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ABREVIATURAS

ASP: Inyeccion alcali — surfactante — polimero.

BPPD: Barriles producidos por dia.
CMG: Computer Modelling Group.
CPB: Clay Pebble Beds

EOR: Enhanced Oil Recovery.

IFT: Tension interfacial.

Kri: Permeabilidad relativa.

PAC: Pacoa.

POES: Petroleo original en sitio.
PVT: Presion, volumen, temperatura.
SP: Inyeccion de surfactante — polimero.
TIR: Tasa Interna de Retorno.

VAN: Valor Actual Neto.
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GLOSARIO

Antifilicos: son moléculas que poseen un extremo hidrofilico, soluble en agua y otro que

es hidréfobo, lo cual significa que rechaza el agua.

Carboxilatos: son de cadena larga (4cidos grasos), solubles en agua utilizados por sus

propiedades tensoactivas como agentes de desplazamiento en EOR.

Efecto hidrofobo: es la atraccion entre las propias moléculas del agua, pero no la
atraccion entre el soluto y la superficie, el soluto hidrofobico dificulta para no entrar en

la fase acuosa.

Hidroéfila: sustancia que se absorbe con facilidad con el agua también llamada algodén

hidrofilo.

Hidrélisis: es la reaccion quimica de la molécula de agua se separan para formar enlaces

quimicos, para determinados compuestos que reaccionen con el agua.

Micelar: es el punto critico que llega las moléculas de tensoactivos, que disminuye la

energia libre del sistema.

Poliglucosido de alquilo: son tensioactivos no toxicos, son compuestos de alto

rendimiento y biodegradables.

Polioxietileno: es un polimero como disolventes no volatiles solubles en el agua pueden

ser modificados, y utilizado como catalizador.

Polisacaridos: aumentan la viscosidad del agua para la inyeccion final, no se utilizan

para la inyeccion de quimicos.

Siloxano: compuesto que da alta estabilidad al polieter para aplicar el método de

recuperacion mejorada mediante quimicos.

Sulfonato de olefina internos (I0S): son surfactantes que pueden alcanzar una salinidad

optima que se adapta a la formacion.

XX



UNIVERSIDAD ESTATAL PENINSULA DE SANTA ELENA
FACULTAD DE CIENCIAS DE LA INGENIERIA
CARRERA DE INGENIERIA DE PETROLEO

“INYECCION DE SURFACTANTES EN EL BLOQUE 1,
DEL CAMPO PACOA, UBICADO EN LA COMUNA MORRILLO,
PROVINCIA DE SANTA ELENA.”

Autores: Joffre Bryan Suarez Suarez
Alina Jamilex Salinas Tomala

Tutor: Sadi Armando Iturralde Kure

RESUMEN

En este trabajo se presenta la descripcion y las generalidades geologicas del Campo
Pacoa. Sin embargo, mantener su productividad ha sido un verdadero reto, debido a su

bajo factor de recobro.

También, se presenta los mecanismos de recuperacion mejorada por métodos quimicos,
donde se describe cada uno de los procesos con sus caracteristicas y limitaciones, en el
que se verifica que el yacimiento cumple con las caracteristicas requeridas para la
aplicacion de surfactantes. Ademas, con la ayuda del software de simulacion de
yacimientos CMG (Computer Modeling Group), se establecen varios escenarios con
diferentes caudales y concentraciones. Con el arreglo de pozos invertido, Pacoa 3 como
inyector en el centro y en las esquinas Pacoa 4, Pacoa 12, Pacoa 32, Pacoa 36 como
productores, en donde se desarrolla la simulaciéon de los escenarios como surfactante,

surfactante — polimero (SP) y alcali — surfactante - polimero (ASP).

Finalmente, se evalua los resultados obtenidos por CMG para cada uno de los escenarios.
Desde el punto de vista técnico y financiero el escenario 1, fue el mas 6ptimo en el periodo
de 6 afios donde se obtiene el doble del factor de recobro actual, logrando optimizar la

movilidad del banco de petroleo hacia los 4 pozos productores del campo Pacoa.

Palabras Clave: Simulacion de Yacimiento, mecanismo de recuperacion mejorada,

CMG Computer Modeling Group), Inyeccion Surfactante, Factor de Recobro.
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ABSTRACT

This paper presents the description and geological generalities of the Pacoa field.
However, maintaining its productivity has been a real challenge, due to its low recovery

factor.

Also, the mechanisms of enhanced recovery by chemical methods are presented, where
each of the processes is described with its characteristics and limitations, in which it is
verified that the reservoir meets the characteristics required for the application of
surfactants. In addition, with the help of CMG (Computer Modeling Group) reservoir
simulation software, several scenarios with different flow rates and concentrations are
established. With the arrangement of wells inverted, Pacoa 3 as injector in the center and
in the corners Pacoa 4, Pacoa 12, Pacoa 32, Pacoa 36 as producers, where the simulation
of the scenarios as surfactant, surfactant - polymer (SP) and alkali - surfactant - polymer

(ASP) are developed.

Finally, the results obtained by CMG for each of the scenarios are evaluated. From the
technician and financial point of view, scenario 1 was the most optimal in the 6-year
period where the current recovery factor is doubled, optimizing the mobility of the oil

bank to the 4 producing wells of the Pacoa field.

Keywords: Reservoir Simulation, enhanced recovery mechanism, CMG Computer

Modeling Group, Surfactant Injection, Recovery Factor.
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INTRODUCCION

El petroleo es la principal fuente de energia en todo el mundo, por lo que la industria
petrolera se ve obligada a innovar las técnicas de recuperacion mejorada “EOR”; dado
que cada vez es mas complejo el desplazamiento del petréleo en el yacimiento. Dentro de
la vida productiva del yacimiento se contemplan varias etapas que hacen referencia a los
métodos de recuperacion; la recuperacion primaria en donde el petrdleo es producido de
manera natural, recuperacion asistida la cual consiste en la inyeccion de agua o gas, y
finalmente la recuperacion mejorada que se lleva a cabo a través de compuestos quimicos

y térmicos (Schlumberger, 2013).

Un surfactante es un tensioactivo que disminuye la tension interfacial que existe entre dos
liquidos (petroleo y agua), para que el petroleo atrapado pueda desplazarse hacia el pozo
productor, generalmente es utilizado después de una inyeccion de agua, este método ha
sido un éxito en el proceso de recuperacion mejorada del petrdleo en yacimientos que

tienen baja temperatura y salinidad (Trombetta & Norman, 2007).

Tradicionalmente en varios estudios, han determinado que en estos procesos la inyeccion
de fluidos miscibles con el petrdleo y gases a altas presiones, se considera que se recupera
solo parte de la tercera etapa del crudo, situacion que hace factible la presente propuesta

(Arellano, 2006).



CAPITULO I
1.1. ANTECEDENTES

Para establecer este proceso, se tiene que estimar informacion, acerca del modelo, uso,

problemas vinculados a este que pueden aparecer.

Leonel Tumbaco en 2019 en su trabajo de investigacion titulado, “Estudio técnico del
pozo Pacoa 18 para el cambio de sistema de levantamiento artificial de SWAB a bombeo
mecanico para incrementar la produccion del campo Pacoa”. Este proyecto se desarrollo
mediante el software ECHOMETER QROD 3.0, para el disefio y la prediccion del
rendimiento de las instalaciones de bombeo mecanico. Una vez que se finalizo con el
disefio, los resultados fueron positivos la tasa de produccion diaria se increment6 de 44.32

bbls a 59.94 bbls, si la bomba trabaja a una eficiencia del 100%.

Valeria Cuadros en 2018 en su trabajo de titulacion denominado, “Caracterizacion
geologica de la formacion Socorro en el campo Pacoa”. Identifico 13 niveles de areniscas,
comprobando que el nivel C y B son los yacimientos més importantes del campo Pacoa;
de acuerdo con los mapas is6pacos los pozos con mayor produccion se encuentran en la
parte centro — sur del campo, debido a que se localizan las facies de areniscas mas potentes

(CyB).

Diego Ponce en 2013 en su trabajo de investigacion titulado, “Evaluacion conceptual de
la inyeccion de polimeros y surfactantes en el yacimiento U inferior perteneciente a la
formacion Napo del campo Sacha”. Evaltio tedricamente las variables determinantes en
el proceso de inyeccion de polimeros y surfactantes; asi que propuso tres escenarios y los
resultados fueron para la inyeccion de polimeros el valor de concentracion optima es de
0.31 LB/BL con el tamafio de bache optimo de 3 afios — 3 meses; para la inyeccion de
surfactantes la concentracion optima es de 3.5 LB/BL con el tamafo de bache de 2 afios
— 3 meses; y para la inyeccion de una solucion SP es de 1.75 LB/BL con el tamaifio de
bache 6ptimo de 3 afios — 3 meses. Sin embargo, el escenario mas 6ptimo y rentable es el
escenario 1 (inyeccion de polimeros), debido al bajo consumo de polimeros y la alta

recuperacion de petroleo obtenida.



1.2. PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

La industria petrolera en el Ecuador, en su historia de produccion en los campos indica
que después del ciclo de operacion y produccion, estas no cuentan con la energia
suficiente y tienden a declinar de manera natural la energia en los reservorios,

denominada caida de presion.

La baja produccion de petroleo y caida de presion son los principales problemas en los
pozos del campo Pacoa durante su tiempo activo de produccion, operado por
Petroamazonas EP tiene 46 pozos de estos 39 operativos, constan de 3 sistemas de
levantamiento artificial: bombeo mecanico, SWAB o pistoneo, y herramienta local. Estos
sistemas causan pérdidas de fluido por problemas mecanicos como liqueos procedentes
de las valvulas deterioradas, pérdidas de presion a los cambios de diametros de lineas de
flujo para su respectivo caudal, efectos gravitacionales, de friccion durante el recorrido

del fluido desde el yacimiento hasta la superficie, también los dafios de completacion.

Estos problemas provocan declinaciones de presiones en las cercanias del pozo,
reduciendo el caudal de petroleo obtenido en la superficie, por ende, afecta a los ingresos

econdmicos que genere el campo al pais.

1.3. OBJETIVOS

1.3.1. Objetivo general.

Aplicar los criterios de desplazamiento de petréleo utilizando surfactantes para el

aumento del factor de recobro en la formacion Socorro del campo Pacoa “Santa Elena”.
1.3.2. Objetivos especificos.

» Analizar los diferentes escenarios de drenaje en el yacimiento mediante soluciones
surfactantes.

» Realizar analisis sensibilidades mediante simulacion utilizando surfactantes en los
pozos intervenidos del bloque 1 Pacoa.

» Determinar los parametros para el aumento del factor de recobro en el yacimiento.



1.4. JUSTIFICACION

El campo Pacoa, en la provincia de Santa Elena es considerado un campo maduro, de esta
manera se refleja un alto nivel de agotamiento y baja produccion; las condiciones que
presentan los pozos petroleros cambian de acuerdo al lugar donde se encuentran ubicados,
por ende, se debe establecer estrategias o estudios para obtener la mejor rentabilidad

posible.

Para la recuperacion del petroleo residual del campo Pacoa mediante recuperacion
mejorada con los métodos quimicos, que permiten incrementar un factor de recobro del
30% al 40% por medio de los surfactantes, se estima elevar la produccion del campo
logrando el aumento de la viscosidad del agua y de esta manera mejorar la eficiencia del

barrido.

De acuerdo con esta perspectiva, este trabajo ayudard a resolver el problema de
explotacion de los remanentes de petroleo en el Bloque 1 Pacoa, de tal manera que la
empresa operadora Petroamazonas EP obtenga mayores ingresos economicos en base a
un disefio practico y tedrico de recuperacion mejorada, para futuros estudios e

incrementar la produccion.
1.5. HIPOTESIS

Se estima recuperar el 5% mas de la produccion actual mediante la inyeccion de
surfactantes, ya que con este proceso disminuyen las fuerzas capilares y la tension
interfacial que existen en la interaccion agua — petréleo, por ende, mejora la eficiencia del

barrido en la formacion Socorro del campo Pacoa.



CAPITULO 11
2. MARCO TEORICO

2.1. DESCRIPCION DEL CAMPO PACOA

2.1.1. Ubicacion geografica.

El campo Pacoa esta localizado en el Bloque 1, en la provincia de Santa Elena dentro
de las comunas Santa Rosa, San Pablo, Cerro Alto y Morrillo, como se muestra en la

Figura 1. El bloque 1 es un area delimitada de 4000 Km?, de los cuales el 75% se

encuentra costa afuera y el 25% costa adentro (Tumbaco, 2019).

a0°

7 o

EOL P OF GURYACHAL

A |
i } [ =
. g -
Hrsa do Ectudin e &
o f

"

v
=L

:I ='1:':—‘-- -

(Secretaria de hidrocarburos del Ecuador, 2016).

Figura 1: Ubicacion Geogrdfica Bloque 1 — Campo Pacoa




2.1.2. Descripcion geoldgica.

En el bloque 1 se identifican tres unidades estructurales:

- Levantamiento Santa Elena.
- La cordillera Chongén Colonche.

- La cuenca Progreso.

El Bloque 1 geograficamente esta localizado en la parte norte del levantamiento Santa
Elena y de la Cuenca Progreso. Dos campos de alta y baja productividad definidos como,
el campo Pacoa y el area de Monteverde respectivamente; ambos ubicados en el Centro-

Sur del Bloque 1 (Pizarro & Pallasco , 2012).

El campo Pacoa tiene una estructura anticlinal, la formacion Socorro es la que contiene
los reservorios mas importantes del campo que son D, C, B, E. Contiene en su litologia
arenisca de grano fino intercaladas con lutitas, dolomitas y limolitas. Tiene un espesor

aproximado de 1480 ft (Cuadros, 2018).
2.1.3. Estratigrafia.

El campo Pacoa tiene 3 posibles rocas generadoras: formacion Calentura, formacion
Cayo y la formacion Dos Bocas, y a partir de las cuales se genero el petroleo depositado

en la formacion Socorro (Peralta & Dumani, 2013).
La columna estratigrafica del campo Pacoa es la siguiente:

1) El basamento oceanico, Pifion.

2) Cobertura volcano cléastica de edad Cretacico superior Paleoceno; formacion
Cayo, formacion Santa Elena / Rosario.

3) Depositos turbiditicos del grupo Ancon: Clay Pebble Beds “CPB”, Socorro, Seca

y Punta Ancoén.
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Niveles productores.

La formacion Socorro cuenta con los siguientes niveles productores y sus propiedades

petrofisicas “PVT” respectivamente.

Tabla 1: Parametros petrofisicos de la formacion Socorro
(Santa Elena Petroleum S.A., 2020).

PARAMETROS PETROFISICOS DE LA FORMACION SOCORRO

Nivel Ho o K API° Rw Sw FR Presion Presion
(ft) (%) (md) (%) (%) inicial Actual
(psi) (psi)
D 39.38 16.5 114 343 0.19 41 8.25 649 320
C 34 16.8 286 34  0.24 45 11.45 966 520
B 254 254 444 408 0.2 39 13.51 968 490
E 35 21 0.21 51 10
a) Nivel D.

Litologicamente esta formado por areniscas arcillosas, lutitas intercaladas y limos
finos. Se registr6 una presion inicial de 649 psi. Sin embargo, no toda la arena es
productora, tiene una salinidad de 46200 ppm en el agua de formacion. El espesor de

este nivel productor es de 39.38 ft (Tumbaco, 2019).

b) Nivel C.

Este nivel es la continuidad litologica del nivel anterior (D) de las lutitas intercaladas.
Se registro una presion inicial de 966 psi. El espesor del nivel productor es de 34 ft y

presenta porosidades alrededor de 16.8% (Santa Elena Petroleum S.A., 2019).

¢) Nivel B.

En este nivel se registr6é una presion inicial de 968 psi y actualmente tiene 240 psi de
la presion de burbuja, teniendo una litologia contintia de areniscas y lutitas. Presenta
valores de porosidad de 29.1%, espesor de 25.4 ft y viscosidad de 3.49¢cp (Santa Elena
Petroleum S.A., 2019).



d) Nivel E.

En el nivel se encuentra presencia de depositos clastos y feldespaticos, tiene baja
porosidad y un espesor de 35 ft. A pesar que este nivel tiene poca informacion

registrada la tasa de produccion diaria es de 5.89 bbls (Tumbaco, 2019).

2.2. CONCEPTOS GENERALES DE LAS PROPIEDADES DE UN
YACIMIENTO

2.2.1. Geometria y litologia del yacimiento.

a) Geometria.

Para un estudio de inyeccion se debe tener en cuenta los siguientes pasos al recolectar
informacion, determinar la geometria del yacimiento, debido que su estructura y

estratigrafia controlan la ubicacion de los pozos (Ponce, 2013).
b) Litologia.

La litologia es un parametro importante que caracteriza la formacion geologica, que
tiene una gran influencia en cualquier proceso de inyeccion. Pues la porosidad y

permeabilidad son los factores que pueden afectar dicho proceso (Ponce, 2013).
2.2.2. Profundidad y temperatura del yacimiento.

a) Profundidad.

La profundidad del yacimiento es uno de los factores que controlan la inyeccion,
porque un reservorio poco profundo tiene restricciones en la presion de inyeccion, la
misma que debe ser menor a la presion de fractura. Los costos de inyeccion estan

directamente vinculados a la profundidad (Monroy & Peréz , 2017).

b) Temperatura.

La temperatura a la que se encuentra el yacimiento, es directamente proporcional a la
profundidad y puede ser calculada a través del gradiente geotérmico (La comunidad

petrolera, 2009).



2.2.3. Porosidad y permeabilidad.
a) Porosidad.

En un yacimiento el elemento mas importante es la roca reservorio, una de las
caracteristicas de esta roca es la porosidad, que contiene espacios vacios entre los
granos definidos como poros donde se alojan los fluidos (agua, petroleo) (Gutiérrez &

Iturralde , 2017).

@iyt

Figura 3: Medio Poroso
(Steemit, 2018).

Se expresa la porosidad como:

_ Volumen que ocupan los poros Ecu. 1

Volumen total de la roca

Para la recuperacion de hidrocarburo la porosidad es uno de los datos indispensables,
por lo que representa el volumen de los fluidos presentes en el yacimiento. Y existen

varios tipos de porosidad tales como (Steemit, 2018):

- Porosidad efectiva: También llamada como porosidad interconectada, es la
fraccion de los poros conectados entre si, es decir, que pueden relacionarse unos con
otros con respecto al volumen total de la roca (Steemit, 2018).

Volumen poroso interconectado Ecu. 2

Volumen total de la roca

- Porosidad no efectiva: Conocida también como porosidad no interconectada, es
la fraccion de poros que no estan interconectados entre si, es decir, poros aislados por
tal motivo el fluido no podra desplazarse por dicha zona (Steemit, 2018).

Volumen poroso no interconectado Ecu. 3

0=

Volumen total de la roca

10



- Porosidad absoluta: Es llamada porosidad total o porcentaje de poros totales,
tanto los interconectados como los no interconectados, con respecto al volumen total
de la roca.

p V. poroso total V. total — V. total de granos Ecu. 4

- V. total de la roca - V. total de la roca
b) Permeabilidad.

La permeabilidad se la conoce como la facilidad de la roca que permite que los fluidos
puedan ser desplazados dentro del medio poroso, su unidad esta en Darcy. Segun la
teoria de Darcy expresa que en un medio poroso la permeabilidad es de un Darcy,
debido a que existe un fluido de una sola fase con una viscosidad de un centipoise

(Gutiérrez & Iturralde , 2017).

Por medio de esta propiedad se puede conocer la tasa de produccion (cantidad de
hidrocarburo que se estimaria obtener en un tiempo determinado). Se halla la

permeabilidad por medio de la ley de Darcy que se define como:

Q*H*L Ecu. 5
T AxAP

Donde:
K: Permeabilidad, md.

q: Tasa de flujo, cm?/seg.

A: Area, cm?.

u: Viscosidad, cp.

AP: Diferencial de presion, atm.

L: Longitud, cm.

Se considera una permeabilidad pobre si k<l1; regular si la permeabilidad esta en el
rango de 1 a 10; moderada si la permeabilidad esta en el nivel de 10 a 50; buena si la

permeabilidad esta en la categoria de 50 a 250; y finalmente si la permeabilidad es

muy buena si es mayor a 250 md (Steemit, 2017).
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La permeabilidad puede ser:

- Permeabilidad absoluta (K): Se da cuando existe una sola fase y satura
complemente el medio poroso, no depende del fluido que pasa a través de ella.

- Permeabilidad efectiva (Ke): Cuando existen dos fases en el medio poroso y
fluyen simultaneamente, es decir, la facilidad que tiene el fluido para moverse en el
medio poroso, pero no satura al 100%.

- Permeabilidad relativa (Kri): Es la relacion entre la permeabilidad efectiva y la
permeabilidad absoluta. Es importante recordar que si existe un solo fluido la
permeabilidad relativa serd igual a 1. Este tipo de permeabilidad depende de la
estructura porosa, saturaciones y viscosidades de las fases presentes (Peréz Pacheco ,
2011).

2.2.4. Tension superficial e interfacial.

La tension superficial se la conoce como el conjunto de energia indispensable para
incrementar la superficie de un liquido por unidad de area, en cambio, la tension
interfacial hace referencia a fuerza de atraccion ejercida sobre las moléculas de la

superficie de un liquido (Anton, 2005).

La tension interfacial es aquella tension que existe entre dos fluidos inmiscibles, el

valor de este parametro entre el crudo y el agua esta entre 10 y 30 dinas/cm.

Es importante la tension interfacial en la recuperacion mejorada, debido a que si es
insignificante este parametro solo existird un fluido saturado en el medio poroso, por

ende, fluye con facilidad (Escobar, 2012).
2.2.5. Presion capilar.

Es conocida como la diferencia de presion a través de la interfase, originada por la
accion molecular de dos o mas fluidos inmiscibles que coexisten en dicho medio; puede
ser determinada para otras clases de sistemas bifasicos tales como gas-agua, gas-petroleo
y petroleo-agua. Para realizar una simulacion los datos de presion capilar son de suma
importancia, ya que son utilizados directamente en programas numéricos de simulacion,
y sobre todo para el célculo de la distribucion de los fluidos en el yacimiento (Cansino,

2017).
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Petroleo

Figura 4: Presion capilar
(Montilla, 2010).

Si la presion capilar es igual a cero significa que la interfase es plana, es decir, no hay

interfase. Y su expresion matematica es:

Ecu. 6

Donde:
P.: Presion capilar.
P, Presion de la fase no mojante.
P,,: Presion de la fase mojante.
Los procesos de presion capilar se dan por dos tipos: drenaje e imbibicion. Por drenaje

significa que el fluido no mojante desplaza al fluido mojante, mientras que en el proceso

de imbibicion es todo lo contrario (Escobar, 2012).
2.2.6. Propiedades de los fluidos y presiones.

a) Presion del reservorio.

Es la presion promedio del reservorio, es decir, la presion estatica que se desarrolla a
una distancia del pozo igual al radio de drenaje. Se debe tener en cuenta que la presion

sera constante para mayores distancias que el radio equivalente ‘‘re’’ (Ponce, 2013).

b) Saturacion.

Es el porcentaje del volumen poroso de una roca, invadido por otro fluido. En donde
el fluido puede ser petroleo, agua o gas (Madrid, 2017). Su expresion matematica es

la siguiente:
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Vf Ecu. 7
Vp

Donde:

Vf: Volumen del fluido, cm?.
Vp: Volumen poroso, cm?.

La suma de la saturacion de los fluidos (agua, hidrocarburo y gas), presentes en la roca
yacimiento es igual a 1.
Ecu. 8
Sp+Sy+S;=1
Donde:

Sh: Saturacion de hidrocarburos.

Sw: Saturacion de agua.

Sg: Saturacion de gas.

En los yacimientos también se tienen saturaciones criticas que estan asociadas con
cada fase de los fluidos.

Soc: Saturacion critica del petréleo.

Es la fase donde el petroleo permanece en los poros, y la saturacion del petroleo debe
sobrepasar determinado valor para que la fase de petrdleo fluya (Mohammadmoradi,

Taheri, Bryant, & Kantzas, 2018).
- Sy Saturacion critica del agua.

Es la fase donde la saturacion de agua connata con la saturacion de agua irreducible,
se utilizan para definir la saturacion de agua maxima que permanecera inmovil

(Morales & Benavides, 2020).
- Syew: Saturacion critica del petroleo residual con agua.

Es el desplazamiento del petroleo del medio poroso mediante inyeccion de agua o gas
(invasion), asi el petrdleo restante debe tener un valor de saturacion mayor a la

saturacion critica del petroleo (Mohammadmoradi, Taheri, Bryant, & Kantzas, 2018).
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- Sgc:Saturacion critica de gas.

Es la fase gaseosa que permanece inmévil donde la saturacion se excede ha cierto
punto, es decir, la presion del yacimiento desciende por debajo de la presion del punto
de burbuja, el gas se desprende de la fase de petréleo, esto hace que la saturacion del
gas aumente a medida que disminuye la presion del yacimiento, el gas comienza a
moverse por encima denominada saturacion critica del gas (Morales & Benavides,

2020).
Som: Saturacion de petroleo movil.

Es el petroleo movil de la fraccion del volumen de petrdleo ocupado que pueden
moverse dentro de los poros (Mohammadmoradi, Taheri, Bryant, & Kantzas, 2018),

S€ expresa en:

Ecu. 9
Som =1 —=Swec — Soc

a) Mojabilidad.

En términos generales se refiere a la preferencia relativa de la superficie sélida (roca
del yacimiento), que tiende a ser cubierta por uno de los fluidos (aceite o agua) con los
que se encuentra en contacto. Cabe recalcar que el gas no se toma en cuenta, debido a
que es fase no mojante por tal motivo solo se considera el aceite y el agua como fases
mojantes. La mojabilidad afecta casi a la totalidad de las propiedades petrofisicas,
incluyendo la presion capilar, permeabilidad relativa, el comportamiento de la

inyeccion de agua, entre otros (Salgado & Gonzalez, 2005).

La mojabilidad en un sistema roca-crudo-agua es conocida como la medida de
preferencia que tiene la roca por el petroleo o el agua, depende del s6lido (arenisca,

caliza o dolomita) con el que se encuentra en contacto (Salgado & Gonzalez, 2005).

La mojabilidad afecta diversos aspectos especialmente en los métodos de inyeccion de
agua y en recuperacion mejorada, debido a que la roca sea mojable por agua o por
petroleo. Antes de la migracion del petrdleo la mayoria de los yacimientos son

mojables por agua.
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Para variar la mojabilidad de una roca mojable por agua la clave es la composicion del
petroleo, debido a que cualquier compuesto que altere la mojabilidad se encuentra en

la fase petroleo (Prensa ACE Internacional, 2020).
b) Densidad.

Es la relacion entre el peso especifico y de fluidez de los crudos con respecto al agua.
La densidad del crudo varia con la profundidad del yacimiento, generalmente la

densidad del crudo esta alrededor de 0,8 g/ml (Ponce, 2013).

Es importante estimar la densidad del petréleo a condiciones del yacimiento, para
determinar la pérdida del volumen que ocurre en el liquido extraido desde el

yacimiento hasta la superficie (Gutiérrez & Iturralde , 2017).
c¢) Viscosidad.

Es denominada como la medida de la resistencia del petroleo al flujo, que es causada
por la friccion interna formada cuando las moléculas del fluido tratan de desplazarse

unas sobre otras. Su unidad de medida es en centipoise ‘‘cp’’ (Escobar, 2012).

2.3. ESTADO ACTUAL DEL CAMPO PACOA

El campo Pacoa tiene alrededor de 46 pozos, donde 39 son productores, 5 estan cerrados,

1 abandonado y 1 reinyector.

Los pozos productores operan bajo 3 mecanismos de

extraccion; bombeo mecanico, flujo natural y pistoneo (Santa Elena Petroleum S.A.,

2019).
Tabla 2: Estado actual de los pozos
(Santa Elena Petroleum S.A., 2019).

POZOS TOTAL POZOS TOTAL
PERFORADOS 46 PRODUCTORES 39
PRODUCTORES 39 FLUJO NATURAL 3
REINYECTORES 1 HIDRAULICOS 4
INYECTORES 0 ELECTRICOS 0
ABANDONADOS 1 B. MECANICO 20
CERRADOS 5 PISTONEO 12
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2.4. RESERVAS

El petroleo original en situ (POES) de la formacion Socorro del campo Pacoa, esta
estimado 45,412 MMBIs, con un factor de recobro inicial por niveles: Nivel D: 8,25%;
Nivel C: 11,45%; Nivel B: 13,51%; y Nivel E: 10%. Las reservas probadas originales han
sido estimadas en 4,8 MMBIs, la produccién acumulada al 30 de abril del 2011 es 1,7
MMBIs, y las reservas remanentes 2,8 MMBIs (Peralta & Dumani, 2013).

Tabla 3: Reservas de la formacion Socorro
(Petroamazonas EP, 2019).

RESERVAS
Yacimiento POES FR Reservas Np R. Probadas
MM bls Originales MM bls Remanentes
MM bls MM bls
Socorro 45412 14.57% 4.8 33.29 2.8

2.5. HISTORIAL DE PRODUCCION

Tabla 4: Historial de produccion de campo Pacoa
(Santa Elena Petroleum S.A., 2019).

Afo Produccion acumulada Produccion diaria
2003 1386313,34 122,29
2004 1427757,82 115,12
2005 1482854,09 153,05
2006 1532242.,48 137,19
2007 1571623,58 109,39
2008 1606996,61 98,26
2009 1633738,77 74,28
2010 1656886,02 64,30
2011 1678235,74 59,30
2012 1697936,07 54,72
2013 1720071,01 61,49
2014 1740640,33 57,14
2015 1758166,27 48,68
2016 1773793,23 43,41
2017 1780193,42 42,67
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Santa Elena Petroleum registro6 la produccion del campo Pacoa, el cual inici6 en 1990 con
92,77 bbls, en el afio 1995 se registro la mayor produccion del campo que fue de 755,31
bbls. Sin embargo, a partir del afio 2005 en adelante la produccién ha ido declinando

como muestra la siguiente tabla.
2.6. FASES DE EXPLOTACION DE UN YACIMIENTO

2.6.1. Recuperacion primaria.

La recuperacion primaria es la produccion de hidrocarburos con fuentes de energia
natural de los yacimientos, la presion del yacimiento se considera mayor a la presion del

fondo, esta hace que los hidrocarburos se desplacen al pozo y superficie (Schlumberger,

2013).
Existen 5 mecanismos de recuperacion primaria en yacimientos.
1. Empuje por expansion de la roca y fluido.
2. Empuje por gas disuelto.
3. Empuje por la capa de gas.
4. Empuje hidraulico (por efecto del acuifero).

5. Empuje por segregacion gravitacional.

100 1. Empuje por expansion roca-fiuldo
2. Empuje por gas en solucion
3. Empuje por capa de gas
| = 4. Empuje higraullco
== S0 .i_ B S » 5_ Empuje por segregacion gravitacional
E |
E &0 B 3 b
=] \ 4
= \ %
= \ "
= <40 —.I ,\
5 \1 \
=y \ 2 \ ~
riv] \
E 20— \ I| 5
\ \3
L1 1 1 1 1 1 1
0 10 20 30 40 50 s0

FACTOR DE RECUPERACION, %

Figura 5: Mecanismos de recuperacion primaria
(Corteés, 2019).

Nota: Los yacimientos a sus inicios tienen acumulacion de energia, permitiendo que
los fluidos puedan alcanzar la superficie (Cortés, 2019).

18



2.6.2. Recuperacion secundaria.

La recuperacion secundaria es el método para extraer hidrocarburos de un yacimiento,
que haya agotado su energia natural por la declinacion de recuperacion primaria; en esta
etapa de recuperacion se utilizan dichos métodos, los mas comunes son la inyeccion de

gas y la inundacion con agua.

La técnica de recuperacion secundaria mas comun es la inyeccion de agua, cuando se
bombea agua al pozo inyector esta se desliza hacia el yacimiento, y tiende a desplazar el

petroleo de las particulas a las que se absorbe (Newton, 2017)..

p— ——
Pozo Pozo J‘—ﬁﬂl_ =
Petréleo _|__,_-q productor inyector | r25= | Inyeccion
- - de agua
+Agua + Gas | | coproducida

Suelo

Figura 6: Proceso de recuperacion secundaria
(Carrasco, 2018, pag. 16)

2.6.3. Recuperacion mejorada o terciaria.

La recuperacion mejorada establece los procesos de extraccion de petroleo en campos
que estan depletados, de esta manera aumentara el factor de recobro en comparacion con
los métodos de recuperacion primaria o secundaria. Tiene como objetivo mejorar la razoén
de movilidad, aumentar el ntimero capilar, de manera que a mayor numero capilar menor

saturacion residual de petroleo (La comunidad petrolera, 2009).
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(Michelena & Regalado , 2017).

Figura 7: Clasificacion de las etapas de explotacion de un yacimiento

Nota: Ciclo de vida de los yacimientos, mediante los mecanismos de recuperacion y

posibles métodos para aumentar los factores de recuperacion de petroleo (Michelena &

Regalado , 2017).

2.7. TEORIA DE DESPLAZAMIENTO BURCKEY Y LEVERETT

El método de prediccion de Buckley-Leverett se fundamenta en la teoria de

desplazamiento, que permite estimar el comportamiento de un desplazamiento lineal de

petréleo cuando se inyecta agua o gas a una tasa constante en un yacimiento (Mena

Villacis, Guaman, Chamorro Ramirez, & Pinto Arteaga, 2019).

2.7.1. Flujo fraccional

Se denomina a la fraccion de flujo total de un fluido, por lo que existe fraccion de agua

y fraccion de petroleo, a continuacion, se indica en las siguientes ecuaciones:

90
fo==2
qt
qw
fw =2
qt

Ecu. 10

Ecu. 11
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Donde:

fw: Flyjo fraccional de agua.
fo: Flujo fraccional de petroleo.
q: Caudal de agua.

q,: Caudal de petroleo.

q:: Caudal total.

Leverett en base a la ecuacion de flujo fraccional desarrolld la siguiente ecuacion
donde desprecia los efectos del gradiente de presion capilar y de la gravedad.
Considerando el desplazamiento tipo piston denominando el petrdleo como fluido
desplazado y el agua como fluido desplazante (Mena Villacis, Guaman, Chamorro

Ramirez, & Pinto Arteaga, 2019).

w=——— Ecu. 12
! L+ Fukro o

Kokrw

Donde:

Uy Viscosidad de agua (cp).

Uo: Viscosidad de petréleo (cp).

k,,: Permeabilidad relativa del petréleo (md).
k,,,: Permeabilidad relativa del agua (md).

Principales suposiciones de la teoria de desplazamiento (Tomala Neira, 2020):

1. El flujo es lineal, pero puede modificarse con facilidad para flujo radial, por lo
que no constituye una limitacion fuerte.

2.  Formacion homogénea, es decir, que la permeabilidad y la porosidad son
uniformes.

3. Desplazamiento tipo piston con fugas.

4. Solo pueden existir dos fluidos circulando al mismo tiempo por un determinado
punto, aplicando los conceptos de permeabilidades relativas a dos fases.

5. Los fluidos son inmiscibles, es decir, que existe presion capilar.

6. La presion de desplazamiento debe estar por encima del punto de burbujeo (no

existe gas libre), en caso de que se utilice agua para el desplazamiento de petroleo.
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7. Latasa de inyeccion y el area perpendicular al flujo se consideran constantes.
8. Flujo continuo o estacionario, donde la presion y temperatura deben permanecer

constantes para que existan condiciones de equilibrio.

2.8. MECANISMOS DE RECUPERACION MEJORADA

Los métodos de recuperacion mejorada establecen la recuperacion de petroleo remanente
en campos maduros, de esta manera poder exportar con valores adaptados al mercado.
Existen varios métodos para determinados casos los mas idoneos son los quimicos, que
intervienen directamente en los problemas de atrapamiento del crudo por efecto capilar
en el medio poroso. Estos establecen lograr la miscibilidad agua-crudo (inyeccion de gas
carbonico) o alternativamente alcanzar una tension interfacial baja (inyeccion de
surfactante), eventualmente combinado con inyeccion de polimeros y de alcalis bajo el

nombre alcalino - surfactante - polimero (ASP) (Alamooti & Malekabadi, 2018).

Especificamente, las fases para realizar el disefio de un proyecto EOR son las siguientes:

1. Criterios basicos del yacimiento

Viscosidad y petroleo remanente.
Geologia.

Salinidad del agua de formacion.
Profundidad y temperatura de la formacion.

Estimacion del beneficio potencial.
2. Pruebas de laboratorio

Propiedades de los fluidos.
Propiedades de la roca.
Inundaciones centrales.

Quimica del material de inyeccion.
3. Caélculos volumétricos para determinar la relacién costo-beneficio.

Estudios técnicos detallados.
Geologico.

Simulacion de yacimientos.
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2.9. CARACTERISTICAS DEL PROCESO EOR

2.9.1. Desplazamiento microscopico y macroscopico.

La eficiencia general de cualquier proceso de desplazamiento de recuperacion de
petroleo, puede ser considerado convenientemente como el producto de un
desplazamiento microscopico y macroscopico de las eficiencias (Xuetao Hu & Fayang
Jin, 2016). En forma de ecuacion:

Ecu. 13
E = EDEV

Donde:
E': Eficiencia total de desplazamiento expresada como un decimal.
Ep: Eficiencia de desplazamiento microscopico expresada como un decimal.

Ey: Eficiencia de desplazamiento macroscopico (volumétrico) expresada como un

decimal.

El desplazamiento microscopico y macroscopico se relacionan con el desplazamiento

o movilidad del petrdleo en la escala de poros.

También se puede expresar como:

_ Soi = Sor Ecu. 14

Donde:

Soi: Saturacion de petréleo inicial.
Sor: Saturacion de petroleo residual.

Se relaciona con el desplazamiento o movilidad del petréleo siendo el mas factible el
fluido desplazado, para que este fluido entre en contacto con el petroleo. Esta se la conoce
como la fraccion de petroleo movil que se ha desplazado en un tiempo determinado, se la
establece con esta ecuacion.

Sw = Swi Ecu. 15

E, =
b 1—S,;

Donde:

Sy La saturacion de agua durante la inyeccion.
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Swi: Saturacion de agua inicial.
2.9.2. Eficiencia de Barrido Areal (EA).

Para un desplazamiento similar a un piston, la eficiencia de barrido de area es:
Ecu. 16
Ey = As/Ar

Donde:
Ag: Es el area barrida.
Ar: es el area total.

La cantidad de fluido desplazante inyectado es igual al fluido desplazado producido,
sin tener en cuenta la compresibilidad. Suponiendo un desplazamiento similar a un piston,

el volumen inyectado es relacionado con el area barrida (Guliyev, 2008).

] Ecu. 17
Wi = Ash¢(1 = Sye — Sor)
Donde:
Wi: Es el volumen de fluido de desplazamiento inyectado.
h: Es el espesor de la formacion.
¢: Es porosidad.
Por lo tanto:
As . Ecu. 18
Ey = A_T = Wi/Ash¢(1 — Sye — Sor)
Después del avance:
Ecu. 19

Ey, = (Wi—-Wp) /(A5h¢(1 —Swe— Sor))

Donde:
Wp: Volumen de fluido producido por desplazamiento.

Swe: Saturacion de agua connata.

2.9.3. Eficiencia del Desplazamiento Volumétrico.

La eficiencia del barrido volumétrico puede considerarse conceptualmente como el
producto de la eficiencia de barrido de area y vertical. Se estima un yacimiento que tiene
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una porosidad uniforme, espesor, y saturacion de hidrocarburos, pero tiene varias capas
(Xuetao Hu & Fayang Jin, 2016).
Ecu. 20
Ey = E4E;
Ey: Eficiencia del barrido volumétrico.
E,: Eficiencia de barrido de area en un depdsito idealizado o modelo.

E;: Eficiencia del barrido vertical.

Para un yacimiento la porosidad, el espesor y la saturacion de hidrocarburos varian por
areas, la E, es reemplazada por la eficiencia del barrido de patrones, Ep.

E, = EpE, Ecu. 21

Ep: Patron de eficiencia de barrido.

El Ep es una eficiencia de barrido de area que ha sido corregida por las variaciones de
espesor, porosidad y saturacion (Xuetao Hu & Fayang Jin, 2016). En cualquier caso, la
eficiencia general de la recuperacion de hidrocarburos en un proceso de desplazamiento
puede expresarse como:

E, = EpE,Ep Ecu. 22
2.94. Eficiencia de Recobro.

El control de la movilidad es uno de los conceptos mas importantes en cualquier
proceso mejorado de recuperacion de petrdleo, se puede realizar con la inyeccion de
productos quimicos para cambiar la viscosidad del fluido de desplazamiento, y para
reducir preferentemente la permeabilidad relativa de un fluido especifico, mediante la
inyeccion de espumas, o incluso mediante la inyeccion de productos quimicos para

modificar la humectabilidad (J. Sheng J. , 2011).

a) Movilidad y Relacion de movilidad.

La movilidad del fluido desplazado, a la saturacion media del agua detras del frente de
desplazamiento del petroleo desplazado, dividida por la movilidad del petrdleo en la
saturacion media del banco de petrdleo, que ayuda a la tasa y la eficacia del barrido

del petréleo por otros fluidos inmiscibles (Donaldson & Alam, 2008).
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Figura 8:Desplazamiento del petroleo por el agua en un sistema de inyeccion.

(Donaldson & Alam, 2008).

Nota: El banco de petroleo se desarrolla delante del agua que avanza con una
saturacion media de agua, S,5, con un cociente de saturacion de petréleo que se

desarrolla detras del frente de 1 — S, a Syg, y se produce el punto de inyeccion.

El desplazamiento del petrdleo por el frente de agua, se da por una diferencia de
presion entre los puntos de inyeccion de agua y de produccion de petroleo. Si la
relacion de movilidad es lo suficientemente pequefia, se desarrolla un frente definido
como petrdleo movible en el frente del agua. El desplazamiento no es un proceso
exacto, tipo piston, sino que existe un gradiente de saturacion de petroleo en la zona
de inyeccion, donde un gran volumen de agua ha entrado en contacto con el medio
poroso, como se muestra en la Fig. 8 en el sistema de inyeccion (Donaldson & Alam,

2008).

La relacion entre 1a movilidad del fluido desplazante y del desplazado.

_ Adesplazante Ecu. 23
"~ Adesplazo

Si el fluido desplazante es agua, entonces el fluido desplazo es el petroleo.

_ Ay agua desplazante Ecu. 24

"~ X, petrodleo desplazo

Ay agua desplazante  k,,/uy, Ecu. 25

"~ A, petréleo desplazo  k,/u,

26



_ kw/uo Ecu. 26
Ko/thy

Donde:

k,,: Permeabilidad efectiva del fluido.

u: Viscosidad.

Production well Production well

Waterflooding
with Qil
unfavorable
mobility ratio

Injection well Injection well

Figura 9: Inyeccion de agua con relacion de movilidad
(Romero, 2012).

Cuando M<1 significa que el crudo se mueve mas facilmente que el agua, lo que se
considera favorable, pero si M=1 representa que ambos fluidos tienen igual movilidad,
si M>1, significa que el fluido desplazante ya sea agua, se movera mas facilmente que

el fluido desplazado (Romero, 2012).
b) Tipos de inyeccion.

Los tipos de inyeccion por medio de los pozos inyectores, la inyeccion de agua
periférica o externa se determina por su posicion, es decir, dependiendo de la posicion

de los pozos inyectores y productores, la inyeccion se puede efectuar de dos maneras:
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Tipos de inyeccidn.

La inyeccidn periférica o externa
| establece la ubicacion de pozos
inyectores en el acuifero, o se
inyecta en el acuifero cerca del
contacto agua petréleo.

Ventajas

-No necesita la perforacion de
pozos adicionales

-No es necesario la descripcion
del yacimiento para iniciar el
proceso de invasion de agua.
-Rinde un recaobro alto de
petréleoc con un minimo de
produccion de agua.

Desventajas

-No se puede tener un orden o
caracteristicas del frente de
invasion.

-No es capaz de mantener la
presian de la parte central del
mismao.

El agua invade esa zona y desplaza

los fluidos del volumen invadido hacia
IR

los pozos productores o inyectar agua
dentro de la zona de petréleo.

Ventajas

-Produce una invasidon mas rapida en
yacimientos homogéneos.

-Réapida respuesta de presiones.
-Permite un buen control del frente
de invasion y del factor de
reemplazo.

-El volumen de la zona de petréleo
es grande en un periodo corto.

Desventajas

-Este método requiere una mayor
inversion, debido al alto nimero de
pozos inyectores.

-Exige un mayor seguimiento y
control.

Figura 10: Tipos de inyeccion de agua.
Adaptada de: (Ovando, 2016).

En la actualidad se realizan diversos andlisis para implementar la ubicacion de los
pozos inyectores como productores, con configuraciones variables obteniendo todos
los parametros y caracteristicas del yacimiento. De esta manera se puede establecer el

numero de pozos para evaluar los fluidos y geologia del yacimiento.

2.10. ARREGLOS DE POZOS

Los arreglos de pozos se disefian para campos maduros que han pasado por una
recuperacion secundaria, por motivo de ubicacion de los pozos de orden irregular. Los
factores que mas influyen en un arreglo de pozos son: la produccion inicial del
yacimiento, permeabilidad, la estructura del yacimiento, los parametros petrofisicos o

geologicos del yacimiento (Vazquez Mendoza, 2018).
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2.10.1. Tipos de drenaje.

e Empuje de linea recta, se establece por los inyectores y productores en linea recta.

e Empuje de linea alternada, se establece por los inyectores y productores en linea

alternada.

e Arregloregular de 5 pozos, en el centro el productor y en las esquinas 4 inyectores.

e Arreglo invertido de 5 pozos, el inyector en el centro y en las esquinas 4

productores.

e Arreglo regular de 7 pozos, en el centro el productor y en las esquinas 6 inyectores.

e Arreglo invertido de 7 pozos, el inyector en el centro y en las esquinas 6

productores.

e Arreglo regular de 9 pozos, el productor en el centro y en las esquinas los 8

inyectores.

e Arreglo invertido de 9 pozos, en el centro el inyector y en las esquinas los 8

productores.
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Figura 11: Tipos de arreglos de drenaje de pozos.
(Petro Wiki, 2015).
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CAPITULO 111
3. PROCESOS DE RECUPERACION MEJORADA -
METODOS QUIMICOS

Los métodos EOR, se basan en la inyeccion de productos quimicos para impulsar la
recuperacion de petroleo, este proceso se aplica para disminuir la tension interfacial,
aumentar la viscosidad del agua para el control de la movilidad y mejorar la eficiencia

del barrido.

Los métodos quimicos de EOR aumentan la recuperacion de petréleo incrementando la
efectividad del agua inyectada en el yacimiento para desplazar el crudo, dependiendo del
proceso quimico EOR establecido como: polimeros, surfactantes y alcalinos. Los
productos quimicos inyectados con el agua alteran la interfase del liquido-liquido o
interaccion fluido-roca en el yacimiento, también incluye el descenso de la tension
interfacial (IFT) entre el liquido de absorcion y el petrdleo, asi mismo, el incremento de

la viscosidad del fluido inyectante y mejora la movilidad (Gbadamosi, Junin, Manan, Agi,
& Yusuf, 2019).

3.1. INYECCION DE POLIMEROS

La Inyeccion de Polimeros es reducir la relacion de movilidad agua-petréleo, tiene como
mecanismo principal aumentar la viscosidad en la fase agua para reducir tal relacion, de
esta manera la eficiencia de barrido se incrementa y la recuperacion de petroleo es

mejorada.

La inyeccion de polimeros es similar al proceso de inyeccion de agua, la solucion de
polimero sera inyectada para formar un frente durante el desplazamiento de petrdleo en
un medio poroso, que contiene una saturacion de agua residual formando un banco de
agua entre el petroleo y la solucion de polimeros, este comprende agua congénita y agua
de inyeccion cuyo contenido de polimeros ha sido perdido en la matriz de la roca, para

que la solucioén se desplace por la inyeccion de agua (Petréleo América, 2011).
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Figura 12: Proceso de Inyeccion de Polimeros
(El hoshoudy, et al., 2016).

3.1.1. Tipos de Polimeros.

4+ Poliacrilamidas.

Son productos quimicos sintéticos que pueden ser adaptados para una amplia gama de
aplicaciones. Para mejorar la recuperacion de petroleo, la molécula de poliacrilamida
puede ser modificada por monopolimeros, con sustitutos idnicos o por hidrolisis
parcial de la cadena lateral media al grupo de acido carboxilico. La hidrdlisis de la
cadena lateral de amida a un grupo carboxilico, hace que esa parte de la molécula sea

una porcion fuertemente soluble en agua (Kanarak, 2011).

+ Poliacrilamida parcialmente hidrolizada (HPAM).

Es el polimero mas utilizado en las aplicaciones de EOR, especialmente por su bajo
precio con buenas propiedades de viscosidad, y por sus caracteristicas quimicas. La
aplicacion del HPAM es relativamente facil, se puede mejorar significativamente la
tasa de recuperacion de petroleo bajo condiciones estandar de los yacimientos. Este
polimero esta disponible en varios pesos moleculares hasta 30 millones, puede ser
usado para temperaturas de hasta 99 °C dependiendo del agua (Abidin, Puspasari, &
Nugroho, 2012).
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+ Xantana/Biopolimero.

Es un polisacérido fabricado por un proceso de fermentacion o de cepas bacterianas
elegidas para el campo, y la funcionalidad de los polimeros a diferencia de muchas
soluciones de polisacaridos, es que la viscosidad disminuye con el aumento de
temperatura. Esto y otras caracteristicas lo convierten en un material preferido en las
aplicaciones de EOR a pesar de su origen inusual y un costo bastante alto (Kanarak,
2011).

3.1.2. Parametros o criterios técnicos mediante Inyeccion de Polimeros.

Para aplicar el método de recuperacion mejorada mediante la inyeccion de polimeros

se debe considerar los siguientes criterios técnicos:

Tabla 5: Criterios técnicos para la Inyeccion con Polimeros
Adaptada de: (Davila & Ramirez , 2016).

CRITERIOS TECNICOS PARA LA INYECCION CON POLiMEROS.
RESERVORIO. PETROLEO.

Saturacion de >50 Gravedad >15 recomendable

petroleo % VP. (°API). entre 24°-40°.

Formacion. Areniscas preferiblemente, | Viscosidad <150
pero puede ser usados en (cp). recomendable
carbonatos. Con alta entre 10°-100°.
porosidad.

Permeabilidad >10 md

promedio.

Espesor neto (ft).  No critico

Profundidad (ft). <9000

Temperatura (°F). <200 para minimizar la
degradacion. Composicion. No critica.

Presion del No critica

Reservorio (Ipca).

Empuje de agua. No débil

Agua dulce No

disponible.
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La inyeccion de polimeros ayuda a mejorar el barrido vertical, para que la movilidad
del petroleo dependa de su viscosidad, a causa de este proceso se busca reducir la relacion
de movilidad agua-petroleo, por lo tanto, no debe ser mayor a 150 cp. Aunque es ineficaz
cuando la inyeccion de agua y la saturacion de petroleo movible es baja, por tal motivo

se deben realizar diversas pruebas o analisis en laboratorio de nucleos.

3.1.3. Limitaciones de la Inyeccion de Polimeros.

Las limitaciones que tiene la inyeccion de polimeros (Davila & Ramirez , 2016):

+ Sila viscosidad del petrdleo es alta, se necesita un polimero de alta concentracion
para lograr el control de la movilidad deseada.

+ Los resultados son normalmente mejores, si la inyeccion de polimeros se inicia
antes que la relacion agua-petroleo llegue a ser excesiva.

4+ En las arcillas aumenta la adsorcion de polimero.

& Algunas heterogeneidades son aceptables, pero para una inyeccion convencional
de polimeros; deben ser evitados los reservorios con fracturas extensas. Si las fracturas

estan presentes, las técnicas de polimeros de gel podrian ser aplicables.

3.1.4. Problemas de la Inyeccion de Polimeros.

Los problemas que tiene la inyeccion de polimeros son (Davila & Ramirez , 2016):

+ Menor inyectividad comparada con la del agua, esta puede afectar negativamente
la tasa de produccion de petroleo en etapas tempranas de la inyeccion de polimeros.
+ Las poliacrilamidas pierden viscosidad debido a su degradacion stbita
aumentando en salinidad con iones divalentes.

+ El Xanthan es costoso, esta sujeto a degradacion microbiana y tiene un mayor
potencial para taponar la cara de la formacion.

+ En reservorios donde la permeabilidad de la roca es menor a 50 md, el polimero
podria barrer eficientemente solo en fracturas, a menos que, el peso molecular del

polimero sea suficientemente bajo (Davila & Ramirez , 2016).
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3.2. INYECCION DE ALCALINOS.

Los alcalinos también conocidos como el hidroxido de sodio (NaOH) en la recuperacion
mejorada de petrdleo que tiene cierta acidez, permite la formacion de tensoactivos que
ayudan a mejorar la separacion del petroleo de la roca en el yacimiento donde se adsorbe,
debido a un cambio de mojabilidad. Los mas utilizados son el hidroxido de sodio, el
carbonato de sodio, el ortosilicato de sodio; en cuanto a la eficacia para reducir tension

interfacial hay poca diferencia entre los alcalis cominmente utilizados (G. Speight, 2009).

injection  Mixing Facility = Injection
o ==
H |

Figura 13: Etapas de la Inyeccion de Alcalinos
(American Association of Petroleum Geologists, 2010).

Los agentes alcalinos ayudan en el desplazamiento del crudo al elevar el pH del agua
inyectada, el alcali reacciona con los componentes acidos del petréleo, formando un
surfactante “in situ” en la interfaz petroleo/agua, esta mezcla moviliza el petroleo de los
espacios de los poros en el yacimiento. La recuperacion del petroleo mediante quimicos
estd disponible en el mercado en condiciones limitadas, determinadas por las
caracteristicas del yacimiento, como la profundidad, la salinidad, el pH y el costo de
quimicos. Algunos crudos no tienen un indice de acidez suficientemente alto para que

esta inyeccion funcione (J. Sheng J. , 2013).

La adicion de silicatos es una mejora de la inyeccion alcalina, estos tienen 2 funciones

principales:

4+ Como tapon manteniendo un nivel de pH alto y constante, para producir una

minima tension interfacial.
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% Mejora la eficiencia de los surfactantes, mediante la eliminacion de los iones en
agua de los yacimientos reduciendo asi la adsorcion de surfactantes en la roca

superficie (J. Sheng J. , 2013).

3.2.1. Ventajas.

4 Es mejor el control de movilidad en comparacion con los procesos de inyeccion
de gas.
4 Reduce la tension interfacial.

% Mejoramiento del barrido.
3.2.2. Desventajas.

4 No es recomendado para yacimientos carbonatados.

4 Lamezclay dispersion de la solucion puede provocar resultados bajos.
4 Estabilidad.

3.2.3. Condiciones de aplicacion de la Inyeccion Alcalina.

Los pozos de inyeccion deben estar dentro de las zonas petroliferas y no en el acuifero
periférico (G. Speight, 2009).
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Figura 14: Condiciones de aplicacion de la Inyeccion Alcalina.
(G. Speight, 2009).
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3.2.4. Criterios para recuperacion mejorada mediante la Inyeccion de

Alcalinos.

Tabla 6: Criterios técnicos para la Inyeccion con Alcalis
(Herrera , 2013).

CRITERIOS TECNICOS PARA LA INYECCION CON ALCALIS.

RESERVORIO. PETROLEO.
Saturacion de Sobre la inyeccion | Gravedad (°API). 13°-35°
petroleo % VP. de agua.
Formacion. Areniscas. Viscosidad (cp). <200
Permeabilidad >20 md
promedio.
Espesor neto (ft). No critica
Profundidad (ft). <9000
Temperatura (°F). <200 Composicion. Requiere de acidos
Presion del No critica organicos.

Reservorio (Ipca).

Empuje de agua. No o débil
Agua dulce No
disponible.

3.3. INYECCION DE SURFACTANTE

La inyeccion con surfactante, es una técnica de EOR con mayor eficacia para movilizar
el petroleo residual atrapado en el yacimiento, son de naturaleza anfifilica (hidrofobica e
hidrofilica), solubles en agua y en disolventes organicos. Mejora la eficacia del
desplazamiento a escala de poros, mediante el mecanismo de reduccion de la tension
interfacial (IFT), de alteracion de la humectabilidad, o una combinaciéon de ambos
mecanismos. También es posible incorporar polimero en tales soluciones acuosas de
tensioactivo sin separar de fases en algunas condiciones. La solucion de tensioactivo
inyectado tiene un comportamiento de fase inferior al ser 6ptimo con el petroleo. Sin
embargo, algunos crudos no tienen las caracteristicas acordes con las condiciones de la

inyeccion de surfactantes para que este método funcione (Alamooti & Malekabadi, 2018).
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La recuperacion mejorada mediante surfactante, puede potencialmente movilizar petroleo
residual después de una inyeccion de agua, el rendimiento del surfactante debe evaluarse
utilizando un crudo especifico en las condiciones del yacimiento, los experimentos para
inyeccion de nucleos son una practica comun para evaluar la eficiencia de desplazamiento

del petréleo con los surfactantes.

Ademas, es factible incorporar alcalinos, surfactantes y polimeros (ASP) en tales mezclas
que pueden controlar la movilidad; alternando parte del gas con la parte de la solucion

tensioactiva, para mejorar su barrido de petroleo (P. Druetta; P. Raffa; F. Picchioni, 2019).

Figura 15: Proceso de Inyeccion de Surfactantes
(P. Druetta; P. Raffa; F. Picchioni, 2019).

Segiin Ahmadi y Shadizadeh, llevaron a cabo una serie completa de experimentos de
inundacion de nucleos en rocas carbonatadas reales, para examinar la eficiencia de un
nuevo surfactante natural para los objetivos de EOR. Realizaron una prueba de
desplazamiento del nticleo junto con la medicion de tension interfacial ultra baja (IFT)
para determinar la eficiencia del tensioactivo en términos del factor de recuperacion de
petroleo; el surfactante extraido de Ziziphus Spina-Christi podria incrementar
considerablemente el factor de recuperacion de petroleo, ademas de esta ventaja no

existen problemas del medio ambiente (Alamooti & Malekabadi, 2018).
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Figura 16: Variacion tipica de la saturacion de aceite residual frente al numero de capilares
(Alamooti & Malekabadi, 2018).

Nota: Las curvas representan datos experimentales sobre la movilizacion y recuperacion de

saturacion de petrdleo residual (maés alld de la inyeccion de agua) en funcion del numero capilar.

Llevaron a cabo diferentes experimentos en condiciones de yacimiento, para evaluar el
comportamiento del tensioactivo en tales condiciones; estos experimentos fueron el
desplazamiento del nticleo y en conclusion de que este tensioactivo, podria ser una buena

opcion para futuras investigaciones como agente EOR a escala de campo (Alamooti &

Malekabadi, 2018).
./\/\/\/"“‘a‘ Tail group
— (hydrophehic

Figura 17: Estructura de una molécula de tensioactivo
(Alamooti & Malekabadi, 2018).

Head group
(hydrophilicy

Los surfactantes son antifilicos por naturaleza, estos compuestos estabilizan las mezclas
petroleo y el agua, reduciendo la tension superficial en la interfase entre las moléculas de

aceite y agua, es decir, contienen 2 distintas unidades estructurales:

Cola o grupo hidrofobica. — Es la cadena de hidrocarburos (Alcalinos), tienen poca

afinidad con el agua.

Cabeza o grupo hidrofilica. — Esta pueda estar neutra o cargada, teniendo mas afinidad

con el agua (SNF Floerger, 2016).

Hay tres clasificaciones de surfactantes segun la carga existente en la cabeza hidrofila;

estos incluyen los no idnicos (sin ninguna carga), anidnicos (con carga negativa),
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cationicos (con carga positiva). Segin Gbadamosi el grupo de cola de un surfactante a
menudo estd formado por una cadena corta de polimeros, una larga cadena de
hidrocarburos, una cadena de siloxano o de fluoro carbono. El grupo hidrofilica, por otro
lado, esta formado por variedades como sulfatos, sulfonatos, cadenas de polioxietileno,

carboxilatos, alcoholes o sales de amonio cuaternario (Massarweh & Abushaikha, 2020).

Hydrophilic  Hydrophobic

head tail
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Figura 18: Tipos de tensioactivos segun la carga del grupo de cabeza: (a) surfactantes no ionicos, (b)
cationicos, (c) anionicos y (d) zwiterionicos (anfoteros)
Adaptado de: (Massarweh & Abushaikha, 2020).

3.3.1. Comportamiento de Surfactantes en la interfase de fluidos.

La tension interfacial (A) disminuye a medida que se difunde en la interfase, en el que
se absorben las moléculas de surfactantes a bajas concentraciones. No obstante, al
incremento de la concentracion del tensioactivo el nimero de moléculas disponibles se
absorben en la interfase, debido a ello disminuira la tension interfacial (B). También la
tension interfacial permanecera constante (C), a medida que va aumentando la
concentracion del surfactante, este se denomina concentracion critica micelar (CCM),

esto se da cuando se han formado micelas y la interfase esta totalmente saturada.

Tensmn. A aae. B c
superficial

cC ‘

Log de la concentracion

Figura 19: Descripcion del comportamiento de la tension superficial vs la concentracion de Surfactantes
Adaptado de: (Avila Marcillo, 2015).
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3.3.2. Propiedades de los Surfactantes.

Figura 20: Propiedades de los Surfactantes
(Morales & Benavides, 2020).

3.3.3. Parametros o criterios técnicos mediante la Inyeccion de

Surfactantes.

Para aplicar el método de recuperacion mejorada, mediante la inyeccion de

surfactantes se debe considerar los siguientes criterios técnicos:

Tabla 7: Criterios técnicos para la Inyeccion con Surfactante
Adaptado de: (Davila & Ramirez , 2016).

CRITERIOS TECNICOS PARA LA INYECCION CON SURFACTANTES.

RESERVORIO. PETROLEO.
Saturacion de >30 Gravedad (°API). >25
petroleo % VP.
Formacion. Se prefiere areniscas. = Viscosidad (cp). <30
Permeabilidad >20 md
promedio.
Espesor neto (ft). >10
Profundidad (ft). <9000 Fracciones
Temperatura (°F). <175 Composicion. intermedias son
Presion del No critica deseables.
Reservorio (Ipca).
Empuje de agua. No o débil
Agua dulce No
disponible.
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Para implementar este proceso se debe tener las caracteristicas del yacimiento, debido
que tiene como objetivo incrementar la produccion, entre estas la saturacion de petréleo
residual debe ser mayor al 30%, la salinidad debe ser menor a 500000 ppm, dado que esta

puede afectar a los surfactantes inyectados.

a) Fenomenos fundamentales.
Los surfactantes tienen dos propiedades fundamentales:
La absorcion corresponde al desplazamiento para absorberse en las interfases.

Asociarse corresponde a la agregacion de polimeros denominadas micelas.
+ Adsorcion.

Es la reduccion de tension superficial o interfacial se da por un surfactante gas- liquido
o de la misma manera en un contacto liquido-liquido, denominada tensioactivo, las
curvaturas de estas son consecuentes de la tension, por la formacion de gotas, la

inestabilidad capilar y fenomenos de estabilidad de interfases.

La absorcion mediante surfactante no limita en la interfase fluido-fluido, esta se
produce mediante el contacto liquido-solido, asimismo se puede incluir uno o varios
de los efectos siguientes: efecto hidrofobo, atraccion polar por la presencia de cargas

eléctricas en el s6lido, formacion de estructuras de baja energia (Salager, 1992).
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SOLIDO POLAR SOLIDO

APODLAR

Figura 21: Adsorcion en una interfase solido-liquido
(Salager, Jean Louis, 2002).

Mediante la presencia de la interfase solido-liquido, el surfactante puede inducir por
la parte polar de la cabeza o apolar de la cola. La absorcion en presencia de un soélido
también se puede dar por las atracciones electrostaticas, ya que no estan limitadas con

sustancias de surfactantes.
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+ Asociacion.

Una solucion acuosa estd en la capacidad de auto asociaciéon en inyeccion de
surfactantes, este hace que aumente la fase acuosa para establecer la saturacion del
area interfacial aumentando el numero de moléculas disueltas, el efecto hidréfobo de
las micelas es la fuerza motriz para su formacion, lo cual es la parte apolar del
surfactante para el contacto con las moléculas del agua, y asi sea favorable del punto
energético con las partes apolares de las moléculas del surfactante (Salager, Jean
Louis, 2002).

La solubilizacion es la propiedad importante para las soluciones micelares, que pueden
solubilizar sustancias apolares (aceites) en cantidades considerables dentro o en la
superficie de las micelas, en estos casos se producen soluciones micelares que
contienen poca agua y mas petréleo, son denominadas microemulsiones o cristales
liquidos segin su estado de fluidez, en las soluciones de tensioactivos tienen
propiedades importantes para las micelas por ser solubilizante, ya que estas permiten

disolver petrdleo en agua o viceversa. (Salager, 1992).
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Figura 22: Micela y otras estructuras de auto asociacion de moléculas Surfactantes
(Salager, Jean Louis, 2002).
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3.3.4. Clasificacion de los Surfactantes.

a) Surfactantes Anionicos.

L Sulfonatos de Alquilo Arilo.

El proceso de produccion de este surfactante implica una reaccion entre el benceno y
el tetramero de propileno que forma el alquilo arilo; con compuestos de alquilo arilo
Ci4 - C3o se utilizan como hidrofobicos que interactian de manera adecuada con el
petroleo. La inyeccion contintia de cada surfactante depende de la salinidad 6ptima,
esta puede conducir a la mayor recuperacion; la desventaja de estos surfactantes es que
no son biodegradables y la ventaja es su capacidad de adaptarse a las condiciones del

yacimiento (Shah & Schechter, 1976).
CHall:Hz} mCH [CHa)n-1CH4

S0O4H

Figura 23: Estructura molecular de un sulfonato de alquilo arilo
(Shah & Schechter, 1976).

4 Sulfonato de Alquilbenceno (Lineal).

Este surfactante es toxico para el agua, es decir, su toxicidad se eleva con el aumento
de la salinidad del agua, este tensioactivo en el proceso es capaz de reducir el [FT entre
el agua y el petréleo, cabe recalcar que se desempefian mejor con crudos con un

nimero de carbono de 7 a 10 (Sandersen, 2012).

- #
50 3 Ma
Figura 24: Estructura molecular de un sulfonato de alquilbenceno
(Sandersen, 2012).
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+ Sulfato de Alquilo (4S).

Son surfactantes que se biodegradan muy facilmente, por su grupo de sulfato hace que
el surfactante sea hidrofilo y soluble en agua, pero es sensible a la temperatura por esta

raz6n se vuelve insoluble en agua a temperaturas elevadas (Shell Chemicals, 2018).

0

=1
24 5 O M

0
Figura 25: Estructura molecular de un sulfato de alquilo
(Shell Chemicals, 2018).

+ Sulfato de sodio dodecil 1 (SDS).

Este surfactante anionico reduce el IFT, mediante las nanoparticulas que mejoran la
actividad superficial del surfactante por debajo de su concentracion critica de micelas,
la presencia del grupo de sulfato hace que el surfactante sea sensible a la temperatura
y su rendimiento disminuya a altas temperaturas del yacimiento (Shell Chemicals,

2018).

D%S#EI

”ac/\\/\/\/\/\/\ /7 No O

0 0

Figura 26: Estructura molecular de un dodecil sulfato de sodio Cortesia
(Shell Chemicals, 2018).

L Sulfato de Propoxy de Alcohol (APS).

La estructura de este surfactante anidnico consiste en una cabeza hidrofobica que es
un alcohol ramificado Cie.17 y un grupo de siete 6xidos de propileno, funciona
correctamente cuando se usa en combinacion con sulfonato de olefina interno (I0S),
y lograron un 30% de recuperacion adicional después de inyectar este surfactante en
la recuperacion terciaria. Este surfactante es estable en salinidades de hasta 6000 ppm,
siendo la salinidad optima de 4500 ppm (Nekabari, Theophilus, Barifcani,
Sarmadivaleh, & Iglauer, 2016).
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Figura 27: Estructura molecular de un sulfato de propoxy de alcohol.
(Nekabari, Theophilus, Barifcani, Sarmadivaleh, & Iglauer, 2016).

4+ Sulfato de alquilo (o alcohol) etoxi (AES).

Este surfactante anidnico es estable en un pH y salinidad elevada en presencia de
alcalis, y a temperaturas de hasta 83°C, durante largos periodos de tiempo incluso en

presencia de iones divalentes (Shah & Schechter, 1976).

Figura 28: Estructura molecular de un Alquilo (o Alcohol) Sulfato de Etoxi (AES).
(Shah & Schechter, 1976).

& Sulfato de alfa olefina.

Este surfactante es muy similar a los sulfonatos de alfa olefina (AOS) y sulfonatos de
olefina internos (IOS) cuando se utiliza en los procesos de EOR, aunque se tiene un
grupo de sulfato restringe su aplicacion en el yacimiento debido a su sensibilidad
térmica. Esta inestabilidad se produce por la debilidad del enlace C-O-S como el
sulfonato de petroleo, esta puede aumentar la solubilidad de los surfactantes, pero

tiende a desestabilizarlo (Hirasaki, Miller, & Pope, 2005).

ROR'0) R'SOM* Eeu.7

R: Un radical alquilico, ramificado o lineal, o un arilo alquilico que tiene de 8 a 24

atomos de carbono en la cadena alquilic.
R': Etil o una mezcla de etil y propil con relativamente mas etil que propil.
R" : Etil, propil, hidroxipropil o butilo.

N: Entero de 1-20 y preferiblemente de 2-8.
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M* = Un catién monovalente como el amonio, el sodio, ¢l litio o el potasio.
4« Sulfonato de alquilbenceno ramificado.

Son surfactantes anionicos con un comportamiento similar a sulfonato de
alquilbenceno lineal, ayuda a mejorar la estabilidad del surfactante a altas temperaturas
de la reserva en determinado tiempo, en el nivel de mercado es mas caro y menos

biodegradable (Nekabari, Theophilus, Barifcani, Sarmadivaleh, & Iglauer, 2016).

$O;Na'

Figura 29: Estructura molecular de un sulfonato de benceno ramificado.
(Nekabari, Theophilus, Barifcani, Sarmadivaleh, & Iglauer, 2016).

4 Sulfatos de éter alquilico.

Los sulfatos de Alquil éter tienen una mejor estabilidad acuosa en comparacion con
los sulfonatos de olefina internos, pero no son muy estables a altas salinidades. Sin
embargo, la adicion de mas grupos etoxi a su estructura aumenta la estabilidad de los
surfactantes en entornos de alta salinidad y alta temperatura (Gbadamosi, Junin,

Manan, Agi, & Yusuf, 2019).

Figura 30: Estructura molecular de un sulfato de éter.
(Gbadamosi, Junin, Manan, Agi, & Yusuf, 2019).

L Surfactantes anionicos géminis.

Es uno de los mas destacados en esta area, son muy estables en soluciones acuosas
incluso a altas temperaturas (hasta 85°C) y alta salinidad. Ademas, logra tension
interfacial ultra baja con estos surfactantes y su adsorcion es menor que los

surfactantes convencionales (Shell Chemicals, 2018).
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Figura 31: Estructura molecular de un surfactante anionico Géminis, (b) - Estructura molecular de un
Surfactante anionico Géminis.

(Shell Chemicals, 2018).

b) Surfactantes no ionicos.

L Alquilo Ethoxy Carboxilado.

También conocido como carboxilado no i6nico, actiia como no i6nico a pH neutro y
como anionico a pH alcalino, aumenta la resistividad de este surfactante a altas
temperaturas y alta salinidad, la estructura hace que éste sea estable en entornos de alta
salinidad, asi como la presencia de iones divalentes. La presencia del grupo carboxilo
aumenta la estabilidad del tensoactivo en temperaturas mas altas del yacimiento
(Hirasaki, Miller, & Pope, 2005).

Formula molecular del alquilo etoxilado carboxilado.

Ecu. 8
RO(CH,CH,0))xCH, COO — M +
Donde:
R: un grupo alquilo Cg a Cyg.

X: un nimero con un promedio de 1 a 15.

M: un cation de metal alcalino o alcalinotérreo.

+ Poliglucdsido de alquilo (APG).

Es estable a temperaturas elevadas o en condiciones de alta salinidad, también al afiadir
disolventes en forma de microemulsion con una longitud de cadena de 14 carbonos,
esta estabilidad se debe a la alta energia de interaccion entre el agua y las moléculas

de APG (Sandersen, 2012).
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Figura 32: Estructura molecular de un poliglucosido de alquilo (APG).
(Sandersen, 2012).

% Fenoles Alquilicos Polietilados.

Es un tensoactivo no iénico efectivo para la inyeccion de surfactantes en formaciones
que contienen agua de alta salinidad, pero es desventajoso a temperaturas en el rango

de 37°C a 51°C (Shah & Schechter, 1976).

R O(CH,CHH0)H

Figura 33: Estructura molecular de un alquilofenol polietoxilado.
(Shah & Schechter, 1976).

4 Alcohol secundario "N" Etoxilato/Propoxilato.

Son tensoactivos no ionicos de alta solubilidad, optimos para la recuperacion de
petroleo. La mezcla de este surfactante con un catidnico tiene una alta estabilidad

acuosa en condiciones dificiles, para altas temperaturas de 100°C y alta salinidad de

200000 ppm (Shell Chemicals, 2018).

R‘I

O0=—-EOPO-—OH

2 n
R

Figura 34: Estructura molecular de un alcohol secundario "N" Etoxilado
(Shell Chemicals, 2018).
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+ Neodol.

Los alcoholes NEODOL se determinan en base al numero de atomos entre carbonos
presentes en la formula quimica del producto. Los productos recientes d¢ NEODOL
de la empresa Shell se enumeran en el siguiente cuadro, estos surfactantes son todos

surfactantes no i6nicos ¢ hidrofobicos (Hirasaki, Miller, & Pope, 2005).

Tabla 8: Productos de NEODOL disponibles actualmente en el mercado proporcionados por la
compariia Shell.
(Hirasaki, Miller, & Pope, 2005).

Alcohol Etoxilado/ Propoxilado
NEODOL 9 NEODOL 1-5- EO NEODOL 25-12- EO
NEODOL 91 NEODOL 23-1 NEODOL 45-2.25- EO
NEODOL 91-5 NEODOL 23-1- EO NEODOL 45-7- EO
NEODOL 1 NEODOL 23-3- EO NEODOL 45-13- EO
NEODOL 23 NEODOL 25-3- EO NEODOL 91-2.5- EO
NEODOL 25 25 NEODOL 25-5- EO  NEODOL 91-6- EO
NEODOL 45 NEODOL 25-6.5-EO  NEODOL 91-8- EO
NEODOL 67 NEODOL 25-7- EO NEODOL 375 -POS

NEODOL 135 NEODOL 25-9- EO NEODOL 67-7 POS

+ Alcohol tridecilico 30 Etoxilado (TDA 30 EO).

Es un surfactante no i6nico, su aplicacion se da a altas temperaturas de 100°C y con
alta salinidad de 200000 ppm. Estos parametros determinan que sea mas efectivo el
surfactante en la recuperacion de petrdleo (Gbadamosi, Junin, Manan, Agi, & Yusuf,

2019).

Figura 35: Formula quimica del alcohol tridecilico 30 etoxilado.
(Gbadamosi, Junin, Manan, Agi, & Yusuf, 2019).
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+ Trifenilmetano (TPM).

La inyeccion de este tensoactivo es aceptable en la adsorcion arenisca-arcilla, tiene
buena estabilidad en condiciones de alta salinidad en tetradecil sulfato de sodio (TDS)
en 18.6%, si existen iones divalentes a altas temperaturas (>70°C) (Hirasaki, Miller,

& Pope, 2005).

H
,if'::n

CH; f_HJ

Figura 36: Estructura molecular de un trifenilmetano.
(Hirasaki, Miller, & Pope, 2005).

4 Surfactantes de Tergitol.

Para aplicar el Tergitol se da por nanoemulsiones, que evalia su eficiencia en
yacimientos por las propiedades fisicas-quimicas que muestran un gran potencial, para
disminuir la saturacion de petroleo residual después de una inyeccion de agua. Sus
resultados experimentales mostraron que el 30% del petroleo original en sitio (OOIP)
se recuper6 después de la inyeccion de agua, inyectando las nanoemulsiones

(Nekabari, Theophilus, Barifcani, Sarmadivaleh, & Iglauer, 2016).

¢) Limitaciones y problemas de la Inyeccion de Surfactantes.

Para realizar el método de recuperacion mejorada con inyeccion de surfactantes

depende de las siguientes limitaciones (Davila & Ramirez , 2016):

Tener una eficiencia areal de barrido al 50% por la inyeccion de agua.
No estimar altas cantidades de yeso, arcillas y anhidrita.

Optimo en formaciones homogéneas.

= = & &

La salinidad del medio acuoso debe ser menor a 500000 ppm.
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d) Problemas:

Para realizar el método de recuperacion mejorada con inyeccion de surfactantes

depende de las siguientes consideraciones (Davila & Ramirez , 2016):

Figura 37: Consideraciones para la Inyeccion de Surfactantes
(Davila & Ramirez, 2016).
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CAPITULO IV
4. METODOLOGIA

4.1. SIMULACION DE YACIMIENTOS

En este capitulo, se describe los procesos quimicos con ayuda de los surfactantes para la
recuperacion mejorada de petroleo, mediante un modelo base de simulacion quimica para
el campo Pacoa, asi mismo la informacion o valores obtenidos son de diferentes fuentes,

para obtener los resultados requeridos de dicho modelo.

Se inicia con la descripcion del tipo de simulador utilizado, por medio de secciones o
modulos, del mismo modo el mecanismo requerido para establecer los puntos o espesores
del mapa estructural, y asi elaborar la respectiva malla. Luego se explica el proceso para
la inyeccion de surfactantes en el simulador, luego se detalla sucesivamente en las

ventanas del simulador la metodologia aplicada en el modelo base.

En el modelo base se utilizo el simulador CMG (Computer Modelling Group), para la
creacion de la malla en la presente tesis, el programa CMG consta con las aplicaciones
IMEX utilizado para la simulacion de petrdleo negro convencional, también para la
simulacion de yacimientos STARS y GMSH para desarrollar mapas de superficies de

contornos y espesores (CMG, 2007).
4.1.1. Mapas isopacos.

Los espesores mayores de arenisca en el nivel C de la formacién Socorro, se
encuentran en direccion al noroeste y parte sur del campo Pacoa, ademas en la parte norte-

noreste se encuentra alineado a la variacion de espesor.

En el nivel B tiene los mayores espesores de arenisca neta, ubicados en la parte
noroeste y suroeste, por otra parte, la variacion de espesor se encuentra en direccion al

norte-noreste del campo Pacoa (Cuadros, 2018).

La base para realizar la respectiva malla estd en los mapas isdpacos de las dos arenas

mas productivas (C y B) como se muestra a continuacion:
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Figura 38: Mapa Isopaco de la arena B

(Cuadros, 2018).
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Figura 39: Mapa Isopaco de la arena C
(Cuadros, 2018)



4.1.2. Programa GMSH.

GMSH es un software que se utiliza para crear el mallado de figuras bidimensionales
y tridimensionales. En la actualidad no solo se emplean para fines basicos académicos
sino también en entornos universitarios, por lo que ha sido mejorado lo suficiente con
disefio CAD, visualizacion y herramientas de calculo vectorial, diferencial y complejo,

entre otros.

El software GMSH presenta modulos: geométrico, mallado, resolucion y post
procesado. En el modulo geométrico es posible dibujar una figura con capacidades
limitadas. El modulo de mallado puede ser utilizado a continuacion de las definiciones
geométricas y asi crear mallados en una, dos y tres dimensiones. El modulo de resolucion
involucra a ciertos sistemas externos programadas por el usuario. En el moédulo de post
procesado se puede realizar operaciones diferenciales, vectoriales, herramientas para
trabajar con nimeros complejos y funcionalidades para extraer datos de las distribuciones

de datos de entrada.
4.2. Médulo geométrico

Este modulo indica la creacion del mapa de estructura con sus respectivos puntos de
contornos, que se realizaron con el software Gmsh. Por ende, se necesitd los mapas
isopacos de las arenas que mas producen del campo, que podemos encontrarlas en la Fig.

37 y Fig. 38, posteriormente se detalla el procedimiento:

1) Se inicia importando el mapa de contorno en Gmsh.

2) Luego de importar el mapa de contornos, se procede a la seccion de médulos donde se
despliega y aparece ‘Geometry’, luego se da clic en ‘Elementary entities’, esta nos
brinda varias opciones, donde se selecciona ‘Add’, para crear el mapa de contornos.

3) Después se dibuja y se toman punto a punto todos los contornos del mapa, guardando
en el archivo geo.

4) Mientras se crean los puntos, se anotan aparte para saber de donde empieza y termina
cada capa.

5) Estos puntos son copiados en un block de notas, eliminando los signos +.

6) El block de notas es importado a Excel, se crea 2 archivos uno donde se encuentren

todos los puntos y otro para los puntos ordenados por cada capa.
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7) Para aquello se utiliza los valores de X y Y, pero no se escoge los valores de 1 ni el de
0 del archivo geo.

8) Por ultimo, el archivo es guardado en formato ‘bna’.

Es necesario recordar si no contamos con la informacion geoldgica, se debe tener el

mapa de contorno del yacimiento.

Figura 40: Mapa isopaco en GMSH de la arenisca B.
(Software Gmsh, version 2020)
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.
Los puntos agregados en el modulo geométrico pueden ser observados con numeraciones.
Cabe recalcar que a partir de los puntos en el espacio es probable que se pueda construir
circulos y elipses, con los que se pueden ir definiendo las superficies, volimenes, etc, que

constituyen la figura buscada. Por tal razén el archivo es guardado con *.geo para poder

realizar la respectiva malla.

En total fueron 639 puntos dibujados y definidos para la arena B, cada uno con sus
respectivas coordenadas, en X, y, z como se muestra en la siguiente tabla elaborada en
formato de Microsoft Excel, indispensable para ser usado en el programa CMG. De la
misma manera se realizo el procedimiento para la arena C a diferencia de un total de 1009

puntos.
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Tabla 9: Coordenadas de cada punto del mapa isopaco de la arenisca B.
Elaborado por: Joffre Sudarez y Alina Salinas.

N° Coordenada en x Coordenadaeny Coordenadaenz Volumen
Point(1) = 165,9 4474 0 1,0};
Point(2) = 165,5 449,7 0 1,0};
Point(3) = 166,3 450,9 0 1,0};
Point(4) = 167,2 451,9 0 1,0};
Point(5) = 168,9 452,4 0 1,0};
Point(6) = 170,1 452,7 0 1,0};
Point(7) = 171,5 453,1 0 1,0};
Point(8) = 173,3 4532 0 1,0};
Point(9) = 174,1 452,3 0 1,0};
Point(10) = 175 451,2 0 1,0};
Point(11) = 176 449,9 0 1,0};
Point(12) = 177 448,7 0 1,0};
Point(13) = 177,7 446,9 0 1,0};
Point(14) = 179 4459 0 1,0};

Tabla 10: Coordenadas de cada punto del mapa isopaco de la arena C
Elaborado por: Joffre Sudrez y Alina Salinas.

N°e Coordenada en x Coordenadaeny Coordenadaenz Volumen
Point(1) = 143 239.9 0 1,0};
Point(2) = 147,3 239,5 0 1,0};
Point(3) = 149,9 239 0 1,0};
Point(4) = 154,1 2382 0 1,0};
Point(5) = 159,5 236,2 0 1,0};
Point(6) = 163,3 234,6 0 1,0};
Point(7) = 168,2 231,7 0 1,0};
Point(8) = 173,1 2274 0 1,0};
Point(9) = 175,7 224 0 1,0};
Point(10) = 179,5 220,3 0 1,0};
Point(11) = 182,5 214,5 0 1,0};
Point(12) = 187 209,9 0 1,0};
Point(13) = 189,8 204 0 1,0};
Point(14) = 190,4 198,1 0 1,0};
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4.3. CREACION DE LA MALLA DE SIMULACION

4.3.1. Programa CMG.

CMG es un software que se encarga de modelar un reservorio con parametros estaticos
y dinamicos, con la finalidad de desarrollar futuras predicciones en la produccion de
fluidos. Una de las herramientas que proporciona este software es Builder, que permite
crear modelos de simulacion complejo y realizar una comparacion rapida de diferentes

aditivos quimicos EOR.

Los modulos utilizados del programa son varios como control, reservorio,
componente, roca-fluido, condiciones iniciales, pozos, los cuales se detallaran a

continuacion:
a) Modulo I/0 Control.

La informaciéon que podemos encontrar en este modulo es sobre el tipo de simulacion,
fecha de inicio, unidades de trabajo, el tipo de porosidad, como se detalla en la

siguiente figura. La simulacion se inicia el 1 de enero del 2021.

Builder - Reservoir Simulator Settings X
Simulator Working Units Porosity Shape Factor
CJGEM Qs (®) Single: Porosity Giman and Kazemi
O IMEX ® Field (O DUALFOR Warren and Root
(®) STARS (D lab () DUALPERM
MODS| CIMING
Bdvanced. . (O SUBDOMAIN

Subdivisions for Matrix Blocks
Mumber of subdivisons

Volume fractions
(2 values expected)

Simulation Start Date
Year: |1552 | Morrth:|E | Day: |1| |

Cancel

Figura 41: Modulo 1/0 control
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Sudrez y Alina Salinas.

Seleccionamos Stars, debido a que nuestro proyecto se basa en la aplicacion de un
método EOR, ademas este tipo de simulador es un modelamiento avanzado de

procesos de recobro que involucran vapor, solventes y quimicos.
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b) Moédulo yacimiento.

Obtenidos los puntos con sus respectivas coordenadas, se adjunta al programa el
documento guardado con la extension “bna”. Una vez cargado el mapa isdpaco se crea
la malla seleccionando el punto de esquina ortogonal e ingresamos las dimensiones, y
se visualiza como el mallado se ajusta automaticamente al mapa isopaco como se

muestra a continuacion.
Create Orthogonal Corner Point Grid b

Gnd Type K Direction

(#) Comer point fodhogonal) () Dvarry
Number of Grid Blocks
| diechon Joection:  Kdiection
48 | |ga 1o |

Block widths

Snap grid nes as mukiples of
| direction J drection

[ox ] comd

Figura 42: Dimensiones de la malla de la arena B
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas

4 Propiedades de la roca.

Se procede a ingresar los archivos correspondientes a la profundidad y espesor del
yacimiento, en el programa se los encuentra como “Grid Top” y “grid Thickness”
respectivamente; en Grid Thickness se le asigna el 10% del espesor del yacimiento,

debido a que nuestro reservorio se encuentra dividido en 10 capas.

Para observar el mapa isopaco con respecto a la profundidad hay que agregarle valores,
y para ello se debe ingresar a “especificar propiedades”, nos ubicamos en Grid Top de
la casilla en la capa 1 se ingresa el mapa geologico, para después marcar en mapa de
contorno asignandole el valor o la ruta del archivo en formato bna (Depth B1.bna).

Cabe recalcar que solo se agrega el valor en esta casilla como punto de origen de datos.
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B General Property Specification = a X
Edit Specification

Only for Start Time, Goto | Grid Top b lse .Hegions / Sectors

Giid Top Grid Thickness Porosity Pemeahility |~
UNITS: ft ft
SPECIFIED: S X
HAS VALUES: A X X
Whole Grid | 0.29% 444
Layer 1 (C:\Users\Joffre Suarez\Musichsi..  (C:\Users\Joffre Suarez'\Music'si...
Layer 2 { C:\UsershJoffre Suarez\Music\si...
Layer3 { C:\UsersJoffre Suarez\Musichsi...
Layer 4 { C:\Users'Joffre Suarez'Musichsi...
Layers {C:\Users'Joffre Suarez'\Music'si...
Layerb (C:\Users\Joffre Suarez'\Music\si...
Layer 7 (C:\UsersJoffre Suarez\Musichsi...
Layer 8 ( C:\Users'Joffre Suarez\Musichsi...
Layer 3 ( C:\Users'Joffre Suarez'\Musichsi...
=i K 0] lomre\. Inffra G yaras M ssinei X
£ >

Cancel

Figura 43: Adjunto del archivo Depth Bl.bna
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.
El mismo procedimiento se realiza para el espesor “Grid Thickness” con la diferencia
que se carga el archivo “Thickness Bl.bna” y se asigna el valor de 0.1 (10%), a
continuacion, se copia y pega la direccion creada para las capas restantes. Se deja

seleccionado la opcion de interpolar mapa de contorno y finalmente se muestra el

mallado creado en su totalidad.

Este modulo no solo permite ingresar profundidad, espesor, permeabilidad, porosidad
sino también definir varias condiciones iniciales del yacimiento como presion,

temperatura, saturacion, entre otras.

Se puede observar el mallado bidimensional y tridimensional con respecto a la

profundidad y espesor, como se muestran en las siguientes figuras.
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B Buider - [PACOA-B.dat:1]
File Edit View |OControl Reservoir Components Rock-Fluid Initial Conditions MNumerical Well Tools Window Help
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A\ Wells & Recurent | |E
| ®-» Gnd E 243
[+ G Amay Properties | E w5
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Figura 44: Mallado 2D con respecto a la profundidad de la arenisca B
(Sofiware de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.

Builder - [CMGBuilderd0.dati1]
File Edit View [0Control Reservoir Compenents Rock-Fluid  Initial Conditions  Numerical Well Tools Window Help
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Figura 45: Mallado 2D con respecto al espesor de la arenisca B
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.
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Para culminar con este modulo se ingresa los valores de porosidad (29.96%) y
permeabilidad (444 md); la permeabilidad en j es igual a la permeabilidad en i, y para

la permeabilidad en k corresponde al 10% de la permeabilidad en i.

& Builder - |CMGBuilder0.dat:1]

File Edit WView 10 Control Reservoir Components Rock-Fluid  Initial Conditions  Mumerical Well Tools Window Help
rll R | S O E S e WholPage - F[RIB @ 1P K e+ Qefo]

30 Mew g Fimnwe Tl Specify Calculate Validate With

Back Fil | @ Gid Thickness v| lamimon - Provedy Property IMEX
Model Tree View e CMGBuilder00.3D | CMGBuilder0. plot

»  1/O Control by

Grid Thickness () 2021-01-01
£ Feservor H
€ Componeres . Pl b
Do TR

€ Rock-Rud : o
&) Intisl Conditions [

w Numencal b

g Wels & Recurert .

51 @ Grid
11 €3 Array Properties
Rock-Fluid End-Paint Property &
Sectors
Aquifers
Lease Pianes
1., Rock Compressibility.
Compacbon/Dilatron Regions
=) Options
Flux Sectors

Figura 46: Mallado 3D de la arena B
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.
El mismo procedimiento se realiza para la arena C, sin embargo, esta es descartada
debido a su alta tortuosidad, no existe una buena conductividad como se muestra en la

figura, por lo tanto, la inyeccion de surfactantes no seria una opcién en esta arena.

Motivo por el cual la arena B es la mas optima para realizar este proyecto.

Grid Top ¢rmy 2021-01-01

Flle: pACOSC 1amt
Mser: Jofie Searez
Doe {Poaros

=ec 2200

Figura 47: Mallado de la arena C
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.
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¢) Modulo Componente.

En este modulo se genera los datos PVT ingresando la informacion disponible de la

arena B. Damos clic en “Launck the Blackoil PVT”, esta seccion permite ingresar los

datos minimos y necesarios para obtener los PVT.

Este modulo también permite definir las caracteristicas del fluido que se encuentra en

el yacimiento como viscosidades, compresibilidades, densidades, entre otras.

1. Se crea la region PVTI, luego se da clic en el boton herramientas y selecciona

generar tabla PVT utilizando correlaciones, ademas, se ingresa los valores como

muestra la siguiente figura.

PVT Using Correlations

Builder will calculate Rs, Bo, Bg/Eg/Zq. VisD, VisG and optionally Co.

# Description | Option | Value
L Reservoir temperature 57 F
2 Generate data upto max. pressure of 600 p=i
3 Bubble point pressure calculation Walue provided N 400 psi
4 il density at STC{14.7 psia, 60 F) Stock tank oil gravity (AFI) Na0g
) (Gas denstty at STC{14.7 pzia, 60 F) Gas gravity (Air=1) N
(3 il properties {Bubble point, Rs, Bo) comelations  Standing b
7 Oil compressibility comelation Glaso A
8 Separator temperature
9 Separator pressure
10 Dead oil viscosity comelation Mg and Egbogah A
11 Live oil viscosity comelation Beoggs and Robinson N
12 Gas critical properties comelation Standing ke,
13 Critical pressure
14 Critical temperature
15 MNon-hydrocarbon gas caorelation Mot used
16 H25 mole fraction {optional)
Set/Update Values of Reservoir Temperature, Fluid Densities in Dataset
Cancel Apply Help

2. A continuacion, se muestra el resultado de la tabla PVT generando los siguientes

datos.

Figura 48: Tabla PVT usando correlaciones

(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).

Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.



B 7 Imex PVT Regions

PVT Region |1 e !_p|

PVT Table General Undersaturated Data

PWT Table Type: | Oil and gas (PVT) - Table Uses: | Gag expansion factar (EG) -

& Include Gl Compressibility in PVT Table Differertial fiberation table parameters
Bubble point pressure

[ Include Gas-oil Intefacial Tension in PYT Table
Qil farmation vol. factor

Teols Solution gas-oil ratio
= P Rs Bo Eg wiso wvisg co -~
psi ft3/bbl ft3/bbl cp op 1/psi
I3 322,935 87.1648 1.04755 123,135 1.50688 00111807 32005
14 243626 | 949645 1 1.05072 13363 1.46381 [0.0112342 | 22-005
15 374313 102.875 1.05396 | 144 236 | 1.42307 0.0112898 | 3005
16 400 110.89 1 1.05727 | 154,355 1 1.3845 | 0.0113471 | 3e-005
17 440 | 123.588 | 1.06254 171.876 [1.32847 [0.0114402 | 3e005
18 480 | 136.472 |1.06755 123081 | 1.27671 |D.0115378 | 3e-005
19 520 149 535 1.07353 206 575 122396 0.0116402 | 2e-005
20 560 162,899 | 1.07924 | 224 365 [ 1.18474 00117474 | 3005
21 600 [176.4 | 1.08508 |242.456 (11437 00118595 | 3=-005
%
< >

Figura 49: Valores generados mediante el modelo de petroleo negro
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Sudrez y Alina Salinas.

3. De igual manera ingresamos nuevamente los datos en la ventana general, cabe
destacar que los datos de las propiedades del agua ingresadas son a condiciones
normales. Luego nos aparecera la siguiente ventana, donde se debe ingresar

manualmente la presion del punto de burbujeo y la temperatura del yacimiento.

Stars Import Black Oil PVT >

This black cil PWT impart wizard will create a new fluid model for STARS. Black oil PVT can be input using 2 methods: 1)
read from a file, or Z) generated from analytical PWVT comelations using the black oil PWT graphical user interface (GUI).
f the PWT data is read from a file, it can be edited using the black oil PVT GLIL

| Read Black Ol PVT Data in IMEX Format Black il PVT Properties
| Launch the Black Oil PVT Graphical User Inteface(GUl | Select Lints [~
! Wiite Bizck Oll PVT Datato s Fils

- 0il Density Options

(®) Use Do={DeadCilDensity + GOR"GasDensity)/Bo P Region #1. psi 7
() Input live oil density in the table on the right q 14593949'
Input gas gravity in the table on the right and =
LS calculate oil density using the equation above. 2 40.38285%
P = 3 66.065514
| Explain Density nput | 4 [o1.756823
Bubble Point Pressure and Temperature 5 117 444023
To enable the Mext button, a bubble point pressure that 3 143 ‘i-30933
iz identical to one of the pressure points in the black oil .
PVT table and temperature must be input. & 168.818132
| Bubble Pt. | Tempersture [ Set | |8 | 194504317
Region #1 | 400 psi 57F | 9 220.190501
10 | 245.878136
11 [271.564321
12 |257.251955
93 | 277 cocran e
Fetlatch e [ ] [ G

Figura 50: Start Import Black Oil PVT
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.
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4. Una vezingresada la informacion en el modelo de Black Oil, se observan los datos
generados, aunque pueden ser modificados directamente en la tabla PVT.
Seleccionamos las condiciones o controles que nos den el menor error promedio a las

correlaciones utilizadas.

Stars Import Black Oil PVT P

Step 5: Check Matches of PVT Properties

Explain Density Match

Explain K Valus Match

Explain \li‘lscosity Match

Explain Gas Match

Density Match Controls

0l density weight
Qil FWF {Bo) weight

[ 1 ]

Themal Expansion Coefficient

() Use Input Value
() Caleulate from first Bo
(@) Automatically match value

K Value Match Controls

= Llsle points to bubble point
1 only

(@) Lse K value coefficients

[ Use K value table

Liguid Wiscosity Controls y

L_!se nan Ilne_ar oil
wviscosity option

lse pressure
dependent viscosity

Water Viscosity
() Use default values
(®) Match input PYWT

Gas Match Controls

&) Intemal comrelation for
gas viscosity

Compaosition
(@) dependent gas
viscosity

Lise high gas density
comection for gas
viscosity

[ tjenéﬂy I‘\"I-atc:h Fiesﬁh-s
| Used a 2 point match with poirts
16. 16

I Ct= 0000248611 1/F
Co= 0.000258 1/psi

| Calliquid}= 0.000258 1/psi
| Do=51.18851b/ft3

| Dgfliquid}= 5.6588 Ibft3

Avg emor= 0.48 %

Re-Match

[ K Value Match Resdits

| Used a 3 point match with
| points 3, 12 and 16.
§ Coeff 1= 45670.2 ps=i

Coeff 2= -0.113956 1/psi
Coeff 3= 59.0891

iCoeff 4=-1583.98 F
| Coeff 5= 446 732 F

:.Pﬂrgenor= 1.50 %

\ﬁscosi:t)' Maic:h -Hesur_ts i

Dead oil visc=2 26805
Soin gas visc=5.23458

Awvg ermor= 1696 %

< Back

Gas Match Results
Region 1 emor= 1.84 %

Stars gas viscosity is not

|| pressure dependent!

| TePe emor= 0.20 %

Gas Viscemr= 18 "%

Cancel

Figura 51: Error en las propiedades PVT.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.

d) Modulo Roca- Fluido.

Este modulo Rock Fluid, nos permite definir el comportamiento de las fases presente
(agua, petroleo y gas), es decir, como se mueve una con respecto a otra, en este caso

nuestro yacimiento es preferentemente mojado por agua.

En este modulo se determina las propiedades que intervienen en la interaccion roca

fluido, para generar las curvas de permeabilidad relativa y presion capilar.

Se desplazan varias opciones donde se escoge Create/Edit Rock Types, se abre una
subpestafia en el que selecciona Tools y se elige Generate Tables Using Correlations,
donde se desplazan las curvas de permeabilidades relativas como se muestra a

continuacion.
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Relative permeability correlations

Falculations for oil-water-gas system

Lze list below &= a guide to set exponent values for the generalized

equations, or to select specific analytical equations.

Exponents = 3.0. Well sorted consclidated sandstone. e

Show Equations

[ Liquid saturations do not include connate water

# | Description Value | A
1 | SWCON - Endpoint Saturation: Connate Water 0.15
2_ SWCRIT - Endpoirt Saturation: Critical Water  0.15
'3 [SOIRW - Endpoint Saturation: lmeducible Gil ... D
4_ SORW - Endpoeint Saturation: Residual Cil for... 0.4
5_ SOIRG - Endpoint Saturation: Imeducible Qilf.. 0
5_ SORG - Endpoint Saturation: Residual Gil for ... 0.2
7 | SGCON - Endpoint Saturation: Connate Gas 0
E_ SGCRIT - Endpeint Saturation: Critical Gas 0.05
9 | KROCW - Kro at Connate Water 1
10 | KRWIRO - Krw at Ireducible Of 1
11 | KRGCL - Krg at Connate Liquid 03
12 | KROGCG - Krog at Connate Gas
ﬁ Exponent for calculating Krw from KRWIRD 25
14 | Exponent for calculating Krow from KROCW 2
15| Exponent for calculating Krog from KROGCG 2
16 | Exponent for calculating Kra from KRGCL 15 v

(] -~

- Krocw oy

t Krwiro

] ‘%;

©

=

6] \“\“

0.0 + Sw 4 4

Swcon Swerit 1-Sorw 1-Soirw

Liguid-gas Table
(*NOSWC not active)

0.0

1.0

Slcon

Cancel

SI

Figura 52: Correlaciones de permeabilidad relativa
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.

e) Condiciones iniciales.

$. ..
1-Sgerit 1-Sgeon

Apply

Help

En este modulo Initial Conditions, nos permite puntualizar las condiciones en las que

se encontraba inicialmente el yacimiento, antes de empezar con la simulacion. Las

condiciones como la presion del yacimiento, profundidad media de la arena de interés,

y el contacto agua-petrdleo para el modelo de la malla, como se muestra a

continuacion:
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STARS Initial Conditions *x

Wertical Equilibrium Calculation Methods
(@) Depth-Aversge Capilary-Gravity Method { VERTICAL DEPTH_AVE )
() Add a phase pressure comection. { EQUIL )

(C) Do net add a phase pressurs comection. ( NOEQUIL )

() Do Not Perform Vertical Equilibium Caleulations { VERTICAL OFF )

Datum Depth for Pressure
[] Datum Depth for Output Pressure ( DATUMDEPTH) Depth
Use |nitial Equiiibrium pressure disiibution to calculate comected datum pressures. | INITIAL
Use the grid block density to caloulate comected datum pressures. { REFDENSITY GRIDBLOCK )

Use an input reference denstty to calculate comrected datum pressures { REFDENSITY density )
Initiglization Region | Region 1 ~| |k
Region 1: Initialization Region Specifications

Inttialization Set Number 1 is not defined . Grid depth range: 8.1277t0 27 ft

Reference Pressure ( REFPRES ) 450 psi Water/Gas Transttion Zone { TRANZOME );
Location For Reference Pressure Initial Resenveoir Saturation
(®) Reference Depth ( REFDEPTH ) 17 ft Wiater-0il Cantact Depth { DWOC )
@) Reference Block { REFBLOCK )
(UBA Formatie.ilj1k1/i2j2k2 ..) Gas-Oil Contact Depth { DGOC }

Figura 53: Condiciones Iniciales
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.

 Métodos numéricos.

En este modulo se detalla el periodo de tiempo, saturacion, presion, entre otros. Se
debe tener presente que los valores establecidos son de manera predeterminados,

motivo por el cual los valores diferentes no se asignan.

4.4. ARREGLO DE POZOS

Cuando ya tenemos configurado el modelo del yacimiento, se realizara un arreglo de 5
pozos donde escogemos el arreglo invertido, el inyector en el centro y en las esquinas 4
productores. Para este modelo de simulacion se escogiod pozos del campo Pacoa: PAC 3,
PAC 4, PAC 12, PAC 32, PAC 36, donde el PAC 3 se encuentra cerrado y se transforma

en inyector.
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File

N fBRBER (& D E 7 |[58er| Ful Window

Tabla 11: Coordenadas en CMG del pozo inyector a los productores.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.

POZOS

PAC 36 a PAC 12 a PAC 4 a PAC32a

PAC3

PAC3 PAC3 PAC3

COORDENADAS 3641.66

ENX

3837.48

COORDENADAS 9652.23

ENY
DISTANCIA (ft)

9164.98
525.03

DISTANCIA (m) 1722.1112

4638.63 3745.41 3041.82
3837.48 3837.48 3837.48
9164.98 8567.9 9360.12
9164.98 9164.98 9164.98
801.15 604.4 819.24
2627772  1981.5691 2687.1078

Edit View |0 Control Reservoir

|1J-2D Areal v »

Components  Rock-Fluid  Initial Conditions MNume

Plane 1 of 10

| Contour Fil ~| | Gnd Top

~| [2021-01-01 v |

- le[mElm @ g i

N

d

170 Control

Rock-Fuid

Initial Conditions

Numerical

Geomechanics

Wells & Recument

-9 (Grid
- Array Properties

Sectors
Aquifers
Thermal Rocktypes

Figura 54: Ubicacion de pozo inyector y productores.
(Sofiware de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.

" PACOA-BI cambio de posicién (1).2D | PACOA-BI cambio de po
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4.4.1. Modelo pozos y datos recurrentes.

Este modulo se encarga de ingresar cada uno de los pozos y su completacion, con sus

respectivas caracteristicas. Al crear cada pozo se define si es productor o inyector.

Para el pozo inyector la tasa maxima de agua en superficie es de 500 bbls/d, con la

presion de 1500 psi, mientras que para los pozos productores la tasa de petroleo en

superficie maxima no es constante.

Posteriormente se muestran de manera sucesiva los parametros establecidos para cada

uno de los pozos en las siguientes figuras:

B Well Events

displayed wells 7of 7

Mame / Date

2010101

PACOA-3INY
20210101

202201

20230101

Event

constraints
COPEN
PRODUCER
constraints
ALTER
OFEN

WELL
INJECTOR
constraints
injected fluid
ALTER
OFEN
INJECTOR
constraints
injected fluid
ALTER
OFEN
INJECTOR
constraints
injected fluid
ALTER
OPEN

L4

(®) Name
() Date

Sort by:

Tools

»

| 20210701

1D & Type
Constraints
Muttipliers
Wellbore
Injected Fuid
Options
Layer Gradient
Gas Lift
Guide Rates

v Comments

O x
v| [ Well: 'PACOA-3INY' at 2021-01-01 (10441.00 day)
Constrait defintion  previous date: <nones
# Constraint |F'arame¢er |Lim'rtf|‘u'|oda |‘u’alue Action
*1 |OPERATE . 5TW surface water rate ¥ max V500 bbl/day CONT
2 |OPERATE  BHPbottomholepressure  \ MAX ¥ 1500 psi CONT
select new I_i
< b3

Max. number of col

¥ 4a w Lﬂ_' IE'

rtinue-repeat alowed (MXCNRPT)

< conatraint modfiers >
Change cument primary constraint (ALTER) [ Set new or change old canstraint (TARGET)
STW  [500 bbl/day #  [Pammeter | Valie |
select new
Alter:  previous date: <none>
Target: previous date: <none> .:(
. Reset Page [] Auto-apply 0K Cancel Apply Help

Figura 55: Parametros establecidos para el pozo inyector PAC 3.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Sudrez y Alina Salinas.

69




|7 Well Events O X

kol wells 7 7 [1992.07:01 Well: 'PACOA4" at 1992-07-01 (30.00 day)
Name / Date Evert ? D & Type [¥] Contraint definition previous date: <none>
ALTER
OPEN Constraints H Constraint |F’arameter |Llrnit!Mode |Va|ue Action
PACOAA Ml #*#1 |OPERATE STO surface oil rate Y max Y1781 bbl/day CONT
uitipliers ! !
1982070 WELL — | 2 |OPERATE  BHPboftomholeprssue VMIN Y28 psi CONT
PRODUCER
Wellbore
constraints _— sElectrie j
OPEN Injected Auid
1592-12-31 PRODUCER —
constraints Options
OPEN | >
19931231 PRODUCER pERLE .
—_— Max. number of continue-repeat allowed (MXCNRF 1
constraints Gas Lift r oaw 1’_@' %’ i ! L
QOPEN —_—
1554-12-31 PRODUCER Guide Rates
constraints — < constraint modfiers >
OPEN v Comments . ) )
IRt Ch mert strairt (ALTER Set new or change old constraint (TARG
19951231 PRODLCER L hiarn et it comian GLTER). L e sl
constraints STO 0 bbl/day # Parameter |Va]|_|e |
OPEN select new
1596-12-31 PRODUCER
constraints Mtter:  previous date: <none>
QPEN
Target: jous date:
19971231  PRODUCER AL RN e Tark 7’
@ Name — R N — S—
Sort by: O Date | Took b | | ResetPage | [JAutoapply |« OK | | Camcel | Aoply | Hep

Figura 56: Parametros establecidos para el pozo productor PAC 4.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Sudrez y Alina Salinas.

B Well Events O *
displayed wells 7of 7 [ 20000601 Well: 'PACOA-12' at 2000-06-01 (2922.00 day)
Name / Date Evert & 1D & Type Constraint defirition previous date: <none
20151231 PRODUCER
A —— Constraints 3 Constrairt | Parameter | Limit /Mode |\|"ahJe Action
OPEN —M o #1 |OFERATE  STO suface ol rate YMax Y113 bbliday CONT
uttipliers
20200101 FRODUCER — | 2 |OPERATE  BHPbottomholepresswre © MIN 28 psi CONT
constraints T
Wellbore -
ALTER el select new _i
PACOA-1Z Injscted Fluid
20000601 WELL —
PRODUCER Options
constraints I —— £ >
OFEN e )
S Max. number of conti eat allowed (MXCNRPT) |1
20001231 PRODUCER T X A oy Bk UG uepesonsd
constraints _—
OPEN Guide Rates
20011231 PRODUCER e et ol
i + Comment
gopnétNralnts _mm s [ Change cument primary constraint (ALTER) [C]Set new or change old constraint (TARGET)
20021231 PRODUCER 5TO 0 bbl/day # |p | Value |
constraints select new
OPEN
20031231 PRODUCER Alter:  previous date: <none>
;oPnEsth:amts N Target: previous date: <nones }<
. (® Name I T i 1 T I o T |
Sort by: Tools B | Reset Page | [ Autoapply | 0K Cancel | Hgply | Hebp

(O Date | Siiza i) b
Figura 57: Parametros establecidos para el pozo productor PAC 12
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.
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B Well Events O x
displayed wells 7of 7 [1995.01-01 < [ml Well: "PACOA32" at 1995-01-01 (944.00 day)
Name / Date Event i 1D & Type Constrairt definition previous date: <nones
constraints
OPEN Constraints # Constraint |Farameter |L'Ln1ﬂf’Mode |‘u’alua Action
2014121 PRODUCER Moo *1 OPERATE ST0O surface ol rate N max N gg04 bbl/day [COMT
; ipliers 1 |
s 2 |OPERATE  BHPbottomhole pressure  * MIN ™ 28 psi CONT
OFEN T i
Wellbore -
20151201 PRODUCER selctrew 7|
constraints Injected Fluid
2020411 PRODLCER
constraints Options
ALTER s Goadicnt < >
PACOA32 e .
_ Max. number of continue-repeat alowed (MXCNRPT)
19950101 WELL Gas Lift X & w Lﬁ" %' -
PRODUCER
congtraints Guide Rates
OPEN < constraint modifiers >
19851231 PRC;DL_:EEH G []Change cument primary constraint (ALTER) ] Set new or change old constraint (TARGET)
constraints
OPEN 570 0 bbl/day 4 [Pammeter  |Value |
19961231  PRODUCER S
constraints
OPEN Alter:  previous date; <none>
A :t?::t[rlal;lrisER Target: previous date: <none> ><
v
Sort by: gg::: [ Toos » | F{esetPage Oladospply | 0K | | Cancel Aoy | | Hep |
Figura 58: Parametros establecidos para el pozo productor PAC 32.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Sudrez y Alina Salinas.
B Well Events O *
| displayed wells 5of 5 5199512-31 Well: 'PACOA-36" at 1995-12-31 (1308.00 day)
Name / Date - £ D & Type Constraint defirition previous date: <none>
constraints
OPEN Constraints # Constrairt |Pamrneter | Limit/Made |‘u’alue Action
202101 PRODLUCER Mutioh *1 |OPERATE STO surface oil rate ¥ MAx Y407 bbl/day CONT
) ultipliers 1 | | |
constraints 2 |DPERATE  BHPbottomholepressure " MIN - Y 28 psi CONT
ALTER 1 T
OPEN Wellbors select new Ll
PACOA-36 Injected Auid
1592-06-01 WELL
1595-12-31 PRODUCER Options
constraints Layer Gradient < >
OPEN e ;
Max. number of continuesepeat alowed (MACNRPT)
1996-12-31 PRODLUCER Gas Lift X & w Lﬁ %' -
constraints
OPEN Guide Rates
1997-1231  PRODUCER £ o e
ZUPnEtNrairds s []Change cument primary congtraint (ALTER) [ ] Set new or change old constraint (TARGET)
19980601  PRODUCER 5T0 0 bb/day #  [Pameter  [Value |
constraints select new
OPEN
1595-06-1 FRODUCER Alter:  previous date: <none>
;opn;:alms Target: previous date: <none> :X
W
_ (®) Name e [ e M o ]
Sort by: O Date | Taok » | | ResetPage | [Autoapply | 0K | | Cancel | Al | Hep |

Figura 59: Pardametros establecidos para el pozo productor PAC 36.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.
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Luego en la ventana de fecha, se configura donde comienza y termina la simulacion,

en nuestro proyecto dicha simulacion sera a partir del afio 2021 al 2027 como se muestra

en la Figura 60.
® | Simulation Dates O >
* -no keyword data exists on this date (it can be deleted)
# Date & Time {day) |set STOP | Comments A Add anew date: ez
78 * 2020-12-31 (10440.00) ] R
79 2021-01-01  (10441.00) O Add arange of dates: | [ |
#* 5 .
&0 20210601 (10592.00) | G *
a1 * 20211231 (10805.00) El dates: e
82 20220101 (10806.00) [mm|
a3 * 20220601 (10957.00) |
B84 20230101 (11171.00) [Tl
a5 * 20230601 (11322.00) =] Delets all empty dates: | 2
26 * 20231231 (11535.00) [
87 20240101 (11536.00) [
B8 * 2024-06-071 (11633.00) [ To limit output file size, limit gnd
89 20250101 (11902.00) = output {(with WSRF) ta:
90 * 2025-D6-01 (12053.00) [mm| Do not limit grid output -
51 20260101 (12267.00) [ | Remove existing keywords
92 * 20260601 (12413.00) O (S oGt and
53 20270101 (12632.00) Recommendations.
94 20291231 (13727.00) [
W

< > Close

Figura 60: Fechas de simulacion.
(Sofiware de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Sudrez y Alina Salinas.

Por ultimo, en el moédulo Well & Recurrent se ingresa a la opcion Injected Fluid del

pozo inyector Pacoa 3, en dicha seccion se especifica la fraccion molar del fluido a

inyectar, en cada uno de los eventos (fechas).

B Well Events m] ey
displayed wells 7of 7 20270101 ~| | Well: 'PACOA-ZINY" at  2021-01-01 (10441.00 day)
Name / Date Event 3 ID & Type B )
constrairts ——————— Injectedflud:  WATER w|
OPEN Constraints .
2021-07-01 PRODUCER —— # Component Male Fraction Nomalize
. Mutipiers |ttt
constraints 1 Water 12
ALTER Wiellbore 2 | Sufact oo
OPEN 3 Dead_Oil 0.0
PACOAIINY Injected Auid 4 Sain_Gas 0
20210141 WELL e Totd 10
INJECTOR Options
congtraints
injected fluid oye it
ALTER Gas Lift
OPEN _
202240101 INJECTOR Guide Rates
constraints
injected fluid Comments
ALTER —_— Injection fluid / stream attributes
OPEN [] Temperature 0F
2023071 INJECTOR
constraints [] Steam quaity g
injected fluid
R [ Pressure 0 psi
OPEN 5
s . (@) Name
athy S Tooks b | Reset Page | [] Auto-apply oK Cancel Apnly Help

Figura 61: Caracteristicas del fluido a inyectar.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Sudrez y Alina Salinas.
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4.5. CREACION DEL SURFACTANTE

La inyeccion de surfactantes del yacimiento seleccionado se realiza después del método

de inyeccion de agua.

En este apartado se emplea la opcion Process Wizard que se encuentra en el modulo

Componente, en el cual se debe seleccionar el paquete de fluidos implicitos en CMG

STARS, en este caso Alkaline, surfactant, and/or polymer model.

110 Control 1 ‘ = - x|
= Agqueocus Phase Plots |
servol v .

+ Re oir | e
v Components glich: Import Blackoil PYT...
« Rock-Fluid | Import WinProp-generated Model ...
+  Initial Conditions > Launch WinProp to Edit/Generate Model
| Mok ) Process Wizard...

T Add/Edit Components...

Geomechanics |Fis
K Values...

»  Wells & Recument 4 —

J Drensities...

Figura 62: Creacion de tensioactivo
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.

B Process Wizard Step 1 - Choose Process *

This wizard will use the existing fluid model section for STARS and add the necessary data for
the process desired to be simulated. The user must begin this wizard with a minimum of two or
three components that describe the black oil behavior of the system.

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

Alkaline, sufactant, foam, and/or polymer model i

This incremental oil recovery from this process occurs when natural sufactants are created
when the oil reacts with the alkali and results in ultra low interfacial tension. This capacity of
forming natural surfactants is limited depending on how much natural acid the crude contains.
the crude containg small amounts of natural acids, a low concentration of injected alkali is
required and the injected sufactant needs to be present to form the ultra low interfacial tension.
if the crude contains high amounts of natural acids, a higher concentration of alkali needs to be
present in the injected fluid, and the concentration of sufactant required is lower.

Injected polymer helps to improve the mobility ratio by increasing the viscosity of the injected
water, Potential for good oil recovery in conventional alkaline flooding is higher in crudes that
are viscous, napthenic, and low AF1. The oil must be heavy enough to contain the desired
organic acids, but light enough to permit some degree of mohility control during flooding. The
upper viscosity limit for alkaline flooding is < 200 cp. The minimum average pemmeability should
be = 20 md. Sandstone is prefered because carbonates may contain anhydrites or gypsum
which reacts to consume the alkaline chemicals. Alkaline also reacts with clays, and the
reactions are higher at elevated temperatures. Therefore, maximum temperature should be
about 200 F. Alkaline puts a negative charge on reservair rock, which reduces polymer
adsomption. I the sufactant partitions mostly in the water phase, then the presence of allkali
should reduce the sufactant adsomption. The presence of salt changes the behavior of the
surfactants in the presence of alkali in a complicated manner: Therefore, laboratory studies
must be done!

Alkaline undergoes unwanted reactions with reservoir brine and rock that waste the alkaline
additive. Surfactants (soaps) can induce mixing of water and oil phase by lowenng interfacial
tensions. Residual oil saturations are reduced based on local values of capillary number.
Surfactants can be primarily water soluble, primarily oil soluble or approximately equally soluble.
Optimal performance is nomally associated with equal solubility between water/oil phases.

< Back Next > E.Iancel.
Figura 63: Seleccion del proceso

(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.
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B Step 2 - Input Specific Data For A5.P. Models X

Choose model

Surfactant flood (dd 1 component) L

Polymer flood (2dd 1 components)

Alkaline, sufactant flood (add 2 components)
Allaling, surfactant, polymer flood (add 3 components
Surfactant flood (add 1 component}
Surfactant, polymer flood (add 2 components)
Foam flood with gas foam model (add 4 components)

Foam flood with liquid foam model {(add 4 components)

Foam flood with empircal foam model (F1.F2 F3.etc, add 1 component}

A i i I—
Figura 64: Seleccion del modelo.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.
Una vez elegido el modelo para los casos de inyeccion de surfactante son: Surfactante
neto, Surfactante-Polimero (SP), Alcali Surfactante Polimero (ASP), donde se ingresan
los valores de tension interfacial, fraccion molar, peso, viscosidad, con respecto a la

concentracion del componente (ppm).

W Step 5 - Set Interfacial Tension Values = |
|
Weight % Surfactart et Tensen. e fen) | |
1 o 2337 |
2 |0.0500058 779
'3 |0.0999613 475049
4 |0.149268 31
5 |0.199724 201256
& |0.249531 11.22358
7 |0.299287 061638
'8 |0.248995 0.13
‘5 | 0398652 1e-005
<Back | | Net> | | Cancel

Figura 65: Valores de tension interfacial a diferentes concentraciones de Surfactantes.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.

Posteriormente, hacemos clic en Next y Finish, en el que componentes seleccionados

apareceran en la seccion Injected Fluid de Well & Recurrent.
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B Well Events O X
displayed wells 7 of 7 1 2026-01-01 v | Well: 'PACOA-3INY" at  2026-01-01 (12267.00 day)
Name / Date Event Lol D & Type
e B —  Injected fluid: WATER w
injected fluid Constraints
ALTER = # Component Mole Fraction Nomalize
OPEN Hicltpher 1 Water 05808
2025001 INJECTOR Wellbore 2 Surfact 00191
congtraints 3 Dead_0il 0o
iniected fluid Injected HAuid 4 Soln Gas 00
ALTER — :
e Options Tatal: 10
20260101 INJECTOR T ]
constraints Layer Gradient
injected fluid Gas Lit
ALTER —_—
OFEN Guide Rates
PACOA4 —_—
1552-07-01 WELL Comments
PRODLUCER ] Injection fluid / stream attibutes
COTHIAS [ Temperature 0F
OFEN
1952-12-31 PRODUCER [ Steam qualy 0
constraints —
ey [[] Pressure 0 psi
1993-12-31 PRODUCER )
5 (@ Name T = -
art by: O)Date Tools Bk Reset Page [ Auto-apply oK Cancel Aaply Help

Figura 66: Caracteristicas del fluido a inyectar.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.

4.5.1. Validacion de datos.

La validacion de los datos es importante, debido que ayudara a verificar si los datos
ingresados son los correctos, se procede a escoger la casilla de Validate With STARS alli
se desplaza un mensaje y se escoge la opcion “Si”, donde aparecera una pestafia con tres

opciones que indican la corrida a realizar con su respectiva validacion.

Validate (validar): Previene los errores durante la corrida y valida los datos de
entrada.

Run to view initialization: Calcula el Poes, también es posible realizar la corrida de
inicializacion.

Run normal immediately: Ejecuta la corrida del archivo creado, ademas nos indica
los resultados de la simulacion entre estos: las tasas de produccion, inyeccion y otros

parametros con sus intervalos de tiempo (CMG, 2007).
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" Validate / Run Simulator O >
Edit
() Validate (Run to walidate dataset only)

Show/Hide Job Status
() Run to view initialization {run one time step)

(@) Fun nomal immediately DsplayClUT file
() Fun nomal in bateh { Submit to job scheduler) i -

Run 1 Ahorl Simulstion Launch Results

|Fi|e:

Figura 67: Validacion o corrida de la simulacion.
(Sofiware de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.

B Validate / Run Simulator
Edit
() Validate (Runto validate dataset only)
(®) Run to view inttialization {fun one time step)

() Run nomal immediately
() Run nomal in batch { Submit to job scheduler)

Run | | Abort Simdation

|Fi\e C:\Users\Joffre Suarez\Music'nuevoPACOA 500 BLS\PACOA-BI 1500 psiy 500 bls sint y sin set k log

for component 'Soln Gas'. *MAXPRES is adjusted to 910.56 psi.

STARS T EME 5T E:P SUMMARY

——-Time Step---—- Ti Production —-Injection-- Mat -—---Maximum Changes-—--
c 0il Gas Watexr GCR Wat. Gas Water Bal Pres Sat Temp
Size o I3 Cut Exxr
No. days IT T days yy/mm/dd bbl/d £r3/d bbl/d /bbl % fr3i/d bbl/d 3 psi w/ofg deg F
11.0e-2 1 1.0e-2 1992/06/01 22.99 4.57e5 347.6 1.98e4 93.80 36e-8 -18.0 -.0031w
2 1.7e-2 1 2.7e-2 1992/06/01 23.00 4.87e5 397.8 2.11led 94.53 62e-7 -25.0 -.0068w
3 2.8e-2 1 5.5e-2 1992/06/01 23.00 4.78e5 402.0 2.08e4 94.59 T5e-7 -14.1 -.0045w
4 5,1e-2 1 L1075 1982/06/01 23.00 4.68e5 403.5 2.03e4 94.61 13e-6 -11.8 -.0037w
5 9.8 -2 1 L2070 1982/06/01 23.00 4.5%e5 404.0 1.9%24 94.61 17e-6 -10.4 -—.0055w
& .1851) 1 .4022 1992/06/01 23.00 4.50e5 403.6 1.95e4 94.61 25e-6 -9.75 -.0092w
7 .3861 1 .T883 1992/06/01 23.00 4.4le5 402.2 1.9led 64.590 28e-6 -9.74 -.0150w
8 .T641 1 1,552 1992/06/02 23.00 4.22e5 389.5 1.83e4 94.42 13e-4 -10.0 -.0244w
8 1.506 1 3.058 1992/06/04 23.00 4.20e5 387.9 1.82e4 94.40 20e-4 -8.85 0.0512w
# |kem Units Value
1 Gross formation volume  ft3 1.1885E+08
2 Formation pore volume  ft3 3 5608E+07
3 Agqueous phase volume ft3 2. 4008E+07
4 0il phase volume ft3 5.6210E+06
5 | Gaseous phase volume ft3 5.9734E+06

Figura 68: Corrida del programa en el simulador.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suadrez y Alina Salinas.

También el programa nos ayuda con archivos generados output file (*.out), index-
results file (*.irf) y main-results file (*.mrf), si se desea ver los datos del archivo se da
clic en la opcion Display .OUT file, después se va al apartado Launch Results alli
mostrara las opciones Results 3D y Results Graph, asi poder iniciar el analisis de los

resultados de simulacion (CMG, 2007).
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ﬂ CMG Technologies Launcher = O

File  Project View Configuration Help

STARS -= C:Wsers\offre Suarez\DocumentziCHG Templates\STARS
C:\Users\Joffre Suzrez\Documents\CMG Templates\STARS\PACOA S00BLS o, &

b kiGea D |

3§ aicn .

afptts Name Size Type Date Hodified
i?l:;g E] cmagjournal log 3KB Documente de texto 301/2021 23:40:11
archivas para creacion de lf| = cmgmsg.log 41 KB Documento de texto 30012021 23:48:04
creacion de log puntos PACOAR 1300 psiy 500 bls.xt HZKB Documento de texto 28172021 11:21:39
B Arena C E PACOA-BI 1500 psiy 500 bls sint ... 23KB Documento de texto 30M/2021 23:45:58
archivo para malla mapa ¢ D PACOA-BI 1500 peiy 500 bls sint ... 1,627 KB  Archivo DAT 30112021 23:34:56
| creacion de puntos [ ] PACOA-BI 1500 psiy 500 bis sint .. 0Bytes Archivo ERR 30M/2021 23:35:18
" | PACOA 1000 bis [ 7] PACOA-BI 1500 psiy 500 bis sint... 28KB Archivo RF 30/112021 23:49:56
: 4 :iigi lﬁg E: D PACOA-BI 1500 psiy 500 bls sint ... 10,168 KB  Archivo MRF 30M/2021 23:49:56
. BACOA 2500 bie U PACOA-BI 1500 psiy 500 bls sint ... S2KB Archivo OUT 30A2021 23:44:12
1 D PACOA-BI 1500 psiy 500 bls sint ... 581 Bytes Archivo RESP 30412021 23:35:17
D PACOA-BI 1500 psiy 500 bls =in t ... 223 Bytes  Archivo STATUS 30172021 23:35:17
E simrunJoffre Suarezi.log 4KB Documente de texto 301/2021 23:35:17

ddSdAEHdAN A

Buider 2015.10 Resuts Report Resufts Graph  Resuts 30 ECL100Import GEM 201510 IMEX 201510 STARS201510  WINPROP
201510 2015.10 201510 Assistant 201510

CMOST 201510

< 3 2015Generﬁ||

Figura 69: Visualizacion de resultados en Tecnologies Laucher.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Sudrez y Alina Salinas.



CAPITULO V
5. ANALISIS Y RESULTADOS

En este capitulo hacemos referencia sobre los resultados finales, con respecto a la
simulacion en 6 afos de inyeccion de surfactantes en el campo Pacoa, desarrollando tres
escenarios, el primero que es surfactante neto, el segundo que es inyeccion de surfactante-
polimero (SP) y el tercero que es inyeccion de alcalino-surfactante-polimero (ASP). Sin
embargo, para el primer escenario hemos decidido elegir el mas optimo con respecto a
dos tipos de surfactantes netos, y finalmente realizar la respectiva comparacion de los tres

escenarios.

5.1. ANALISIS DE LAS ETAPAS

La produccion primaria es importante para iniciar una simulacion, debido a que contamos
con informacion de como se comporta el yacimiento y sus caracteristicas, para determinar

si se puede continuar con las etapas de recuperacion de petroleo.

Para la recuperacion secundaria de este campo se utilizara la inyeccion de agua, que es
fundamental para seguir con la recuperacion mejorada, donde se analizara las arenas

Optimas para producir, y por ende lograr un mejor porcentaje de factor de recobro.

5.1.1. Analisis de factor de recobro y tasa de produccion.

Para empezar a analizar este parametro fundamental, necesitamos saber cual es el
factor de recobro durante la produccion primaria. El campo Pacoa tiene un factor de

recobro de 4.20% a una tasa de produccion de 3 bbl/d, como se observa en la Figura 70.
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Entire Field PACOA-BI RPirf

Factor de Recobro - Recuperacion Primaria

5.0 50.000
4.0 — 40.000
/—’—):—— e
E 5
B30 ] an.oon £
§ 5
o
=) E
%‘ = |
(]
820 20,000 B
=2 o
3 [+
1.0 10.000
o0 o
1905 2000 2005 2010 2015 2020 2025 2030
Time [Date)

— il Recovery Factor SCTR
————— Til Prod Cum SCTR

Figura 70: Factor de recobro y produccion acumulada de petroleo en la recuperacion primaria.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.

Entire Field PACOA B.irf

120

100

[==}
=1
]

Oil Prod Rate SCTR (bbliday)
o
[ =}
!

e
[=}
]

20

1995 2000 2005 2010 2015 2020 2025
Time {Date)

| = Qil Prod Rate SCTR |

Figura 71: Tasa de produccion de petroleo en la recuperacion primaria.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.
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Se contintia con el andlisis en la recuperacion secundaria se obtiene 4.40% de factor

de recobro adicional a la recuperacion primaria, aplicando el método de inyeccion de

agua. Desde el afio 2021 se inicid con la recuperacion secundaria donde se inyecto 1000

bbls de agua alrededor de un afio.

2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028
Time (Date)

|_ Oil Prod Rate SCTR ‘

Figura 73: Tasa de produccion de petroleo en la recuperacion secundaria.

(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suadrez y Alina Salinas.
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Figura 72: Factor de recobro de petroleo en la recuperacion secundaria.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.
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5.2. ESCENARIOS PARA EOR
5.2.1. Escenarios #1.

+ Surfactante # 1.

En este escenario se eligio el surfactante # 1, con diferentes caudales a (500-1000-
1500 bbls/d) respectivamente para el campo Pacoa, con la finalidad de determinar el
mejor factor de recobro. Cabe destacar que para cada uno de los volimenes se efectiio

la simulacion a diversas concentraciones (500-1000-1500 ppm).

Tabla 12: Parametros del Surfactante 1
(Buitrago & Pena, 2016).

Datos del surfactante Concentracion 1 Concentracion 2 Concentracion 3

Concentracion (ppm) 500 1000 1500

Peso % 0.0500059 0.099961910 0.149867960
Tension Interfacial 7.79 4.75049 3.10000
dyna/cm

Fraccién Molar 1.7096E% 3.4193548E% 5.1290323E%
Adsorcion de roca 181.318 228.325913 249.92432
mg/100g

Factor de Recobro de Petréleo de 1er Surfactante @ 1500 bbls/d

8,0

Oil Recovery Factor SCTR

0,0

1 1 1 1 1 1 1 1
1995 2000 2005 2010 2015 2020 2025 2030
Time (Date)

Oil Recovery Factor SCTR PACOA-B 1500 bled concentracion de 500 ppm.irf
= = = = (il Recovery Factor SCTR PACOA-B 1500 blsd concentracion de 1500 ppm.irf
------- 0il Recovery Factor SCTR PACOA-B 1500 bled concentracion de 1000 ppm.irf

Figura 74: Factor de recobro con el Surfactante 1.
(Sofiware de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.
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Oil Prod Rate SCTR (bbliday)

Se evaltia la recuperacion primaria por energia natural del yacimiento, con el factor de
recobro de 4.20% de los pozos seleccionados, durante el afio 2020 se realiza una
recuperacion secundaria con inyeccion de agua ascendiendo a 4.40% del factor de
recobro; previo a esto se realiza la inyeccion de surfactantes en el ano 2021 hasta el 2027,
para lograr aumentar la tasa de produccion e incrementar la recuperacion de petréleo en

el campo.

Como se puede observar en la Figura 74, el factor de recobro de las tres
concentraciones: concentracion # 1 con 6%, concentracion # 2 con 7.3% y
concentracion # 3 con 7.6%; cada una de estas concentraciones se incrementa por la
inyeccion de surfactantes en comparacion con la inyeccion de agua.

Produccion de Petroleo de 1er Surfactante @ 1500 bbls/d

P S A S e S | S— A
: R — ; : E :
IIE S —— TS . . U O — I ——— T —— A
: A 'y : Syt . :
: I, A b : e i : :
: X I W 9 A ! :
' 1 : ) ! sa [ ! :
VL —— R O LS . — —— —
' ' AR ' i ' i '
' 1) ' ' N ' P\ ' '
fag o LY I s
g : G | ; s : :
( ! / : : g \1,\ ; L [ 5 \ ; i
; Fi¥ : i ; :
i el e e eisiancis : e bossisacaeies
o L o —— AR —— LIV —— bussesssuessnnse L IR T —
0 T T ] T ] ]
2022 2023 2024 2025 2026 2027
Time (Date}

Oil Prod Rate SCTR PACOA-B 1500 blsd concentracion de 500 ppm.irf
R 0il Prod Rate SCTR PACOA-B 1500 bisd concentracion de 1000 ppm.irf
= = — = = 0il Prod Rate SCTR PACOA-B 1500 blsd concentracion de 1500 ppm.irf

Figura 75: Tasa de produccion de petroleo con el Surfactante 1.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Sudrez y Alina Salinas.
Enla Figura 75, se puede apreciar las diferentes tasas de petroleo, para los tres procesos
de inyeccion evaluados, donde se detallan las curvas de produccion como también la
etapa de prediccion, 3 en el afio 2023 la concentracion # 1 su mayor tasa de produccion
se da 7.5 bbls/d, para la concentracion # 2 y concentracion # 3 la mayor tasa de

produccion es de 22 bbls/d, pero en el aiio 2025 la mayor tasa de produccion se da por
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la concentracion # 3 con 18 bbls/d, se evidencia los resultados de la inyeccion de agua

y de la inyeccion de surfactante.

La inyeccion de quimicos en el Campo Pacoa, se refleja un aumento evidente en la

produccion de petroleo por encima de la inyeccion de agua. Una vez que obtuvimos

los resultados se determind que el mejor caudal de inyeccion es 1500 bbls/d con la

concentracion de 1500 ppm respectivamente, para constatar podemos observar la

Figura 76, en donde la produccion acumulada de petroleo en la concentracion # 1 con

un total de 55000 bbls, en la concentracion # 2 con 68000 bbls y en la concentracion

# 3 con 70000 bbls, aunque el rendimiento del método quimico depende del escenario

de inyeccion que se aplique.

Produccion Acumulada de Petroelo de 1er Surfactante @ 1500 bbls/d
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Figura 76: Produccion acumulada de petroleo con Inyeccion de Surfactante #1.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).

Elaborado por: Joffre Sudrez y Alina Salinas.
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+ Surfactante # 2.

Al igual que el escenario anterior se escogi6 varios caudales 500 - 1000 - 1500 bbls/d
correspondientemente para evaluar y determinar el mejor factor de recobro para el
campo Pacoa, del mismo modo se efecto la simulacion a diversas concentraciones
(500- 1000-1500 ppm), para cada uno de los caudales.

Tabla 13: Datos del Surfactante 2 a diferentes concentraciones
(Sebastian & Johan, 2017).

Datos del surfactante 2  Concentracion 1 Concentracion 2 Concentracion 3

Concentraciéon (ppm) 500 1000 1500
Peso % 0.0500059 0.149867960 0.348994531
Tension Interfacial 0.13 0.02 0.0015
dyna/cm

Fraccién Molar 0.0500059 0.0999619 0.14868
Adsorcién de roca 45.67096 78.23099497 113.8336892
mg/100g

Como en el escenario anterior, se evalu6 la recuperacion primaria y secundaria en el
que se toman los valores iguales del factor de recobro, se escoge el mismo afo para
realizar la inyeccion de surfactantes en el afio 2021, pero con otras concentraciones
hasta el afio 2027 para aumentar la tasa de produccion e incrementar la recuperacion de

petroleo.

Factor de Recobro de Petrdleo del 2do Surfactante @ 1500 bbls/d
10,0

Oil Recovery Factor SCTR

0,0
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Time (Date}

— — — - Oil Recovery Factor SCTR PACOA-B 1500 blsd concentracién de 500 ppm.irf
m— = = = = Oil Recovery Factor SCTR PACOA-B 1500 bled concentracion de 1000 ppm.irf
------- 0il Recovery Factor SCTR PACOA-B 1500 blsd concentracién de 1500 ppm.irf

Figura 77: Factor de recobro con el Surfactante 2.
(Sofiware de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Sudrez y Alina Salinas.
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Oil Prod Rate SCTR (bbliday)

En la Figura 77, se determina el factor de recobro de las tres concentraciones para el
surfactante 2: concentracion # 1 con 7%, concentracion # 2 con 7.8% y concentracion

# 3 con 8.3%, respectivamente.

Se puede estimar en la Figura 78, las diferentes tasas de petroleo producido, para los
tres procesos de inyeccion que detallan las curvas de produccion y la etapa de
prediccion, en la concentracion # 1 de 500 ppm la mayor tasa de produccion se realiza
en el afio 2025 con 21 bbls/d, para la concentracion # 2 de 1000 ppm con 32 bbls/d en
el afio 2023, y en la concentracion # 3 de 1500 ppm con 38 bbls/d, pero en el afio 2025

decae siendo la mayor tasa de produccion 24 bbls/d por la concentracion # 3.
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Figura 78: Tasa de produccion de petroleo con el Surfactante 2.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suadrez y Alina Salinas.

Observando los resultados se determind que el mejor caudal es 1500 bbls/d con la
concentracion de 1500 ppm en el surfactante # 2. En la Figura 79, se puede constatar
a través de la produccion acumulada de petroleo un total de 78000 bbls que alcanza
hasta el ultimo ano de simulacion, a diferencia de las otras concentraciones de 1000
ppm obteniendo una produccion acumulada de 74000 bbls, y para la concentracion de
500 ppm a 68000 bbls respectivamente.
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Produccion Acumulada de Petréleo del 2do Surfactante @ 1500 bbls/d
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Figura 79: Produccion acumulada de petréleo del Surfactante 2.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Sudrez y Alina Salinas.

El surfactante # 2 se puede destacar que es el mas optimo, debido a que logra 8.3% de
factor de recobro en comparacion con el surfactante # 1 que alcanza un 7.6% en la
inyeccion de quimicos del Campo Pacoa, se observa el aumento de la produccion de

petroleo sobre la inyeccion de agua.
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5.2.2. Escenario 2 — SP.

La combinacion de los compuestos surfactantes con polimeros, son elementos

organicos que solo estan en la fase acuosa y estos reducen la tension interfacial.

Para este escenario se escogi6 la combinacion del surfactante #1 a 1000 ppm con el
polimero HPAM a 500 ppm, a diferentes caudales tales como 500 - 1000 -1500 bbls/d,

para la respectiva simulacion en el campo Pacoa.

Tabla 14: Datos de SP
(Buitrago & Peria, 2016).

Datos del S/P Polimero Surfactante
Concentraciéon (ppm) 500 1000
Peso % 0.05000595 0.0999619
Tension Interfacial dyna/cm - 4.75049
Fraccién Molar 1.13000E% 3.4193548E%
Adsorcion de roca mg/100g 1.02000 228.325913
Viscosidad (cp) 7.88 -

Factor de Recobro de Petrdleo - Inyeccion SP a diferentes caudales
8,0

Oil Recovery Factor SCTR
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Figura 80: Factor de recobro a diferentes caudales en la inyeccion SP.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Sudrez y Alina Salinas.
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En el analisis del factor de recobro se realizd a diferentes caudales como ya se
menciono anteriormente; con la inyeccion de surfactante-polimero, se desea incrementar
el factor de recobro donde se tiene 4.20% por energia natural y en la recuperacion
secundaria se obtiene 4.40%. Se determina la recuperacion terciaria con la inyeccion de

surfactante con polimeros, para aumentar la produccidn y recuperacion de petroleo.

En la Figura 80, se detalla mediante la simulacion el factor de recobro para los tres

caudales: caudal # 1 aumenta el factor de recobro a 6,07%, caudal # 2 a 6.63% y caudal

#3a6.69%.

Entire Field
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Figura 81: Tasa de produccion con inyeccion SP
(Sofiware de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Sudarez y Alina Salinas.

Se puede observar en la Figura 81, las diferentes tasas de petréleo producido durante
la simulacion, estas curvas detallan la produccion como también las etapas de prediccion
donde se realizé la inyeccion de surfactante-polimero para los tres procesos estimados,
en el caudal # 1 de 500 bbl/d la mayor tasa de produccion de petroleo se da en el afio 2024
con 17.47 bbls/d, para el caudal # 2 de 1000 bbls/d en el afio 2022 alcanza 19.58 bbls/d
de produccion de petroleo, en el caudal # 3 de 1500 bbls/d se obtiene 20.52 bbls/d en el
afio 2022, pero en el afio 2026 la mayor tasa de produccion de petroleo se da por el caudal
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# 3 por 17.80 bbls/d, con estos resultados obtenidos se evidencia el incremento del factor

de recobro con la inyeccion de surfactante-polimero.

La inyeccion de surfactantes-polimeros en el Campo Pacoa, se establece el aumento
de produccion de petroleo sobre la inyeccion de agua. Donde se obtienen los resultados
con el mejor caudal 1500bbls/d para constatar podemos observar la Figura 82, en donde
la produccion acumulada de petroleo en el caudal # 1 es de 57324 bbls, en el caudal # 2
alcanza 62662.9 bbls y en el caudal # 3 se obtiene 65568.4 bbls. Sin embargo, el
rendimiento de la inyeccion de surfactante-polimero depende del escenario de inyeccion

que se aplique.

Produccion Acumulada de Petréleo - Inyeccién SP a diferentes caudales
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Figura 82: Produccion acumulada de petroleo con SP.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Sudrez y Alina Salinas.
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5.2.3. Escenario 3 — ASP.

Para el ultimo escenario que se realiza a través de la inyeccion alcali — surfactante —

polimero, la concentracion de cada compuesto se escogio de la siguiente manera:

Tabla 15: Concentracion de los compuestos utilizados para la inyeccion ASP.
Elaborado por: Joffre Sudrez y Alina Salinas.

Compuesto Concentracion ppm
Alcalino 4000

Surfactante 500
Polimero 1500

En los primeros 6 meses se inyecta 597.97 bbls/d de alcalino, 75.01 bbls/d de
surfactante y 827.02 bbls/d de agua, en los 6 meses restantes solo se inyecta 224.805
bbls/d de polimero y 1275.19 bbls/d de agua.

Se observa en la Figura 83, el factor de recobro a diferentes caudales como 500 — 1000
-1500 bbls/d a 5.14% - 5.68% - 6.26% respectivamente, realizando la simulacion para

cada uno de los caudales con el fin de aumentar la produccion.
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Figura 83: Factor de recobro con inyeccion ASP.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Sudrez y Alina Salinas.
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Produccion de Petréleo - Inyeccion ASP
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Figura 84: Tasa de produccion con inyeccion ASP.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.

Mediante la Figura 84, se puede observar que la tasa de produccion aumento
considerablemente con este método, en el caudal # 1 alcanz6 su mayor produccion en el
afio 2022 con 6.20 bbls/d, pero a finales del afio 2026 decae a 2.71 bbls/d; con el caudal
# 2 su maxima produccion es en el afio 2021 obteniendo 15 bbls/d, declina en el afio 2023
y 2025 casi el doble de lo que producia, sin embargo a mediados del afio 2025 aumenta a
12 bbls/d. Finalmente el caudal # 3 nos da mejores resultados, en el afio 2021 alcanza una
produccion de 18.94 bbls/d, a pesar de que disminuye la tasa de producciéon aumenta

considerablemente a finales del afio 2023 con 14.55 bbls/d y en el afio 2025 a 14.40 bbls/d.
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Produccion Acumulada de Petréleo - Inyeccién ASP
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Figura 85: Produccion acumulada de petroleo con inyeccion ASP.
(Software de Computer Modelling Group Technologies. Version, 2019).
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.

La inyeccion de alcali — surfactante - polimeros (ASP) en el Campo Pacoa aumenta la
produccion de petrdleo, después de la inyeccion de agua. Referentes a los caudales
establecidos se obtuvo que el mejor caudal es 1500bbls/d, en la Figura 85, se puede
observar las producciones acumuladas a diferentes caudales donde el caudal # 1 alcanza
48671.3 bbls 59286 bbls, el caudal # 2 logra 53612.8 bbls y el caudal # 3 obtiene un total
de 59286 bbls. Sin embargo, se debe tener en cuenta el arreglo del sistema de inyeccion

para tener mejor produccion.
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CAPITULO VI
6. ANALISIS ECONOMICO

En este capitulo, se realiza el estudio financiero de la inyeccion de quimicos en el campo
Pacoa, vinculando a los resultados obtenidos en la simulacion, que indican las

condiciones antes y después de la inyeccion de surfactantes.

El campo Pacoa es un campo maduro que tiene varios aios de produccion. Ademas, tiene
métodos de levantamiento artificial que permiten extraer hidrocarburos presentes en €I,
no obstante, el campo en la actualidad tiene baja produccion, donde hay zonas de gran
medida inundadas por agua, por esta razon la produccion de hidrocarburo residual no es
tan Optima a causa de la alta tension interfacial del petroleo y agua. Por ende, se desea
aplicar un proceso de recuperacion mejorada mediante quimicos (surfactantes), con el

objetivo de mejorar la produccion del yacimiento.

El surfactante tiene diferentes concentraciones, de esta manera se puede escoger el mas
adecuado, de acuerdo al factor de recobro incremental para los pozos elegidos. Se utilizd
el programa CMG, donde se obtiene diversas curvas como el factor de recobro,
acumulacion y tasa de petroleo, para el campo Pacoa. Se eligieron 3 escenarios diferentes:

escenario 1, escenario 1 y escenario 3, con la finalidad de obtener el mas 6ptimo.

Los criterios para la evaluacion econdmica son el valor actual neto (VAN), la tasa interna
de retorno (TIR), y el Costo del Barril Incremental de Petrdleo y el Periodo de
Recuperacion de la Inversion (PRI), que determinan el costo o viabilidad del proyecto por

el cambio del precio del petrdleo y el del surfactante (Quintanilla Rubio, 2016).
6.1. VALOR ACTUAL NETO (VAN)

Mas conocido como VAN, es un sistema de evaluacion de inversion que se basa en
determinar los cobros y pagos de un proyecto, es decir, conocer cuanto se va a ganar o
perder con la inversion. Al calcular el VAN en distintas inversiones podemos saber en

qué escenario hay mayor ganancia (Velayos, 2014).
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n
Qs Ecu. 9
VAN = -4 Z
Y La+iy
S=

Donde:

i: Tasa de interés (%decimal)

A: Monto inicial (USD)

n: Periodo flujo neto de caja

Q: Flujo Neto de Caja

Se debe tener en cuenta los siguientes criterios:
VAN= 0; Da igual efectuar la inversion.
VAN>0; Conviene efectuar la inversion.

VAN<; De ninguna manera conviene realizar la inversion.
6.2. TASA INTERNA DE OPORTUNIDAD (TIO)

Es conocida también como tasa de descuento, que determina el valor neto de los flujos
futuros y es la rentabilidad minima que se exige al proyecto en marcha, es decir, es la tasa
de interés minima que el inversor estd dispuesto a ganar al invertir en el plan de negocio

(Finanzas Internacionales, 2014).
6.3. TASA DE INTERNA DE RETORNO (TIR)

TIR tiene como finalidad encontrar la posible rentabilidad del proyecto, se debe evaluar

durante 5 afios por lo menos para que sea mas confiable el plan de negocio (Sevilla, 2014).

Ql QZ Q3 Qn Ecu. 10

0=VAN = -1+ + + g
(A+i1)  (1+i2)  (1+i3) (1+im)
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Donde:

i: Inversion Inicial (USD)

Qs: Flujo Neto de Caja

k: Es la tasa de descuento de flujos; existen varios criterios de seleccion que son:
TIR=k; Si el proyecto mejora podria darse la inversion.

TIR>k; El proyecto de inversion sera aceptado.

TIR<k; El proyecto debe rechazarse.
6.4. COSTOS DE OPERACION (OPEX)

Llamado Operating Expense, gastos operativos, son los gastos que requieren para que el

proyecto se pueda mantener. El factor mas importante es el precio del petroleo $57.80.

El costo de inversion para que este proyecto se lleve a cabo es de $490000 en los tres
escenarios planteados anteriormente, solo solventaria los costos del alquiler de la planta
de inyeccion, sistema de control, intervencion del pozo inyector, tratamiento de agua

producida.
6.4.1. Tratamiento de agua.

Es indispensable tratar el agua el producida, debido a que contiene caracteristicas
fisicas y quimicas muy complejas, para poder reinyectarla a la formaciéon (IDE

Technologies, 2020).
6.4.2. Alquiler de la planta de inyeccion.

Cada barril inyectado tiene un costo asociado como se muestra en la Tabla 16, el valor
varia por la concentracion y el compuesto que se aplique al inyectar, el costo de inyeccion
de agua es de 0.125 usd /bbls, para llevar a cabo la inyeccion en este proyecto y también

se debe contar con un equipo necesario.
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Tabla 16: Costos por compuesto y concentracion
(Briserio Gutierrez & Mosquera Morales, 2019).

Compuesto Concentracion (ppm) Precio (usd/bbls)

1500 0.36
Surfactante 1000 0.2385

500 0.1193

1500 0.7869
Polimero

500 0.2623
Alcalino 4000 3.18

Desde el punto de vista financiera, la implementacion del proyecto de inyeccion de
surfactante neto en el campo Pacoa resulta ser el mas rentable, en comparacion al segundo
escenario que puede ser aceptable, y el tercer escenario en el que el VAN en ningin

periodo de tiempo tiene valor positivo.

Una de las razones por las que el proyecto es poco rentable en el escenario #2 y nada
rentable en el escenario #3, se debe al bajo incremento del factor de recobro que se tiene

en los pozos productores tras la implementacion de esta metodologia.
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a) ESCENARIO 1.

El precio del surfactante para este caso esta estimado en $ 0.36/ bbls, la cantidad de surfactante utilizado por cada afio se puede observar a
continuacion, también el valor del VAN de $ 839442.48 y TIR, de 52% respectivamente, nos demuestra que en este escenario es completamente
rentable y la inversion se recupera a partir del tercer afo.

Tabla 17: Analisis economico del escenario 1.
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.

TIEMPO |  AfiD 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 2025 2026 2027
INGRESOS
PRODUCCION 1095,00 1022,00 3503,18 7512,66 9580,67 7119,50 5809,52 3885,72 4490,31
$ Petroleo ALTO 70,00 70,00 70,00 70,00 70,00 70,00 70,00 70,00 70,00
5 Petrélec MEDIOD 63,20 63,20 £3,20 63,20 63,20 £3,20 63,20 63,80 63,80
5 Petroleo BAID 57,80 57,80 57,80 57,80 57,80 57,80 57,80 57,80 57,80
TOTAL INGRESOS (S) 6329100 5907160 202483,98 43423166 55376271 411512,41 335790.53 224594,82 259540,12
ANOS- PERIODOS DE 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027
TRATAMIENTO DE AGUA INYECTADA (5 4) 40000
ALQUILER DE LA PLANTA DE INYECCION 298000
INTERVENCION DEL POZO INYECTOR 100000
SISTEMAS DE CONTROL DE L& PLANTA DE INYECCION 52000
5 SOLUCION CON SURFACTANTE & 0,36-u/bbl 29538,98 29538, 98 29538,98
S INYECCION DE AGUA 5 0,125-u/bbl £8437.5 58180,% 684375 58180,9 684375 58180,9 68437.5
MANTENIMIENTO PREVENTIVO 1000 1000 1000 1500 1000 1500 1000 1500 1000
TOTAL EGRESOS [5) 490000 1000 1000 69437.5 8921988 69437.5 89219,88 69437.5 89219,88 694375

RECUPERACION DE LA INV

INVERSION TOTAL ANO 1 AflO 2 ARlO 3 ANO 4 ARO 5 ARIO B ARO 7

s 290.000,00 |5 13304648 |5  34501178|5 48432521 (6 32229253 (S 266353,03|§ 135374045 190.102,62
"7 |s -356.953,52|35 -1194175|% 47238346 |5 79467599 |5 1.061.02902 |5 119640396 |5 1.386.50659

VAN $B30 448 48
TIR 52%
DECISION ACEPTABLE
RECUPERACION DE LA INV 3 ANOS
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b) ESCENARIO 2.

El precio del surfactante es $ 0.23/bbls con el polimero de $ 0.26/bbls, en los 6 afios de simulacion a partir del 2021 la recuperacion de petroleo es
de 6.69% mayor a la recuperacion secundaria. El valor del VAN de $ 492718.23 y TIR de 35% respectivamente, por lo que desde este punto de
vista el proyecto en este escenario es aceptable.

Tabla 18: Andalisis economico del escenario 2.
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.

TIEMPO | ARD 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 2025 2026 2027
INGRESOS
PRODUCCION 1095,00 1022,00 2850,78 7138,92 4767,90 3927,82 2622,52 5702,31 5400,63
5 Petrdleo ALTO 70,00 70,00 70,00 70,00 70,00 70,00 70,00 70,00 70,00
S Petroleo MEDIO 63,80 63,80 63,80 63,80 63,80 63,20 63,80 63,20 63,20
5 Petroleo BAIO 57,80 57,80 57,80 57,80 57,80 57,80 57.80 57,80 57,80
TOTAL INGRESOS (5) 63291,00 59071,60 167087,28 412629,76 275584,78 227028,06 151581,80 329593,56 312156,29
AROS- PERIODOS DE 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027
TRATAMIENTO DE AGUA INYECTADA [5 4] 40000
ALQUILER DE LA PLANTA DE INYECCION 2098000
INTERVENCION DEL POZO INYECTOR 1 D000
SISTEMAS DE CONTROL DE LA PLANTA DE INYECCION 52000
5 SOLUCION CON POLIMERO 5 0,26-u/bbl 3590,65 3590,65 3590,65
5 SOLUCION CON SURFACTANTE 5 0,23-u/bbl 6526,44 6526,44 6526,44
5 INYECCION DE AGUA 510,125-u/bbl 684375 45578,85 6B437,5 45578,85 684375 4557885 6B437.5
MANTENIMIENTO PREVENTIVO 1000 1000 1000 1500 1000 1500 1000 1500 1000
TOTAL EGRESOS (%) A90000 1000 1000 69437.5 57195,94 69437.5 57195,94 604375 57195,94 60437.5

RECUPERACION DE LA INV
INVERSION TOTAL AflD 1 ARlD 2 ARD 3 ARD 4 ARD 5 ARD 6 ARD 7
5 490.000,00 % 0764078 |5 35543382 |5 20614728|5 16983212 |5  B214430 (% 27239762 (5 24271870
§ -392.350,22 |5 -3601640 |5 160230885 33906300 |5 42120729 (5 609360491 |5 93632371

VAN 5402 718,23
TIR 35%
DECISION ACEPTABLE
RECUPERACION DE LA INV 3 ANOS

98



¢) ESCENARIO 1.

El precio del alcali - surfactante - polimero se estima en $ 3.18/bbls, $ 0.11/bbls y $ 0.78/bbls respectivamente, en los 6 aflos de simulacion a partir

del 2021 el factor de recobro es de 6.26% mayor a la recuperacion secundaria, pero desde el punto de vista financiero para este escenario no es

aceptable ni recomendado.

Tabla 19: Andlisis economico del escenario 3.
Elaborado por: Joffre Suarez y Alina Salinas.

TIEMPO |

ARO

2019 2020 | 2021 | 2022 | 2023 2024 2025 2026 2027
INGRESOS
PRODUCCION 1095,00 1022,00 6913,10 4504,10 5310,75 4358,10 5259,65 3861,70 459170
$ Petroleo ALTO 70,00 70,00 70,00 70,00 70,00 70,00 70,00 70,00 70,00
5 Petréleo MEDIO £3,80 63,80 63,80 63,80 63,80 63,80 63,80 63,80 53,80
$ Petroleo BAJO 57,80 57,80 57,80 57,80 57,80 57,80 57,80 57,80 57,80
TOTAL INGRESOS ($) 63291,00 59071,60 399577,18 260336,98 306961.35 251898,18 30400777 223206,26 265400,26
ARNOS- PERIODOS DE 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027
TRATAMIENTO DE AGUA INYECTADA (5 4) 40000
ALQUILER DE LA PLANTA DE INYECCION 298000
INTERVENCION DEL POZO INYECTOR 100000
SISTEMAS DE CONTROL DE LA PLANTA DE INVECCION 52000
% SOLUCION CON ALCALI S 3,18-u/bbl 347034,79 347034,79 34703479
% S0LUCION CON POLIMERQ 5 0,78-u/bbl 32000, 35 32000,35 32000,35
5 SOLUCION CON SURFACTANTE 5 0,11-u/bbl 1506 1.506 1506
5 INYECCION DE AGUA § 0,08-u/bbl 49275 34528,29 48275 34528 89 48275 34528,89 48275
MANTEMNIMIENTO PREVENTIVO 1000 1000 1000 1500 1000 1500 1000 1500 1000
TOTAL EGRESOS (5) 490000 1000 1000 50275 416569.813 50275 416569,813 50275 416569,813 50275
RECUPERACION DE LA INV
INVERSION TOTAL ARlO 1 ARlD 2 AflO 3 ARlO 4 ARlD 5 ARD & ARlD 7
s 490.000,00 | 5399302186 -156.23283|5  256.68635|S 164671635 253.73277|S -193.36355|5 21512526
§ -14069782 [$ -29693065S 4024430 |5 -208491594 |5 4881683 S -14454672|5 7057854
VAN 5-62 398,62
TIR 5%
DECISION MNO ACEPTABLE

RECUPERACION DE LA INV
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CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES
CONCLUSIONES

+ Se determind los criterios de desplazamiento de petroleo con el método de
recuperacion mejorada EOR, mediante quimicos (surfactante) en el campo Pacoa en
los pozos elegidos de la arena B, con la concentracion de 1500 ppm a 1500 bbls el
incremento de la tasa de produccion diaria de 3 bbls a 9,60 bbls, de igual manera el
factor de recobro se aumentd de 4,20% a 8,3%. Desde el punto de vista financiera
también es el que mayor ingreso produce con un VAN de $839448.48 y TIR de 52%

respectivamente, determinando que el proyecto es factible.

+ El factor de recobro adicional del campo Pacoa se desarrolla en el escenario #1 al
inyectar surfactante, por reduccion de la IFT que estd enlazada a la salinidad del
sistema ya que es mayor al SP y ASP. Al inyectar surfactante - polimeros reduce la
IFT y la relacion de movilidad del polimero, esto ayuda a mejorar la eficiencia del
barrido, sin embargo, la salinidad con el pH de la formacion afecta el polimero por
ende reduce el factor de recobro. Con la inyeccion de ASP la solucion de hidroxido
de sodio causa la pérdida del alcali, por las diversas reacciones quimicas con el
sistema roca — agua - petréleo, ademas el bajo valor acido del crudo afecta la
interaccion polimero-alcalino, provocando que la produccion disminuya y no sea

rentable.

+ Se delimito para el analisis de sensibilidades en los cuatro pozos intervenidos del
campo Pacoa, parametros operacionales como tasa de inyeccion, propiedades roca -
fluido y dimensiones que son los que mas inciden en el proceso de inyeccion de
surfactante. Para el respectivo estudio se realizo bajo diferentes tasas de inyeccion
como 500 — 1000 — 1500 bbls/d, en que se eligio el mas Optimo para tener una mejor

tasa de produccion.

+ En el campo Pacoa uno de los parametros notorios para el aumento del factor de

recobro es su movilidad que ayuda a mejorar la recuperacion del petroleo, donde el



surfactante inyectado se absorbe en la interfaz agua - petréleo creando una
microemulsion de baja tension interfacial, que optimiza el aumento aproximado de
un 4% mas de la recuperacion de petroleo de los cuatro pozos del campo,

demostrando que el método de inyeccion es recomendable en crudos livianos.

Se desarrollaron varios estudios con diversos métodos mejorados de recobro tales
como, la inyeccion de SP, ASP, los mismo que cumplen el objetivo de incrementar
el factor de recobro en la seccion elegida de la arena B, pero del punto de vista de

rentabilidad no son viables.

RECOMENDACIONES

+

Efectuar estudios de yacimiento de nivel completo en el campo Pacoa, obteniendo
los pardmetros como permeabilidades, fracturas, y de esta manera poder elaborar la

malla con caracteristicas estructural del campo.

Realizar estudios de recuperacion mejorada mediante procesos quimicos en el campo

Pacoa, para otros tipos de arreglos de inyeccion.

Para aumentar mas el factor de recobro se recomienda extender el periodo de tiempo
o ciclos de inyeccion, ya que nuestro estudio se llevo a cabo en 6 afios, sin embargo,

esta variable dependera de la rentabilidad del proyecto.

Desarrollar el proyecto donde abarque todo el campo Pacoa, considerando el
aumento de concentraciones de los compuestos quimicos, con el fin de obtener mayor

recuperacion de petroleo.

Realizar analisis con otros softwares de yacimientos interviniendo el campo Pacoa,
resaltando las 3 arenas productoras y asi obtener mejores parametros de produccion

o prediccion del campo.
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