 0

ANEXO II: TRAYECTORIA DE POZO INYECTOR

User Block Block Top Block
Connect to | WI (md*f) | Length (&
Address | Comectto | WImd™ )| Length (1) | 0 ™ g 0 ()
18189 | Suface |94062862| 43 6344 6387

136




- POZO PRODUCTOR (LITR-A)

ANEXO I111: TRAYECTORIA DE LOS POZOS PRODUCTORES

LE;;T Connect to | WI (md*f) | Length (f) Bl"?;[}T”p Ej;‘;flz -
661 Surface | 94062.862| 43 6000 6043
662 1 04062862 43 6043 6086
663 2 04062862 43 6086 6129
664 3 04062.862| 43 6129 6172
665 4 04062862 43 6172 6215
666 5 04062.862| 43 6215 6258
667 6 04062.862| 43 6258 6301
668 7 04062.862| 43 6301 6344
6609 g 04062.862| 43 6344 6387
6610 9 04062862 43 6387 6430

- POZO PRODUCTOR (LITR-B)

LE;E“ Connect to | WI (md*f) | Length (f) Bl“i;f{’p Bﬂgzlz o
6301 | Surface |94062862| 43 6000 6043
630 2 1 04062.862| 43 6043 6086
6303 2 94062.862| 43 6086 6129
6304 3 94062.862| 43 6129 6172
6305 4 04062.862| 43 6172 6215
6306 5 04062.862| 43 6215 6258
6307 6 04062.862| 43 6258 6301
6308 7 04062.862| 43 6301 6344
6309 8 94062.862| 43 6344 6387
630 10 9 04062.862| 43 6387 6430
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POZO PRODUCTOR (DMNB-A)

L:;izk Connect to | WI (md*f) | Length (f) Bk’?;;“p szl’; 5
30301 | Surface |94062862| 43 6000 6043
30302 1 04062.862| 43 6043 6086
3030 3 2 04062.862| 43 6086 6129
30 30 4 3 04062.862| 43 6129 6172
30305 4 04062.862| 43 6172 6215
3030 6 5 04062.862| 43 6215 6258
30307 6 04062.862| 43 6258 6301
30308 7 04062.862| 43 6301 6344
30309 8 04062.862| 43 6344 6387
3030 10 9 04062.862| 43 6387 6430

~ POZO PRODUCTOR (DMNB-B)

LE;;T Connect to | WI (md*f) | Length (f) Bl“‘:‘:l;}T“p Bjij; 5
3061 | Suface |94062862| 43 6000 6043
3062 1 04062.862| 43 6043 6086
3063 2 04062862 | 43 6086 6129
3064 3 04062862 | 43 6129 6172
3065 4 04062862 | 43 6172 6215
3066 5 04062862 | 43 6215 6258
3067 6 04062862 | 43 6258 6301
3068 7 04062862 | 43 6301 6344
3069 g 04062862 | 43 6344 6387
306 10 9 04062.862| 43 6387 6430
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ANEXO IV: CONCENTRACION 800 PPM A DIFERENTE
TEMPERATURA DEL POLIMERO AN125VHM

- FACTOR DE RECOBRO Y TASA DE PRODUCCION DE
PETROLEO

80— : T . . . . 2,500
2,000
-4
3] =
E -
. 1500
2 3
= -
@ 1]
> =
§ 1,000 2
x 5
(=]
500
0 1 1 T 1 T 1 U
2020 2022 2024 2028 2028 2030
Time (Date)
Oil Recovery Factor - 1000 FFM @ 90°F === = = === = il Rate - 1000 PFM @ 90°F
—— —— — - Qil Recovery Factor - 1000 FFM @ 100°F Qil Rate - 1000 FFM @ 100°F
------- 0il Recovery Factor - 1000 PPM @ 110°F — — — - Oil Rate- 1000 PFM @ 110°F
— = = = il Recovery Factor - 1000 FFM @ 120°F Oil Rate - 1000 PFM @ 120°F
—— = — — - Qil Recovery Factor - 1000 PPM @ 120°F Qil Rate - 1000 PPM @ 120°F
Oil Recovery Factor - 1000 PPM @ 140°F — — - — - Oil Rate- 1000 PPM @ 140°F
Oil Recovery Factor - 1000 FFM @ 150°F Oil Rate - 1000 PFM @ 150°F
Qil Recovery Factor - 1000 PPM @ 180°F Qil Rate - 1000 PPM @ 160°F
— — — - Oil Recovery Factor - 1000 PPM @ 170°F il Rate - 1000 PPM @ 170°F

- ACUMULADA DE AGUAY CORTE DE AGUA

5.00e+6
[-4.00e+6
H
a
= - 3.00e+6
s &
3 5
- 5]
3 S
© ©
g H
] -200e+6 B
= E]
E
H]
o
[-1.00e+6
0.00e+0
Time (Date)
— = = = = Cumulative Water 5C @ 90°F = Water Cut SC -% @ 90°F
Cumulative Water SC @ 100°F === == = = Water Cut SC -% @ 100°F
— — = = Cumulative Water SC@ 110°F = = = = = = = Water Cut SC -% @ 110°F
Cumulative Water SC @ 120°F === = = = = Water Cut 5C -% @ 120°F
Cumulative Water SC (@ 130°F == = = = = Water Cut 5C -% @ 130°F
— = e = Cumulative Water SC @ 140°F ‘Water Cut 5C -% @ 140°F
Cumulative Water SC (@ 150°F == === = = Water Cut SC -% @ 150°F
Cumulative Water SC @ 180°F ‘Water Cut 5C -% @ 180°F
Cumulative Water SC @ 170°F ‘Water Cut 5C -% @ 170°F
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ANEXO IV: CONCENTRACION 1000 PPM A DIFERENTE
TEMPERATURA DEL POLIMERO AN125VHM

0il Recovery Factor SCTR

FACTOR DE RECOBRO Y TASA DE PRODUCCION
PETROLEO

Cumulative Water SC (bbl)

- 2,500
' -2 000
! =
: 1,500 §
H =1
i -

......................................... 5
N oy
H @
: g
H 1,000 &
5]
: - 500
“:
1 1 T 1 1 1 0
2020 2022 2024 2026 2028 2030
Time (Date)
Oil Recovery Factor - 1000 PPM @ 20°F — = = Ol Rate - 1000 FPM @ 20°F

il Recovery Factor - 1000 FFM @ 100°
il Recovery Factor - 1000 PPM @ 110
il Recovery Factor - 1000 PPM @ 120
Oil Recovery Factor - 1000 PPM @ 120
Oil Recovery Factor - 1000 PPM @ 140
Qil Recovery Factor - 1000 PPM @ 150°
Qil Recovery Factor - 1000 PPM @ 180°
= = = = 0il Recovery Factor - 1000 PFM @ 170

il Rate - 1000 FFM @ 100
—— —— — - Gil Rate - 1000 PPM @ 110
Qil Rate - 1000 PPM @ 120
Oil Rate - 1000 FPM @ 120
= = = = Oil Rate - 1000 FPM & 140
Oil Rate - 1000 FFM @ 150
Oil Rate - 1000 FFM @ 160
Oil Rate - 1000 FFM @ 170

AARAAA A
AT

ACUMULADA DE AGUA 'Y CORTE DE AGUA

5.00e+6

4.00e+6

3.00e+6

2.00e+5 =

1.00e+6 =

-%

Water Cut 5C

0.00e+0 =~
2020 202z 2024 2026 2028
Time (Date)
Cumulstive Water - 1000 PFM @ 80°F ‘Water Cut % - 1000 PPM @80°F
Cumulstive Water - 1000 FPM @ 100°F  —— —— —— = Water Cut % - 1000 FPM @100°F
Cumulstive Water - 1000 PFM @ 110°F ‘Water Cut % - 1000 PFM @110°F
Cumulstive Water - 1000 FPM @ 120°F Water Cut % - 1000 FPM @120°F
Cumulstive Water - 1000 PPM @ 120°F — - — — - Water Cut % - 1000 PPM @120°F
Cumulstive Water - 1000 PPM @ 140°F Water Cut % - 1000 PPM @140°F
Cumulstive Water - 1000 PPM @ 1580°F — = = —— = Water Cut % - 1000 PPM @1
Cumulstive Water - 1000 PPM @ 180°F Water Cut % - 1000 PPM @16

— — — - Cumulstive Water - 1000 FFM @ 170°F ‘Water Cut % - 1000 FFM @170°F
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ANEXO IV: CONCENTRACION 1500 PPM A DIFERENTE
TEMPERATURA DEL POLIMERO AN125VHM

- FACTOR DE RECOBRO Y TASA DE PRODUCCION DE
PETROLEO

& : TN : : ; ; 2500

2,000

1,500

1,000

0il Recovery Factor SCTR
Oil Rate 5C (bbl/day)

o 1 i 1 1 1 0
2020 2022 2024 2026 2028 2030
Time (Date)
Gil Recovery Factor - 1500 FFM @ 80°F Gil Rate - 1500 FFM @ 50°F
Gil Recovery Factor - 1500 FFM @ 100°F Gil Rste - 1500 FRM @ 100°F

— = Q| Recovery Factor - 1500 FPM @ 1 Qil Rste - 1500 FFM @ 110°F
= = = = 0il Recovery Factor - 1500 FPM @ 1 =— = = = (il Rate - 1500 FFM @ 120°F

Qil Recovery Factor - 1500 PFM @ 120°F — - — — - Qil Rate - 1500 PPM @ 120°F

Qil Recovery Factor - 1500 PP @ 140°F Oil Rste - 1500 FFM @ 140°F
= = = Qil Recovery Factor - 1500 PFM @ 150° Cil Rate - 1500 PFM @ 150°F
= = il Recovery Factor - 1500 PPM @ 1 Qil Rete - 1500 PPM @ 180°F
= = = = = il Recovery Factor - 1500 FFM @ 170°F === = = == = 0il Rate - 1500 FFM @ 170°F

- ACUMULADA DE AGUA'Y CORTE DE AGUA

5.00e+6
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=
a
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w '
] E
= -
s 3
o
2z 5
E 2.00e+6 - 5
= =
5
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Q
1.008+6
0.00e+0
2020 2022 2024 2026 2028 2030
Time (Date)
Cumulative Water - 1500 PPM @ 20°F ‘Water Cut % - 1500 PPM @90°F
Cumulative Water - 1500 PFM @ 100°F ‘Water Cut % - 1500 PPM @100°F
— — — - Cumulative Water - 1500 PFM @ 110°F Water Cut % - 1500 PPM @110°F
— = Cumulative Water - 1500 PPM @ 120°F == == = = Water Cut % - 1500 PFM @120°F
Cumulative Water - 1500 PPM @ 130°F —— — = — - Water Cut % - 1500 PPM @130°F
Cumulative Water - 1500 FFM @ 140°F ‘Water Cut % - 1500 PPM @140°F
Cumulative Water - 1500 PPM @ 1 Water Cut % - 1500 PPM @150°F
Cumulative Water - 1500 PPM @ 1 ‘Water Cut % - 1500 PPM @180°F
m— = = = = Cumulative Water - 1500 PPM @ 170°F == = = = = Water Cut % - 1500 PFM @170°F
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ANEXO IV CONCENTRACION 2000 PPM A DIFERENTE
TEMPERATURA DEL POLIMERO AN125VHM

- FACTOR DE RECOBRO Y TASA DE PRODUCCION DE
PETROLEO

80 -

2,500

2,000

=1,500

[=1,000

0il Recovery Factor SCTR
0il Rate SC (bbl/day)

[-500

2022 2024
Time (Date)

il Recovery Factor - 2000 PPM @ 80°F.irf il Rate - 2000 PPM @ 20°F.irf

Oil Recovery Factor - 2000 PPM @ 100°F.irf Cil Rate - 2000 PPM @ 100°F.irf

Oil Recovery Factor - 2000 PPM @ 110°F.irf Cil Rate - 2000 PPM @ 110°F.irf
— = = — - Gil Recovery Factor - 2000 FRM @ 120°F.irf il Rate - 2000 FPM @ 120°F.ir
= = = = = - - Oil Recovery Factor - 2000 FPM @ 130°F.if —— — — = il Rate - 2000 FPM @ 130°F.irf
— — — - Oil Recovery Factor - 2000 FPM @ 140°F.if == = = = = Oil Rate - 2000 PRI (@ 140°F.irf
— — — - Qil Recovery Factor - 2000 PPM @ 150°F.irf Qil Rate - 2000 PP irt

Oil Recovery Factor - 2000 PPM @ 180°F.if —— — — — - Oil Rate - 2000 PPM irf
— — — = - Qil Recovery Factor - 2000 FPM @ 170°F.irf Cil Rate - 2000 PFM @ 170°F.irf

- ACUMULADA DE AGUAY CORTE DE AGUA

5.00e+6

4.00e+6 -

3.00e+6

2.00e+6 =
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Water Cut 5C - %

1.00e+6 =

0.00e+0
2020 2022 2024 2026 2028 2030
Time (Date)
Cumulstive Water - 2000 PPM @ 20°F Wster Cut % - 2000 PPM @90°F
Cumulstive Water - 2000 FRM @ 100°F == = = == = Water Cut % - 2000 PPM @100°F
Cumulative Water - 2000 PPM @ 110°F Water Gut % - 2000 PPM @110°F
— = = — - Cumulative Water - 2000 FFM @ 120°F Water Cut % - 2000 PPM @120°F
------- Cumulstive Water - 2000 FPM @ 130°F —— —— — = Water Cut % - 2000 PPM @130°F
— — — - Cumulative Water - 2000 PPM @ 140°F Water Gut % - 2000 PPM @140°F
— — — - Cumulative Water - 2000 FPM @ 150°F Water Cut % - 2000 PPM @150°F
Cumulative Water - 2000 PPM @ 180°F —— = = — = VWater Cut % - 2000 FPM @180°F
— = — - - Cumulative Water - 2000 PPM @ 170°F Water Gut % - 2000 PPM @170°F
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ANEXO V:

CONCENTRACION
TEMPERATURA DEL POLIMERO HPAM

800

PPM A

DIFERENTE
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PETROLEO
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B 2.00e+6 £
2 H
=
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1.008+6 -
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— = = — - Cumulative Water - 800 PPM @ 120°F
Cumulstive Water - 800 PFM @ 140°F

— —— — - Cumulative Water - 300 PPM @ 150°F
Cumulsative Water - 800 PPM @ 180°F
Cumulative Water - 800 FFM @ 170°F

— e — = gter Cut % - 800 PPM @ 30°F

‘Water Cut % - 800 FFM @ 100°F

— e e = a@ter Cut % - 800 PPM @ 110°F

‘Water Cut % - 800 FFM @ 120°F
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— = = = = Water Cut % - 800 PPM @ 140°F

‘Water Cut % - 800 PPM @ 150°F
‘Water Cut % - 800 FFM @ 1680°F
‘Water Cut % - 500 FPM @ 170°F
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ANEXO V: CONCENTRACION 1000 PPM A DIFERENTE
TEMPERATURA DEL POLIMERO HPAM

- FACTOR DE RECOBRO Y TASA DE PRODUCCION DE
PETROLEO
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Cumulative Water - 1000 PPM @ 170°F ‘Water Cut % - 1000 PPM @ 170°F
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ANEXO V: CONCENTRACION 1500
TEMPERATURA DEL POLIMERO HPAM

PPM A DIFERENTE

DE PRODUCCION DE

- FACTOR DE RECOBRO Y TASA
PETROLEO
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ANEXO V: CONCENTRACION 2000
TEMPERATURA DEL POLIMERO HPAM

PPM A DIFERENTE

- FACTOR DE RECOBRO Y TASA DE PRODUCCION DE
PETROLEO
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