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PPM: Partes por millon.

PVT: Presion-Volumen-Temperatura
TIR: Tasa interna de retorno.

USD: Délares americanos.

VAN: Valor actual neto.
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“ESTUDIO DE IMPLEMENTACION DE RECUPERACION MEJORADA POR
INYECCION DE POLIMEROS, EN EL CAMPO PACOA - BLOQUE 1”

RESUMEN

El presente proyecto detalla el analisis de la simulacion numérica de yacimiento en el
nivel B de la formacion Socorro del campo Pacoa, cuya finalidad es el estudio del
comportamiento de la curva del factor de recobro en base a la inyeccion de polimeros y
el analisis econdomico para conocer la viabilidad de su aplicacion. Con el uso del programa
de simulacion de yacimientos CMG (Computer Modeling Group) se establece un arreglo
de 5 pozos invertidos en la seccion Sur del campo, donde el Pacoa 43 cumple con la
funcién de pozo inyector, y a su alrededor los pozos productores Pacoa 9, Pacoa 10, Pacoa
40 y Pacoa 42; efectuando la simulacion de 3 casos de estudio, tales como inyeccion de
polimero Poliacrilamida parcialmente hidrolizada (HPAM) polimero AN125VHM, y
alcali-surfactante-polimero (ASP). De los resultados obtenidos por la simulacion se
determina que el escenario técnica y econdmicamente viable es la inyeccion del polimero
HPAM, el cual obtuvo un factor de recobro mayor en comparacion a la recuperacion
primaria, empezando a obtener ganancias y recuperando la inversion a partir del tercer

afio de su implementacion.

PALABRAS CLAVE: SIMULACION DE YACIMIENTOS / INYECCION DE
POLIMEROS / FACTOR DE RECOBRO / PROGRAMA CMG / VIABILIDAD
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"STUDY OF THE IMPLEMENTATION OF ENHANCED RECOVERY BY
POLYMER INJECTION, IN THE PACOA FIELD - BLOCK 1"

ABSTRACT

This project details the analysis of the numerical reservoir simulation at level B of the
Socorro formation of Pacoa field, whose purpose is to study the behavior of the recovery
factor curve based on polymer injection and economic analysis to know the feasibility of
its application. With the use of the reservoir simulation program CMG (Computer
Modeling Group) an arrangement of 5 inverted wells is established in the South section
of the field, where the Pacoa 43 plays the role of injector well, and around it, the producer
wells Pacoa 9, Pacoa 10, Pacoa 40 and Pacoa 42; performing the simulation of 3 case
studies, such as injection of polymer partially hydrolyzed polyacrylamide (HPAM)
polymer AN125VHM, and alkali-surfactant-polymer (ASP). From the results obtained
by the simulation it is determined that the technically and economically viable scenario
is the HPAM polymer injection, which obtained a higher recovery factor compared to the
primary recovery, starting to obtain profits and recovering the investment from the third

year of its implementation.

KEYWORDS: RESERVOIR SIMULATION / POLYMER INJECTION /
RECOVERY FACTOR / CMG PROGRAM / FEASIBILITY
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INTRODUCCION

En la actualidad, el uso de los métodos de recuperacion mejorada de petroleo (EOR)
permite extraer importantes volumenes adicionales a los obtenidos por la produccion a
través de métodos convencionales. Los métodos quimicos pueden reducir la tension
interfacial entre las fases desplazadas y desplazante, aumentar el numero capilar,
provocar variantes en la mojabilidad y cambios en la permeabilidad relativa, entre otros.
Dentro de este grupo, se encuentra la inyeccion de polimeros que se basa en mejorar la
relacion de movilidad del fluido desplazante, ya sea menor o igual a la del fluido
desplazado. Una vez pasado el ciclo de recuperacion primaria y secundaria, el yacimiento

aun contiene el 60 a 80% del crudo originalmente en sitio.

La vida productiva del campo Pacoa inicia en el afio 1991, siendo la formacion productora
Socorro, el cual esta dividida en cuatro niveles tales como, nivel B, nivel E, nivel C y
nivel D. Actualmente, del total de pozos perforados el 2% producen a flujo natural, 33%

por pistoneo y 65% por bombeo. (Pizarro & Pallasco, 2012)

En la industria petrolera existen herramientas que ayudan a simular los procesos de
recuperacion mejorada, siendo CMG (Computer Modeling Group) equipado con
herramientas y aplicaciones, donde abarca procesos de inyecciones de quimicas. Este

software de ingenieria de yacimientos se utilizara en la parte metodologica del proyecto.



CAPITULO I: PLANTEAMIENTO DEL
PROBLEMA

1.1 ANTECEDENTES

Segun los autores Fontalvo y Pérez (2016) en su trabajo de titulacion denominado
“Estudio de pre-factibilidad de implementacion de recuperacion mejorada por inyeccion
de polimeros a las arenas T superior y U inferior en el campo Singue-bloque 537,
establecieron un modelo sintético con un arreglo de cuatro pozos que son los productores
de la arena T superior y el re-inyector con un arreglo irregular, por lo que procedieron a
dividir el area en tres tridngulos irregulares para facilitar el calculo del érea total; de igual
forma el arreglo para la arena U inferior se realizé de cuatro pozos, tres productores y un
re-inyector. Utilizaron el moédulo Polymer Predictive Model del software EORgui, donde
el factor de recobro experimenta un incremento del 0.5% en relacion a la recuperacion
primaria de la arena Napo T superior a través de la inyeccion de polimeros del pozo
Singue A-10, debido a que existe un acuifero activo mientras que para la arena U Inferior

0.9 % a razén de que su mecanismo de produccion es hidraulico.

El autor Diego Ponce (2013), en su trabajo de titulacion “Evaluacion conceptual de la
inyeccion de polimeros y surfactantes en el yacimiento “U” inferior, perteneciente a la
formacion Napo del campo Sacha”, utilizdo el software PETREL 2011.1 para el
modelamiento de los casos de simulacion de la inyeccion de polimeros y surfactantes,
planted 4 escenarios diferentes, el primero inyectando solo polimeros, el segundo solo
surfactante, el tercero polimero-surfactante (SP), y el cuarto, baches de surfactante y

polimero.



El area que escogié muestra un arreglo de 7 pozos con el pozo S-52B en el centro del
arreglo y con los pozos S-123, S-153, S-181D, S-188D, S-186 y S-124, alrededor de este.
El anélisis economico muestra que el proceso de inyeccion de polimeros, es el mas
rentable y con menos riesgo de todos los escenarios evaluados debido al bajo consumo
de polimero y a la alta recuperacion de petroleo obtenida, con un costo por barril
incremental de petroleo para el caso base de 11.76 USD/BL. En el proceso de inyeccion
de surfactantes es el menos rentable de todos los casos, debido al alto consumo de
surfactante y a la baja recuperacion de petroleo obtenida, con un costo por barril
incremental de petréleo para el caso base de 52.61 USD/BL. En el proceso de inyeccion
de la solucion SP se recupera la cantidad mas alta de petréleo incremental, 671389 BLS,
y es el mas rentable luego del caso de inyeccion de polimeros. En el proceso de inyeccion

de Baches de surfactante y polimero es rentable incluso en condiciones pesimistas.

La autora Jessenia Rojas (2013), en su proyecto de titulacion “Estudio para implementar
recuperacion mejorada por inyeccion de polimeros en un campo del oriente ecuatoriano”,
realiz6 un corte del area del modelo del campo en la arena U, con un modelo de inyeccion
de cuatro pozos X-04, X-13, X-15Y X-17. La construccion del modelo de simulacion lo
realiz6 mediante la aplicacion de programas computacionales Petrel y Eclipse, mediante

el cual planted 3 casos, de los cuales obtuvieron los siguientes resultados:

Para el caso base el factor de recobro final que obtuvo es del 16,3% con un corte de agua
del 68,9%. Para el modelo de inyeccion de agua convencional (Caso I), obtuvo un
incremento del factor de recobro de 4,7%, alcanzando un valor de 17,5% al final de la
simulacion con un corte de agua del 73,4%. Para el modelo de inyeccion de polimeros
(Caso II) logro incrementar el factor de recobro a 21,5% obteniéndose un incremento del
8,7% con un corte de agua del 70,4%. Finalmente, para el modelo de inyeccion de
polimeros con la completacion de dos pozos productores (Caso II) de similares
caracteristicas del pozo productor X-15, logré incrementar el factor de recobro en un

12,3% adicional con un corte de agua menor que los casos anteriores de 65,9%.

Los autores Alina Salinas y Joffre Suarez (2021), en su trabajo de titulacion “Inyeccion
de surfactantes en el bloque 1, del campo Pacoa, ubicado en la comuna Morrillo, provincia
de Santa Flena”, con la ayuda del software de simulaciéon de yacimientos CMG
(Computer Modeling Group), se establecieron varios escenarios con un arreglo de pozos

invertido, Pacoa 3 como inyector en el centro y en las esquinas Pacoa 4, Pacoa 12, Pacoa
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32, Pacoa 36 como productores, en donde se desarrolla la simulacion de los escenarios
como surfactante, surfactante — polimero (SP) y alcali — surfactante - polimero (ASP).
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, el valor del VAN de
$839442.48 y TIR de 52%, nos demuestra que este escenario es completamente rentable

y la inversion se recupera a partir del tercer afo.

1.2 PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

La formacion socorro del campo Pacoa tiene un petroleo original en sitio (POES) de
45,412 MMBIs, cuyos niveles tienen los siguientes factores de recobro inicial: nivel D
8,25%, nivel C 11,45%, nivel B 13,51% y nivel E 10%. La produccion acumulada al 30
de abril del 2011 es 1,7 MMBIs, y las reservas remanentes 2,8 MMBIs (Peralta & Dumani,
2013). Desde el afio 1998 se presento el principal problema en el campo Pacoa, el cual

fue la baja produccion de petrdleo que se debe a las pérdidas de fluido y de presion.

Las pérdidas de presion son originadas por diferentes causas como los efectos
gravitacionales, de friccion y cambios de energia cinética, ocasionados durante el

recorrido del fluido desde el yacimiento hasta la superficie.

El campo Pacoa tiene sistemas de extraccion como bombeo mecanico y pistoneo, lo cual
son ineficiencias por su bajo rendimiento debido a la falta de optimizacion en el

funcionamiento, lo que aumenta los costos de operacion y mantenimiento.

La efectividad de un método de recuperacion mejorada se basa en el incremento del factor
de recobro, y desde un punto de vista operacional no se pueden aplicar directamente al
campo puesto que, se arriesgaria la parte econémica del mismo. Y para verificar su
viabilidad se logra mediante la simulacion, lo que permite predecir su comportamiento y

mejorar las estrategias de produccion.

1.3 JUSTIFICACION

El campo Pacoa, localizado en el Bloque 1 en la provincia de Santa Elena, es considerado
un campo maduro, el cual tiene un nivel de agotamiento alto y de baja produccion. El

crudo que produce este campo es considerado liviano, por lo tanto, los métodos de
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recuperacion difieren entre si. Por tal motivo, es importante realizar una simulacion para

verificar el comportamiento del mismo.

La inyeccion de polimeros es uno de los métodos mas utilizados para los procesos de
control de movilidad que buscan adicionar quimicos a los fluidos inyectados. Estos
quimicos aumentan la viscosidad aparente del fluido y/o reduce la permeabilidad efectiva
de la roca. Los quimicos usados son primordialmente polimeros cuando el fluido
inyectado es agua. Las condiciones preferibles para la inyeccion de polimero son
petroleos livianos y medio pesados, baja salinidad, media a alta permeabilidad del
yacimiento, bajas temperaturas (por debajo de 100°C). Y la formacion productora de este

campo cumple con la mayoria de los parametros de aplicabilidad.

La inyeccion de polimeros reduce los costos relacionados al manejo de agua, el proceso
requiere menos cantidad de agua para recuperar la misma cantidad de petroleo, por lo que
los costos relacionados al tratamiento y manejo de aguas son reducidos. Es una rentable
técnica EOR probada por mas de 40 afios en aplicaciones comerciales permitiendo un
recobro de petroleo adicional del 5 al 15%. Los mejores proyectos comerciales han
incrementado alrededor de 1 barril de petroleo por cada USD$1 a USD$3 de polimero
(costa adentro). De acuerdo con esta perspectiva, este trabajo ayudara a determinar si el
proyecto en el campo Pacoa Bloque 1, en base a un disefio practico y tedrico de

recuperacion mejorada es factible para su implementacion.

1.4 OBJETIVOS

1.4.1 Objetivo general.

Implementar el mecanismo de recuperacion asistida por inyeccion de polimero en el
campo Pacoa Bloque 1, mediante simulacion numérica de yacimientos para optimizar la

produccion de petroleo.

1.4.2 Objetivos especificos.

e Generar el mallado de simulaciéon que permita analizar el efecto de la inyeccion

de polimero en el campo.

e Proponer diferentes escenarios en la formacién mediante soluciones poliméricas.
5



o Definir el arreglo de pozos que mejor se adapten a los diferentes escenarios.

e Determinar la presion, volumen y el tipo de polimero a inyectar.

e Utilizar el software CMG para la simulacion de inyeccion de polimero en un corte

de la arena B de la formacion Socorro y determinar el factor de recobro.

1.5 HIPOTESIS DEL PROYECTO

Se espera que la aplicacion de la inyeccion de polimeros, aumente en un 5% el factor de
recobro del nivel B en la formacién Socorro de la zona Sur del campo Pacoa, y que sea

técnica y econdmicamente viable para su implementacion.

1.6 ALCANCE

La investigacion del proyecto se centra en el nivel B en la formacion Socorro del campo
Pacoa. Cotejando las caracteristicas de los pozos de la seccion Sur y del reservorio con
los requisitos del mecanismo de la inyeccion de polimeros. El presente trabajo planea
aumentar la productividad del campo con el método de inyeccion de polimeros, y verificar

la factibilidad de su implementacion.



CAPITULO II: MARCO TEORICO

2.1 MARCO REFERENCIAL

2.1.1. Ubicacion geografica del campo Pacoa.

El Campo Pacoa también denominado bloque 1, se encuentra ubicado en el
suroeste ecuatoriano, en la provincia de Santa Elena, cantén Santa Elena, entre las
comunas de San Pablo, Santa Rosa, Cerro Alto y Morrillo. Tiene una extension de 4000
Km?, de los cuales 3000 Km? esta costa fuera y 1000 Km? en tierra. (Peralta & Dumani,
2013).

Figura 1: Ubicacion Geogrdfica del Campo Pacoa - Bloque.

(Secretaria de Hidrocarburos del Ecuador, 2013)

2.1.2. Geologia del campo.

El Bloque 1 se localiza geograficamente al sur de la falla Colonche que separa la

cordillera Chongon Colonche del Levantamiento Santa Elena/Cuenca Progreso. Dentro



del mismo se encuentra el campo Pacoa, ubicado en la parte sur-central del Bloque. El

campo Pacoa es una estructura anticlinal, cuya formaciéon productora Socorro se

encuentra dividida en cuatro niveles, contando de abajo hacia arriba, nivel “E”, “B”, “C”

y “D”. Con respecto a la litologia, contiene arenisca de granos finos intercalados con

lutitas, limolitas y dolomitas, tiene un espesor aproximado de 1480 ft (Bristow &

Hoffstetter, 1977).

2.1.3. Caracteristicas estratigraficas del Campo.
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Figura 2: Columna Estratigrdfica del Campo Pacoa

(Tripetrol Exploration and Production Co. , 1993)



2.14.

La columna geologica ha sido dividida en tres unidades principales:

Eoceno medio

Paleoceno

Cretaceo

La Cuenca Pacoa comprende la siguiente columna estratigrafica:

El basamento oceanico, Fm. Pifion.

Cobertura volcano — clastico de edad cretacico superior — paleoceno: Fm. Cayo,

Fm. Santa Elena/Rosario.

Depositos turbiditicos del Grupo Ancén: Fm. CPB, Fm. Socorro, Fm. Seca y Fm.

Punta Ancon.

El Grupo Azucar no aflora en este Campo y tampoco aparece en el subsuelo.

Formacion Productora Socorro (Eoceno medio y superior).

El principal reservorio del campo Pacoa es la formacion Socorro y se considera

fundamentalmente la divisioén en 2 miembros:

Miembro Sedimentario

Miembro Tobaceo

El miembro sedimentario esta constituido por depodsitos peliticos con

intercalaciones de areniscas de composicion predominante clastos liticos y feldespaticos

con matriz tobacea — arcillosa con porosidades regulares saturadas de hidrocarburos.

Estas secciones de areniscas denominadas “C” y “D”.

El miembro tobaceo representado principalmente por una intercalacion de

arcillitas y limolitas grises oscuras, con intercalaciones de tobas arcillosas muy solubles
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(posibles productos retrabajados o de alteracion) y la presencia intermitente de tobas
afaniticas blancas grisaceas, firmes ocasionalmente con desarrollos cristalograficos de
feldespatos que dan un aspecto arenoso. Los complejos arenosos “B” y “E” del campo

Pacoa pertenecen a este intervalo (Peralta & Dumani, 2013).

Propiedades petrofisicas “PVT” de los niveles productores.

Tabla 1: Parametro petrofisicos de la Formacion Socorro

(Santa Elena Petroleum S.A, 2019)

PARAMETROS PETROFISICOS DE LA FORMACION SOCORRO

Ho ¢ K Sw FR lfre;sgon Presion
Nivel API° Rw inicial actual

(f) (%) (md) (%) (%) (psi)  (psi)

3938 165 114 343 0.19 41 825 649 320
34 168 286 34 024 45 1145 966 520
254 254 444 408 02 39 13351 968 490
35 21 021 51 10

m w O O

» Nivel D: Este nivel esta formado por areniscas, lutitas intercaladas y limos finos.
Tiene una presion inicial de 649 psi, con produccion acumulada de petréleo y agua
de 534.629,28 bbls y 245.785,34 bbls respectivamente. No toda la arena es

productora, pero es considerada como el mayor portador de hidrocarburo liquido

(Tumbaco, 2019).

» Nivel C: Este nivel estd conformado por lutitas intercaladas. Inicialmente, se
registrd una presion inicial de 966 psi, el nivel productor tiene un espesor de 43 ft

con una porosidad de 16,8%. (Santa Elena Petroleum S.A, 2019).

» Nivel B: Esta constituida por una litologia continua de lutitas y areniscas. En la
actualidad tiene una presion de burbuja de 240 psi e inicialmente se registré una
presion inicial de 968 psi. Este nivel tiene 29,1% de porosidad, 25,4 ft de espesor
y 3,49 cp de viscosidad (Santa Elena Petroleum S.A, 2019).
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» Nivel E: Este nivel tiene un area de drenaje de 1,5 km2, cuya produccion
acumulada de petroleo es de 122.774,41 bbls y una produccion de agua de
37.881,68 bbls. Cabe mencionar que no todo el nivel es productor, ya que algunos

estratos tienen hidrocarburos y otros no (Chiluiza & Rosales, 2013).

Tabla 2: Tope y Base de niveles productores del Campo Pacoa
(Santa Elena Petroleum S.4, 2019)

NIVELES PRODUCTORES DEL CAMPO PACOA

Tope Base
Formacion Niveles
(ft) (fo)
D 1.291 1.330
C 1.577 1,610
SOCORRO
B 2.120 1.610
E 2300 0 -

2.2 PROPIEDADES DE UN YACIMIENTO

2.2.1 Geometria y litologia.

Es esencial determinar la geometria del yacimiento ya que con su estructura u
estratigrafia se pueden establecer la ubicacion de los pozos. Con respecto a la litologia,
¢sta caracteriza la formacion geologica e influye en cualquier proceso de inyeccion, ya
que se toman en cuenta la porosidad y permeabilidad como factores que pueden afectarlo

(Ponce, 2013).

2.2.2 Profundidad, presion y temperatura.

Un proceso de inyeccion tiene restricciones de inyeccidon cuando un yacimiento
es poco profundo, la cual debe ser menor a la presion de fractura. Dependiendo de la
profundidad se puede estimar los costos de inyeccion. De la misma manera la temperatura

es proporcional a la profundidad (Monroy & Pérez, 2017).

La presion promedio del reservorio se realiza una distancia del pozo igual al radio
de drenaje, la presion serd constante para mayores distancias que el radio equivalente

(Ponce, 2013).
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2.2.3 Presion capilar.

“Se define como presion capilar a la diferencia de presion a través de la interfase

que separa dos fluidos inmiscibles, uno de los cuales moja preferencialmente la roca”

(Ferrer, 2001). Si se toma positiva entonces es la presion de la fase no mojante menos la

presion de la fase mojante, es decir:

Pe = Pyn — P
l)c l)mn - Pm
Donde:
P.: Presion capilar.
Pn: Presion de la fase no mojante.
P,,: Presion de la fase mojante.
Asi, para un sistema agua-petroleo sera:
P =P, — Py

Curvas de Presion Capilar
(permeabilidades entre 500 mD y 100 mD)

25

20

Presion Capilar (Ipc)

Swi

Figura 3: Curvas de presion capilar

(Pérez, 2016)

%0

100

(1)

(2)

Perm eabilidad
(mD}
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Existen dos procesos de presion capilar: drenaje e imbibicion. El proceso de
drenaje significa que el fluido no mojante desplaza al fluido mojante, mientras que el

proceso de imbibicion es lo contrario (Escobar, 2012).

DRENAJE

IMBIBICION

o S 100

Figura 4: Curva de drenaje e imbibicion

(Gutiérrez, 2020)

2.2.4 Tension superficial e interfacial.

Cuando dos fases inmiscibles coexisten en un medio poroso, la energia de
superficie relacionada con las interfases de los fluidos influye en su saturacion,

distribucion y desplazamiento (Ferrer, 2001).

La tension superficial se la conoce como el conjunto de energia indispensable para
incrementar la superficie de un liquido por unidad de area. Hace referencia a fuerza de
atraccion ejercida sobre las moléculas de la superficie de un liquido, es decir, entre dos
fluidos inmiscibles; el valor de este parametro entre el crudo y el agua esta entre 10 y 30

dinas/cm (Anton, 2005).

En procesos de recuperacion mejorada es muy importante considerar la tension
interfacial, ya que si es insignificante este parametro solo existird un fluido saturado en

el medio poroso, por lo tanto, fluye con facilidad (Escobar, 2012).
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2.2.5 Porosidad y permeabilidad.

» Porosidad: En ingenieria de yacimientos la porosidad se lo conoce como el

espacio no ocupado en la roca de algin tipo de mineral o material sélido, dando

lugar el almacenamiento de los fluidos (Ferrer, 2009). Se define como:

@—V"

_Vt (3)

Donde:
@: Porosidad.

Vp: Volumen que ocupan los poros o espacio vacio.

V;: Volumen bruto de la roca.

El tamafio de los espacios porosos en la roca dependera de la medida y el
empaquetamiento de los granos. Segun el enlace de los poros se diferencian dos
tipos de porosidades:

Porosidad absoluta: Denominada como porosidad total, es decir, la razon entre el
espacio poroso total en la roca y el volumen bruto. Se define por la siguiente

ecuacion:

_ Volumen total — Volumen de los granos Vi —V; V},

B Volumen total Vi - Vt (4)

Porosidad efectiva: Es el porcentaje del espacio poroso interconectado al volumen

total de la roca.

Volumen poroso interconectado

5
Volumen total ()
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Tabla 3: Calidad de Porosidades

(Ferrer, Fundamentos de ingenieria de yacimientos , 2009)

Porosidad
Calidad
(%)
Muy buena >20
Buena 15-20
Moderada 10-15
Pobre 5-10
Muy pobre <5

» Permeabilidad: Es la propiedad que permite a los fluidos circular a través del
volumen poroso interconectado, conteniendo una permeabilidad de un Darcy, con
un fluido de una sola fase, con viscosidad de un centipoise, ocupando todo el

medio poroso. (Gutiérrez & Iturralde, 2017). Matematicamente se expresa como:

_q*‘u*L

A AP (6)

Donde:

K: Permeabilidad, md.

q: Tasa de flujo, cm®/seg.
A: Area, cm?.

w: Viscosidad, cp.

AP: Diferencial de presion, atm.

L: Longitud, cm.

Si k<Imd, su valor es regular; si la permeabilidad estd en el nivel de 10 md a 50
md su valor es moderada; si la permeabilidad esta entre 50 md a 250 md su valor
es buena; si la permeabilidad es mayor a 250 md su valor es muy buena (Steemit,

2017).
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Tipos de permeabilidades: permeabilidad absoluta, permeabilidad relativa y

permeabilidad efectiva.

Curvas de permeabilidad relativa: Demuestran graficamente cual es el
comportamiento del flujo de los fluidos presentes en el medio poroso. Intervienen
parametros fisicos de la roca como: mineralogia de la roca, tipo de arcillas,
distribucion del tamafio de grano, parametros de interaccion roca-fluido como
presion capilar, tension interfacial, historia de saturacion, entre otros. Estos
parametros fisicos estan representados graficamente por la curvatura de las
curvas, ubicacion de los end-points. Ademas, de saturacion de agua irreducible,

saturacion de petroleo residual, entre otros (Duque & Garzon, 2019).

Saturacion de agua irreducible (Swir): Es el volumen poroso ocupado por agua a

la maxima saturacion de petrdleo.

Saturacion de petroleo residual (Sor). Es el petroleo que queda en la zona barrida

después de un proceso de desplazamiento.

Permeabilidad relativa del petroleo a la saturacion de agua irreducible
(Ko @S,,i): Es la relacion entre la permeabilidad efectiva al petrdleo a
condiciones de saturacion de agua irreducible (K,@S,,;) y la permeabilidad base
(Kpase)- Dicha permeabilidad relativa depende de la mojabilidad preferencial de

la roca y de la razén de movilidad.

Permeabilidad relativa del agua a la saturacion de petroleo residual (K, @S,;):
Es la relacion entre la permeabilidad efectiva al agua a condiciones de saturacion

de petroleo residual (K, @S,;) y la Kpase-
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Figura 5: End-points de curva de permeabilidad relativa agua-petroleo.
(Duque & Garzon, 2019)
La interseccion de las curvas se ve representada en la curva de permeabilidad
relativa por el punto 5 en la Figura 5 y se usa junto a los cuatro “end-points”.
Indicativo para inferir las caracteristicas de mojabilidad de una muestra. Estas
reglas fueron originadas por Craig y luego modificadas por Mohamad Ibrahim y
Koederitz62, las cuales se observan en la Tabla 4. Por otra parte, la curvatura de
las curvas de permeabilidad relativa depende directamente de la tension interfacial

de los fluidos.
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Tabla 4: Reglas empirica para inferir mojabilidad de Craig modificadas
(Duque & Garzon, 2019)

Mojabilidad Swir Interseccion K,,@S,,
Fuertemente agua >15% >45% <0.07
Agua >10% >45% 0.07-0.3
Petroleo >15% <55% >0.5
Mixta >10% 45-55% >0.3
Mixta <15% 45-55% <0.5

2.2.6 Propiedades de los fluidos.

» Densidad: Se conoce como la masa de una unidad de volumen del petrdleo a cierta
temperatura y presion. En la mayoria de la industria se la expresa en libras por

pie. La densidad del petrdleo esta bordea los 0,8 g/ml (Ferrer, 2009).

» Viscosidad: Es la resistencia interna del fluido a fluir, por efectos combinados de
la cohesion y la adherencia. Se lo expresa en centipoise (cp). El petrdleo en el
yacimiento tiene una viscosidad entre 0,2 hasta mas de 1.000 centipoise. (Barberii

& Essenfeld, 2006).

» Saturacion: Es el volumen poroso de una roca, ocupado por un fluido el cual

puede ser petrdleo, agua o gas (Escobar, 2012). Se expresa como:

S== (7)
Vp

Donde:
Vi: Volumen del fluido, cm3
3

Vp: Volumen poroso, cm

La suma de saturacion de los fluidos (agua, petroleo y gas respectivamente),

presentes en el yacimiento es igual a 1.
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Figura 6. Saturacion

(Gutiérrez, 2020)

También se tienen saturaciones criticas que estan asociadas con cada fase de los

fluidos.

Saturacion critica del petroleo: El petroleo permanece en los poros y la saturacion
del petroleo debe sobrepasar dicho valor para que la fase de petroleo fluya.

(Barberii & Essenfeld, 2006)

Saturacion critica del agua: Se utiliza la saturacion de agua connata con la
saturacion de agua irreducible para definir la saturacion de agua maxima que se

mantendra inmovil.

Saturacion critica del petroleo residual con agua: Es el desplazamiento del
petrdleo del medio poroso mediante inyeccion de agua o gas, asi el petroleo
restante debe tener un valor de saturacion mayor a la saturacion critica del petroleo

(Mohammadmoradi, Taheri, Bryant, & Kantzas, 2018)

Saturacion critica de gas: Es la fase gaseosa que permanece inmoévil donde la
saturacion se excede a cierto punto; la presion del yacimiento desciende por
debajo de la presion del punto de burbuja, el gas se desprende de la fase de
petrdleo, 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 (Monroy & Pérez, 2017).
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- Saturacion de petroleo movil: Es la fraccion de volumen de petréleo movil

ocupado que puede moverse dentro de los poros.

» Mojabilidad: También llamada humectabilidad, propiedad importante el cual
infiere en el desplazamiento de las rocas yacimiento, el comportamiento capilar,
lo que da como resultado la habilidad de un fluido a cierta fase para adherirse
convenientemente a una superficie solida presente con otra segunda fase

inmiscible (Ferrer, 2001).

HUMECTADO POR AGUA HUMECTADO POR PETROLEO

T T~ -~ e

/ -
/ - ~ N / o N
/7/-\9 AGUA \ PETROLEQ ““ﬂh_j\‘“\ AGUA |

./f

SUPERFICIE SOLIDA

Figura 7: Fenomenos de la mojabilidad.

(Gutiérrez, 2020)

En base a la mojabilidad, los fluidos pueden clasificarse en:

- Mojantes: Aquellos que tienen la mayor tendencia a adherirse a la roca, por lo
general es el agua ya que la mayoria de las rocas yacimiento son preferencialmente

mojadas por agua (Técnicos, 2009).

- No mojantes: Los que no se adhieren a la roca o lo hacen parcialmente.

2.3 MECANISMOS DE PRODUCCION

2.3.1 Recuperaciéon primaria.

Es la produccion inicial de hidrocarburos, s6lo mediante la energia natural. El

petroleo y el gas se producen de los pozos por medio de:

e Expansion de la roca y los liquidos.

e Empuje por gas disuelto liberado.
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e Empuje por capa de gas.

e Empuje por agua o hidraulico.

e Desplazamiento por segregacion gravitacional.

100
Expansion Roca y fluido
Empuje por gas disuelto
Expansion capa de gas
Intrusion de agua

Drenaje gravitacional

80

QB ON =

60 |

Presion del yacimiento, % Presion Original

0 | | | | | |
0 10 20 30 40 50 6C
Eficiencia de recobro, % OOIP

Figura 8: Influencia de los mecanismos de produccion en el recobro de petroleo.

(Escobar, 2012)

El periodo de recuperacion primaria tiene una duraciéon variable. se termina
cuando la presion del yacimiento ha bajado demasiado, o cuando se estan produciendo

cantidades demasiado importantes de otros fluidos (gas, agua).

2.3.2 Recuperacion Secundaria (IOR).

Se inicia cuando la produccion primaria ha cumplido su ciclo. El objetivo es
inyectar un fluido mas barato que el petroleo y mantener un gradiente de presion, ya sea
agua o gas, y se lo realiza por medio de pozos inyectores, y barren el frente de petroleo

hacia los pozos productores.
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Figura 9: Proceso de Recuperacion Secundaria.

(Pinczewski, 2002)

2.3.3 Recuperacion mejorada (EOR).

Es una modificacion de las propiedades de roca o fluidos in-situ para aumentar el
numero capilar, mejorar la razon de movilidad, y por ende mejorar el factor de recobro

(Gutiérrez & Iturralde, 2017).

Viscosity of oil is reduced providing more efficient miscible displacement.

Hroduces Fluids (Ol Gas and Wate
: aton and Storage Faciites

Qe

Figura 10: Proceso de Recuperacion Terciaria.

(Pinczewski, 2002)
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2.3.4 Proceso de desplazamiento de Buckley-Leverett.

Se fundamenta en la teoria de desplazamiento y permite estimar el
comportamiento de un desplazamiento lineal de petroleo cuando se inyecta agua o gas a
una tasa constante en un yacimiento, en este caso se estimard el volumen de petroleo
desplazado a cualquier tiempo, la tasa de produccion de petroleo y el volumen de agua
que se tiene que inyectar por cada volumen de petroleo producido. Tiene poca aplicacion
debido a las suposiciones en las cuales se fundamenta, en especial la de flujo lineal; sin
embargo, se utiliza cuando se toma en cuenta el efecto de desplazamiento en otros
métodos. Ha sido modificado para flujo radial y combinado con otros métodos para obviar
algunas de sus limitaciones. Las fuerzas capilares y gravitacionales son responsables de
la distribucion inicial de petroleo y agua en el yacimiento y también afectan al frente

perpendicular de inundacion (Craft & Hawkins, 1968).

2.3.5 Ecuacion de flujo fraccional.

Se considera que el petroleo remanente tiene cierta movilidad y tiene lugar un
flujo de dos fases en la zona invadida, el cual la saturacion de petroleo es mayor que la
residual. Y por conclusion el petroleo es el fluido desplazado y el agua es el desplazante

(Ferrer, 2001).

q

f0=q—j (8)
q

fWZq_‘: (9)

Donde:

fw: Flujo fraccional de agua.
fo: Flujo fraccional de petrdleo.
gy : Caudal de agua.

q,: Caudal de petroleo.

g;: Caudal total.
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Despreciando el efecto de gradiente de presion capilar y la gravedad. Tomando
en cuenta el desplazamiento tipo piston con fugas (Mena, Guaman, Chamorro, & Pinto,

2019).

1

1+:uwlicro (10)
HoKyrw

fw =

Donde:
Uy Viscosidad de agua (cp).
Wo: Viscosidad de petroleo (cp).
k.o: Permeabilidad relativa del petroleo (md).

kw: Permeabilidad relativa del agua (md).

2.4 ARREGLOS DE POZOS Y TIPOS DE DRENAJE

Al planificar un mecanismo de recuperacion secundaria o mejorada, el area de estudio se
desarrolla en base a un arreglo regular en el cual los pozos inyectores y productores
conforman figuras geométrica muy variadas. Existen arreglos de 4, 5, 7 6 9 pozos

(Gutiérrez, 2020).

Factores que mas influyen en la seleccion del tipo de arreglo son:

La forma original que ha producido el yacimiento.

e Permeabilidad del yacimiento.

e Viscosidad de los fluidos.

e Razon de movilidad.

e Razodn pozos inyectores y productores.

e Laestructura del yacimiento y las caracteristicas geologicas del mismo.
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24.1

Formas de inyectar fluidos al yacimiento.

» Inyeccion central: Los pozos inyectores en la parte central del yacimiento y los
productores se localizan en la periferia, tiene el objetivo de mantener la presion.
Se aplica generalmente cuando existe buena permeabilidad en sentido vertical y
cuando el yacimiento cuenta con casquete de gas.

» Inyeccion periférica o externa: Consiste en inyectar agua en la periferia del
yacimiento primordialmente para realizar una alimentacion del acuifero y
aumentar el empuje proveniente de éste, tiene tres formas de implementacion,
cerca del contacto, en la zona de contacto, o directamente en él.

» Inyeccion monoclinal: Este tipo de inyeccion se realiza en yacimientos
inclinados, con entrada de agua y/o con casquete asociado, consiste en inyectar
agua en la parte basal del banco de petréleo, en la zona del contacto y/o inyectar
gas en el alto estructural.

2.4.2 Caracteristicas de los arreglos de pozos.
Tabla 5: Caracteristicas de los arreglos de pozos
(Craig, 1971)
TIPO RELACION DE POZOS FIGURA
PRODUCTORES A
POZOS DE INYECCION
4 pozos 2 Triangulo equilatero
4 pozos en lineas oblicuas 2 Cuadrado
5 pozos 1 Cuadrado
7 pozos Va Triangulo equilatero
7 pozos invertidos 2 Triangulo equilatero

(pozo de inyeccion inico)

9 pozos 1/3 Cuadrado

9 pozos invertidos 3 Cuadrado

(pozo de inyeccion inico)

Empuje de linea directa 1 Rectangulo

Empuje de linea alternada 1 Lineas desfasadas
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2.5 ESTATUS DEL CAMPO

El Campo Pacoa se encuentra dividido en 3 secciones: Pacoa Norte, Central y Sur.
Dispone de 46 pozos, 5 estan cerrados, 1 abandonado, 39 pozos son productores, y 1 re-

inyector (Santa Elena Petroleum S.A., 2019).

Tabla 6: Estado actual del campo Pacoa
(Santa Elena Petroleum S.A., 2019)

POZOS MECANISMOS DE
PRODUCCION
Perforados 46 Productores 39
Productores 39 Flujo Natural 3
Reinyectores 1 Hidraulicos 4
Inyectores 0 Eléctricos 0
Abandonados 1 Bombeo Mecéanico 20
Cerrados 5 Pistoneo 12

El factor de recobro inicial delos niveles D, C, By E son 8,25%, 11,45%, 13,51%, y 10%
respectivamente. Con un POES insitu de 4,8 MMBIs (Rodriguez & Tomala, 2012)

Tabla 7: Reservas del Campo Pacoa

(Petroamazonas, 2019)

RESERVAS
Factor de  Reservas R. Probadas
POES Np
Yacimiento Recobro  Originales Remanentes
MM Bls MM Bls
Fr MM Bls MM Bls
Socorro 45,421 14,57 % 4,8 33,29 2,8

2.5.1 Produccion promedio.

De acuerdo con los datos otorgados por Santa Elena Petroleum S.A, en 1995 se

registrd la mayor produccion del campo con 755,31bp; y desde el 2005 hasta el 2017 la
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produccion fue decreciendo de 153,05 bp a 42,67 bp respectivamente. A continuacion, se

muestra la tabla de Historia de produccion.

Tabla 8: Historial de Produccion del Campo Pacoa
(Santa Elena Petroleum S.A., 2019)

ANO PRODUCCION ACUMULADA PRODUCCION DIARIA
(bp) (bp)
1990 92,77 3,09
1992 93676,77 445,64
1993 311448,77 604,92
1994 557816,77 684,36
1995 829727,77 755,31
1996 981540,77 421,70
1997 1067555,77 238,93
1998 1120520,77 147,13
1999 1184480,77 177,67
2000 1241934,77 159,59
2001 1292299,77 139,90
2002 1342289,84 138,86
2003 1386313,34 122,29
2004 1427757,82 115,12
2005 1482854,09 153,05
2006 153224248 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

El campo tiene una produccion promedio de 40,51 bpd de petréleo y 59,49 bpd de

agua, presion promedio de los reservorios de 500 - 800 psi, By, promedio de 70%,

salinidad promedio de 22.000 — 42.200 ppm y gravedad API promedio de 36,4°

(Tumbaco, 2019).
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Tabla 9: Produccion promedio por estaciones

(Petroamazonas, 2019)

RESUMEN-PRODUCCION PROMEDIO POR

ESTACIONES
Bls Nat. Bls @ 60°F
NORTE 16,82 16,71
SUR 18,16 18,02
CENTRAL 7,63 7,58
TOTAL 42,61 42,31

2.6 INYECCION DE POLIMEROS

2.6.1 Definicion de los métodos quimicos.

Los métodos quimicos se basan en mejorar la relacion de movilidad del fluido
desplazante, ya sea menor o igual a la del fluido desplazado. Las inyecciones quimicas se
caracterizan por reducir la tension interfacial entre las fases desplazada y desplazante y
de aumentar el numero capilar. Ademas, provocan cambios en la permeabilidad relativa

y variaciones en la mojabilidad.

El tipo, tamafio y concentraciones de aditivo quimico en los procesos de
inyeccion, son considerados dependiendo del medio poroso y de las propiedades de los

fluidos, incluyendo los factores economicos correspondientes (PDVSA-CIED, 1998).

» Clasificacion de los métodos quimicos.

a) Inyeccion de polimeros.

b) Inyeccion de alcalinos.

c) Inyeccion de surfactantes.

d) Inyeccion surfactante — polimero (SP).

e) Inyeccion alcalino — surfactante (AS).
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f) Inyeccion alcalino — surfactante — polimero (ASP).

La siguiente tabla muestra los criterios basicos de recuperacion quimica:

Tabla 10: Criterios de seleccion de los métodos quimicos
(Angarita & Buitrago, 2016)

. . o Temper
Viscosida Permeabilidad So
4 o

Método API d (cP) (mD) a(t:i?r)a (%)
Inyeccionde  >15 10-1000  >10%si (10<u<10? cP) <170 >30
polimeros >10%si (102<u<10° cP)
Inyeccion de  22-39 3-15.6 50-60 122-155 43.5-53
surfactantes
Inyeccion de  15-35 <150 <1000
Alcali <200 -
Inyeccion SP >20 <150 >50 <158 >35
Inyeccion >20 <35 >100 <200 >45
ASP

2.6.2 Definicion de polimero.

Un polimero es una gran molécula construida por la repeticion de pequefias
unidades quimicas simples. En ciertos casos la repeticion es lineal, parecida a una cadena
formada por sus eslabones. En otros casos las cadenas son ramificadas o interconectadas
formando reticulos tridimensionales. La unidad repetitiva del polimero es habitualmente
equivalente o casi equivalente al mondmero; material de partida que forma el polimero

(Billmeyer, 2004).

Figura 11: Estructura del polimero.

(CMG, 2017)
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2.6.3 Inyeccion de polimeros como mecanismo de recuperacion.

Es una técnica rentable que ha sido probado mas de 40 afios a nivel mundial en
aplicaciones comerciales, cuyos resultados han sido favorables, ya que permiten un
recobro de petroleo de 5% al 15% adicionalmente. Los proyectos con mejores resultados
han aumentado alrededor de 1 barril de petroleo por cada $1 a $3 de polimero (SNF
FLOERGER, 2016).

Mejora la recuperacion de petroleo mediante:

e El aumento de la viscosidad del agua o salmuera.

e Decrecimiento de la movilidad del agua (reduciendo la permeabilidad relativa).

e Mejoramiento del barrido vertical del yacimiento.

Moc-lwy msmxowdwmmmmmmw
Y reduced, resuitng in inCreased Vomenc Sweep. {Single S-Spot Pattem Shown)

Figura 12: Inyeccion de polimeros.

(Craig, 1971)

2.6.4 Factores favorables y desfavorables para inyectar polimeros.

30



Tabla 11: Factores Favorables y desfavorables para inyectar polimeros

(Ferrer, Inyeccion de agua y gas en yacimientos petroliferos, 2001)

Condiciones apropiadas para inyeccion de agua

FACTORES ., . .
FAVORABLES Alta saturacion del petroleo movible
Alta capacidad de almacenamiento
Fracturas extensivas
Empuje fuerte de agua
FACTORES Capa de oas
DESFAVORABLES P98

Alto contraste de permeabilidad

Agua de formacion altamente salina

2.6.5 Tipos de polimeros en recuperacion mejorada (EOR).

Biopolimero -—7— Sintético
[ |
=
! :
e H, H ,H, H ,___ el
{‘. "‘Q_} —fc—cHfc'—ck— || CHy H(I:

CHO0H VAl

ey "o |
o\ m.: LN n n HPAM : NH2

Figura 13: Tipos de polimeros.
(Fontalvo & Pérez, 2016)

» Poliacrilamida: Es considerado como un polimero sintético, constituido por
cadenas mas extensas del mondmero acrilamida; se forma por polimerizacion de
radicales libre. Posee un peso molecular promedio disponible en el mercado en un
rango de 1 a 10 millones; sus moléculas de poliacrilamidas son muy flexibles y
tienen un diametro pequefio. Son muy afines al agua, pero no al petréleo, debido

a la alta polaridad que poseen (Chatterji & Borchardt, 1981).

» Poliacrilamida parcialmente hidrolizada: También conocidos con las siglas
HPAM. Este tipo de polimero tiene excelentes propiedades de viscosidad

convirtiéndose en el mas utilizado en aplicaciones de procesos EOR. Las
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principales ventajas de este polimero es la sensibilidad a la salinidad, economica,
resistente a los ataques bacterianos, a la degradacion térmica, a exposiciones por
largo tiempo en el yacimiento y es estable a pH basico en comparacion con los

polimeros naturales (Tabber, Martin, & Seright, 1997)

» Xanthan: Los biopolimeros bacterianos son polisacaridos muy importantes y se

2.6.6

origina durante la fermentacion de glucosa al intentar proteger a las bacterias de
la deshidratacion. Las bacterias del género Xanthomonas son responsables de la
biosintesis del polisacéarido extracelular denominado xantano. Como resultado de
dicho proceso, este polimero se convierte muy sensible a ataques bacterianos en

la superficie, inclusive luego de ser inyectado en el reservorio (Sutherland, 1994).

Nuevos polimeros en recuperacion mejorada: Con el pasar del tiempo se han
desarrollado polimeros con mejores caracteristicas para ser mas resistentes a los
ambientes hostiles en el yacimiento, entre ellos estan el copolimero de N-vinil-2-
pirrolidon (NVP), el copolimero de acrilamida-co-2-metil propano sulfonato de
sodio (AM/NaAMPS), copolimero de acrilamida-co-2-sulfoetil metacrilato de
sodio (AM/NaSEM) y los polimeros polianfolitos (Slider, H C, 1983).

Ventajas y Desventajas de la inyeccion de polimeros.

Es importante que al momento que se planea inyectar polimeros al yacimiento,

verificar los resultados favorables para su aplicacion. Por tal motivo, a continuacion, se

muestran las principales ventajas y desventajas sobre la aplicacion de este método.

> Ventajas.

a) Excelente Inyectividad y propagacion.

b) Aplicables en pruebas de campo.

c) Alto poder viscosificante, inclusive si son diluidas; es decir, aunque baje su

concentracion en la disolucion siguen manteniendo su propiedad viscosa.
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2.6.7

d)

Con respecto al factor econdmico, son de bajo costo, ya que su produccion se

ve incrementada a un corto plazo y, por lo tanto, son rentables.

Mejora la eficiencia de desplazamiento vertical, teniendo como consecuencia

un recobro mayor de petroleo.

Favorece la razon de movilidad entre las dos fases agua-petréleo

Desventajas.

a)

b)

d)

Son sensibles al contenido de sal, por tal motivo, cuando hay presencia de alta

salinidad su viscosidad disminuye en la solucion polimérica.

Alto costo cuando se presentan inconvenientes durante el proceso de inyeccion

de soluciones poliméricas.

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

Sensibles a altas temperaturas, ya que cuando existe elevada temperatura de
yacimiento provocan un deterioro de las cadenas de polimero, afectando su

viscosidad.

Posible taponamiento por dafios a la formacion ya que la adsorcion del

polimero es irreversible.

Mecanismos presentes en la reduccion de la relacion de movilidad.

Con respecto al valor de adicion de polimero al agua de inyeccion se considera la

ecuacion de radio de movilidad con el objetivo de alcanzar un valor menor que 1, de modo

que el petrdleo y el agua tengan movilidades cercanas dentro del yacimiento.

Ky Wy
M= (11
Ko Mo /
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Sin embargo, la disminucion de movilidad no se debe solo al hecho del incremento
de la viscosidad del agua, sino también a mecanismos de retencion de las moléculas de

polimero en el medio poroso.

» Retencion: Es la cantidad del agente quimico que se retiene en el medio poroso,
para ello actiian la adsorcion de la superficie solida y el entrampamiento en los

poros.

» Adsorcion: Es considerado como un proceso irreversible en el cual el polimero
inyectado se adhiere o retiene debido entre otras razones a su afinidad quimica y
eléctrica con ella. Causando una disminucion en la permeabilidad de la roca al
paso de la fase acuosa y es correlacionada con la concentracion de polimero

adsorbido (Ahmed, 2010).

» Entrampamiento: Ocurre cuando moléculas de polimeros de dimensiones muy
grandes se alojan en canales muy angostos a medida que estas moléculas
avanzan por el medio poroso ocasionando un bloqueo en dicho canal (Gutiérrez,

2019).

> Factor de resistencia.

a) Factor de resistencia: Es la correlacion entre la movilidad del agua y la movilidad

de la solucion polimérica.

Ky

Ay = — (12

T /
Kkp

Ap = — (13)
; Hp

Donde:

Aw= Movilidad del agua

k,,= Permeabilidad del agua

W= Viscosidad del agua

Ap=Movilidad de la solucion polimérica
up= Viscosidad de la solucion polimérica
kp=Permeabilidad de la solucion polimérica
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R =— (14)

Donde:

R = Factor de resistencia

b) Factor de resistencia residual: Es expresado en términos de permeabilidad del
agua inicialmente y después de la inyeccion del agente quimico como es el

polimero. En otras palabras, es la relacion de movilidad del agua.

= (15)
Kwa

Donde:

R,¢ = Factor de resistencia residual

ki = Permeabilidad del agua inicialmente o antes de la inyeccioén
kywa = Permeabilidad del agua después de la inyeccion

» Volumen de poro inaccesible: Es ¢l volumen poroso total inaccesible a la
solucion polimérica, esto se debe a la diferencia de tamafio entre las moléculas del
polimero con respecto al tamafio de garganta poral de la roca. El volumen de poro

inaccesible es considerado constante para cada tipo de roca en el modelo.

®*=®_®ipv (16)

Donde:

@ = Porosidad (fraccion)
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@* = Porosidad disponible para el polimero (fraccion)

@py = Volumen de poro inaccesible (fraccion)

2.6.8 Mecanismos que actiian en el desplazamiento de polimeros.

La eficiencia de recuperacion microscopica es una medida de la efectividad que
presenta el fluido desplazante al movilizar el petréleo (Medina, 2017). Cualquier
mecanismo que mejore la eficiencia de recuperacion de petrodleo ya sea a escala
macroscopica 0 microscopica es beneficioso para mejorar la eficiencia de
desplazamiento, a través de cuatro mecanismos. Se consideran el efecto de raspado, efecto

de arrastre y efecto de espesamiento por cizallamiento.

2.6.9 Proceso de inyeccion de polimeros.

Consiste en agregar al agua de inyeccion un bache de polimeros de 200 a 1.000
ppm, lo resulta en una solucion muy viscosa, mejorando la razéon de movilidad agua-
petroleo y de esta manera conseguir un barrido mas completo del yacimiento (Ferrer,

1984)

» Proceso de seleccion: Se debe considerar temperatura del yacimiento, salinidad
de la salmuera y presion, propiedades fisicas de los polimeros como su
comportamiento reoldgico, estabilidad térmica, degradacion mecanica y quimica

¢ hidrolisis (Diana 2018 Colombia)

a) Geometria del reservorio: Reservorios con empuje hidraulicos no son ideales para

la aplicacion de métodos quimicos debido al minucioso control que se debe tener.

b) Mineralogia, porosidad, y permeabilidad: La permeabilidad es un criterio critico
ya que formaciones que tienen valores bajos de permeabilidad no permiten que el
polimero fluya a mediante de los poros. El de permeabilidad esta entre 50 y 250

md.

¢) Profundidad y temperatura del yacimiento: Las arenas productoras someras no
recomendables ya que la presion de inyeccion es mayor que con agua. La

temperatura en inyeccion no debe exceder 60 °C.
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d) Crudo: Se consideran crudos apropiados con valores aproximados de 5 a 50 cp.

e) Agua de formacion: A mayor salinidad, menor sera la viscosidad final de la

solucién polimérica.

> Criterios de diseno.

Tabla 12: Criterios de Disefio para Inyeccion de Polimeros

(Ferrer, Inyeccion de agua y gas en yacimientos petroliferos, 2001)

INVASION CON POLIMEROS. CRITERIOS DE DISENO

Petroleo - Gravedad

- Viscosidad

- Composicion

> 25 API

< 150 cp (preferiblemente
<100)

No critica

Yacimiento - Saturacion de

< 10% del VP de petroleo
movil

Petroleo
- Espesor neto No critico
- Profundidad <9000 ft
- Raz6n de movilidad  2-40
- Permeabilidad >20 md
- Factor de 0,5-0,85
heterogeneidad
- Temperatura < 175 °F (algunos polimeros
son estables a temperatura
mayores)
Agua - Salinidad Baja
Litologia Areniscas  preferiblemente,

pero pueden ser usados en
carbonatos

Se deben evitar las calizas con
altas porosidad.
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2.7 PROGRAMA CMG

Es un software de simulacién de yacimientos estandar de la industria petrolera
perteneciente a la empresa Computer Modelling Group; que se encarga de modelar un
yacimiento petrolero teniendo en cuenta sus parametros estaticos y dindmicos para poder

realizar predicciones futuras en la produccion de fluidos.

Los programas que desarrolla CMG son:

e STARS (simulador térmico),

e GEM (simulador de composicion y no convencional),

e  WinProp (simulador de caracterizacion de propiedades de fluidos),

e IMEX (simulador de petroleo negro),

e Builder y Results (simulador de creacion del reservorio).

CMG proporciona los resultados mas precisos para procesos de composicion,
convencionales, no convencionales y avanzados de IOR / EOR. El software CMG es el
estandar de la industria en cuanto a usabilidad, fisica, robustez y rendimiento.

(Petrofaq.org, 2020)

1l CMG Technologies Launcher
File Project View Configuration Help
Defaul Fokder -» C\Users\USERDocuments
Ci\Users\USER\Documents\CMG Templates

3 |8 aucn -

s e v e |

[5 Documentos
B+ | CMG Templates
B | PACOATESIS
PETROLEUN PACOA DATOS

Hame Size Type Date Modified

Plantilas personaiizadas de Office
B~ | Zoom

4 & &M W &8 @8 §a @ @4

Bulder 201510 Results Report Resulis Graph  Resulls 30 2015.10  ECL 100 Import GEM 2015.10 IMEX 2015.10 STARS 201510 WINPROP 201510 CMOST 2015.10
201510 2015.10 Assistant

2015 General

D Project Hame Job Name Priority  Status Scheduler Subrmitted At Started At Finished At Message

Figura 14: Ventana principal del programa
CMG, Version 2015.10
Autores: Borbor y Montalvan (2021)
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CAPITULO III: METODOLOGIA

3.1 TTIPO DE ESTUDIO

e Descriptivo, ya que se detallan las caracteristicas de los pozos perforados y las

propiedades de la roca reservorio del campo Pacoa.

e Inductivo, porque se utilizan datos de estudios previos, y de proyectos similares

de recuperacion asistida realizados en el campo para la simulacion.

e Explicativo, porque a través de la simulacion del yacimiento con respecto al
método de recuperacion mejorada que se planea aplicar, se puede determinar si
los casos de estudio realizados presentan un favorable aumento del factor de

recobro.
3.2 POBLACION Y MUESTRA

e Lapoblacion esta constituida en este proyecto por el campo Pacoa (Bloque 1) que

es operada por parte de la empresa Petroamazonas.

e [a muestra comprende los pozos perforados pertenecientes al nivel B, en la

formacion Socorro de la seccion Norte del campo Pacoa.
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3.3 DESARROLLO DE LA SIMULACION

3.3.1 Software de simulacion.

El software utilizado para el desarrollo de la simulacion de la presente tesis es el
software STARS perteneciente a la compafiia Computer Modelling Group, CMG, y
GMSH para la generacion de mapas de superficies de contornos y espesores. CMG
STARS es ideal para la simulacion de yacimientos con procesos tipo térmico y procesos
avanzados; es decir, desarrolla un modelaje avanzado en procesos que implican la
inundacion de vapor, combustion in situ, disolventes y productos quimicos. También se

utilizaran otras herramientas que ofrece el mismo software, tales como:

e BUILDER, con el que se creara el modelo del reservorio y del fluido

e RESULTS GRAPHS, el cual muestra los resultados mediante graficos.

GMSH es un generador de malla de elementos finitos tridimensional con un motor
CAD integrado y un post-procesador. Su objetivo de disefio es proporcionar una
herramienta de mallado réapida, liviana y facil de usar con entrada paramétrica y
capacidades de visualizacion avanzadas. Se basa en cuatro modulos: Geométrico (CAD),
Mallado, Solver y Postprocesado. Se prescriben de forma interactiva mediante la interfaz
grafica de usuario (GUI) o en archivos de texto utilizando el propio lenguaje de

programacion de Gmsh.

Modulo Geométrico: permite dibujar puntos, lineas, superficies y volumenes,

aunque en ocasiones es necesario definir elementos auxiliares.

e Moddulo de Mallado: crea mallados en una, dos y tres dimensiones con elementos

de varias formas y eligiendo el tipo de algoritmo de mallado.

e Moddulo Solver: implica la llamada a ciertos sistemas externos con los que

interactuar programadas por el usuario.

e Modulo de Postprocesado: esta ligado a la visualizacion e incluye operaciones

diferenciales, vectoriales y herramientas para nimeros complejos.
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3.3.2 Mapas isépacos.

Se determin6 que los mayores espesores de arenisca neta con respecto al nivel B
de la formacion Socorro, se encuentran en la parte noroeste y sur del campo Pacoa,
mientras que la variacion de espesor de las mismas presenta una alineacion NNE.

(Cuadros, 2018)

Para realizar la malla correspondiente al tema en estudio, se procedid a analizar las arenas
mas productivas que posee el campo Pacoa, las cuales son arena C y arena B, escogiendo
la arena B para el proceso de investigacion; para ello, se toma el mapa isépaco como base

de creacion, como se muestra en la siguiente figura:

MAPA ISOPACDO DE AREMISCA NETA DEL NIVEL B1
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Figura 15: Mapa isépacos de la arena B
(Cuadros, 2018)
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3.3.3

Diseiio de 1a malla con Gmsh.

Para el disefio de la malla del yacimiento en estudio se utiliz6 el software GMSH;

por lo tanto, se necesitd el mapa isopaco de la arena B (Figura 15), con la finalidad de

asignar las condiciones de contorno. A continuacion, se describe el proceso:

1)

2)

3)

4)

5)

6)

7)

En Gmsh, se importa el mapa de contorno. Se da clic en Merge para sobreponer
el mapa isoOpaco y asi tomar los puntos de todos los contornos, posteriormente se
guarda como archivo.geo. Luego se da clic en el mddulo de “Geometry” donde se
selecciona “Add”. Después se escoge la herramienta “point” y se coloca de punto
en punto sobre las lineas de contorno del mapa hasta completar la totalidad de las

capas.

Mientras se va creando los puntos, se anota de qué punto a qué punto es
determinada capa, ya que los puntos se guardan de manera general y asi se sabra

de donde empieza y termina una capa.

Se copia los puntos en un bloc de notas o archivo de texto y se eliminan los signos

+// que se generan de cada punto.

Se crea un documento en Excel donde se importa el bloc de notas y se ordena los

puntos por capa.

En el archivo de Excel ordenado, se deja en el formato (punto) (,) (punto). Para

eso, solo se utiliza los valores de X y Y y no se escoge el 1 ni el 0 del archivo.geo

Se copia los puntos ordenados en el archivo con formato (.bna) denominado Depth
y luego se copia lo mismo en el otro archivo denominado Gross Thickness. Para
el de Gross Thickness simplemente se cambia el valor de la profundidad y se

coloca el espesor empezando desde cero ft.

Una vez listos los dos archivos, “Depth.bna” y “Gross Thickness.bna”, se puede

correr en CMG.

Para la arena B se definieron 639 puntos con sus respectivas coordenadas tanto en

X, Y, Z, los cuales se plasmaran en el programa CMG.
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Figura 16: Diseiio del contorno de la arena B en Gmsh, Version 2020.

Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

3.4 MODELADO DE LA MALLA DE SIMULACION

Builder simplifica la construccion de los modelos de simulacion, integrando toda la
informacion relacionada con el yacimiento, el cual incluye el modelo estatico y sus
propiedades. Esta herramienta esta dividida en médulos independientes para el ingreso y

analisis de datos, los cuales son: control, yacimiento, componentes, roca-fluido,
condiciones iniciales, numérica, pozos y eventos.

3.4.1 Configuracion inicial para el modelado.

En el modulo I/0O Control se establece el tipo de simulador, la unidad con la que

se va a trabajar, tipo de porosidad; y finalmente, la fecha en que se dara inicio a la

simulacion. En este caso, se trabaja con el simulador STARS, con unidades de campo,
una sola porosidad y la fecha de inicio es el 1 de enero de 1992.
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Woarking Units Porosity Shape Factor
Qsl (®) Single Porosity ) Gilman and Kazemi Simulator
@® Fied () DUALPOR S e
Cllab (") DUALPERM

MoDS| OMNC Fractured

Advanced.. | (0)SUBDOMAIN Dl Pomsiy Type

Working Units

Subdivisions for Matrix Blocks Sub Divisions
Number of subdivisons 2

Shape Factor
Wolume fractions

(2 values expected) Simulation Start Date 1992-01-1.00

Simulation Start Date ) ) Once selected, these settings cannct be changed.
Year: (1982 | Month: 1 | Day:

Lok || Coned |

Figura 17: Ventana del modulo 1/0 control
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

3.4.2 Dimensiones del yacimiento.

En esta etapa se debe adjuntar al programa el bloc de notas denominado
“Depth.bna” creado con la ayuda del mapa isopaco, recordando que sus medidas se

encuentran en unidades de campo.

File Edit View |0 Control Reservoir Components Rock-Fluid Initial Conditions Numerical Geomechanics Well Tools Window Help

D@ BRSO E S WoePage - HER2OLFF LER LIS $QADOEH & = W

E | Plane 1of Tl eaaeaaal
10-20 Areal e 1of 1 Specify Calculate Validste With
Block Fil vl | v| [00das ~ Ty Frapiody HEL
e G CMGBuilder00.2D | CMGBuilderD0.plot |
€ Resenvoir |¥
S L L L L ) RARRLLAREY LR R) LR RRLIA RN LARRREALLY LARRRRRL) RARRRLRALY LLALAARAS) LR ARRRE - ey
0 Components |' E - ] 1,000 2000 3000 400 5000 £.000 7.000 2000 2000 User. Usuang
E Cote om0zt
€9 RockAud =S 82 [eme e
= = o [vecroar
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€ Humerical Y| |8 e
Geomecharics [*]IIE
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to @ Bimulation Results Output E
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Figura 18: Contorno de la arena B en CMG
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)
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Luego se crea la malla eligiendo el tipo de malla punto de esquina ortogonal, e

ingresamos las dimensiones 49 (I-direccién) x 83 (J-direccion) x 10 (K-direccion), la

direccion K especifica que el yacimiento se encuentra dividido en 10 capas en direccion

hacia abajo. Ademas, que cada bloque en la direccion i y j tendran una medida de 100 ft.

Create Orthogonal Corner Point Grid

Grid Type
Cartesian
(@) Comer point {orthogonal)

K Direction
Up

(@) Down

Number of Grid Blocks
| direction J direction K direction

43 fa3 10

Block widths
| direction
49100

J direction

Controlling Grd spacing
[] Snap spacing

Snap grid lines as mutltiples of:
| diresction J direction

1 1

[ ok ]

Cancel

Figura 19: Dimensiones del mallado
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

Y de manera automatica el mallado se ajusta a las dimensiones del mapa is6paco

como se muestra a continuacion:

1~ | Builder - [CMGBuilder00.dat:1]
| File Edit View |O Control Reservoir Components Rock-Fluid Initial Conditions Numeri(a\iﬁeume(hani(s Well Tools Window Help
b B @ & WholePage - |5 T8|E @ 5 | IF ¢+ Qe & sa 5 3
Plane 1of 10
Girid Top ~
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Figura 20: Mallado ajustado al mapa de contorno de la arena B
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)
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N Propiedades/caracteristicas de la roca.

Luego se procede a ingresar los archivos correspondientes a la profundidad y
espesor del yacimiento en los casilleros de “Grid Top” y Grid Thickness”. En la
casilla 1 de Grid Top ingresamos el archivo (Depth.bna) y se le asigna el 10%
del espesor del yacimiento. Luego el mismo procedimiento se realiza en los
casilleros de “Grid Thickness” con la diferencia que se carga el archivo (Gross
Thickness.bna) con un valor de 0.1 (10%) y se realiza el mismo procedimiento

para las 10 capas restantes.

Edit Specification

Onlyfor Start Tme, Goto  Gnid Top

Gad Top Gnd Thickness
UNITS: i

SPECIFIED: X X
HAS VALUES: X X
Whle Gd ] 0.25%
Layer 1 {C:\Users\Usuario\Documents\TE .. (C:\Users\Usuanio Documents\TE...
Layer2 ' (C-\Lsers'\Ususrio\ Documents\TE...

Layer 3 (C\Users\Usuario' Documents\ TE.
Layerd (€ \Lsers' Lisuasio\Documents\ TE..
( C:\Lsers\\Lsuario\Documents\ TE. .
(CA\Users\Usuano\Documentsh\ TE .
{C\Users\ Lsuario Documents\ TE.
(C\Users'\Usuiario' Documerts\ TE.
(C\Users\Usuario\Documents\TE..

1A leare' | Lo imnin' Nasomants TE

Figura 21: Adjunto del archivo Depth.bna y Gross Thickness.bna
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbory Montalvan (2021)

Ademas, se le asigna el valor de 0.2996 en la columna de porosidad,
permeabilidad en 1 de 444, las permeabilidades en J y K se selecciona una
constante Equals *. Finalmente, se puede observar el mallado bidimensional y
tridimensional relacionado con la profundidad y espesor, como se muestra en las

siguientes figuras:
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Figura 22: Mallado 2D de la arena B
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)
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Figura 23: Mallado 3D de la arena B.
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)
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3.4.3 Componentes.

En esta etapa se incorpora la informacion PVT del fluido de la arena B, cuyo

procedimiento es el siguiente:

— Se selecciona “Import Black Oil PVT”, se escoge las unidades de campo y se da
clic en “Launch Black Oil PVT”. Se genera una nueva ventana donde se escoge
“Generate

PVT Table Using Correlations”, se

ingresa los valores

correspondientes de la siguiente tabla:

Tabla 13: Valores PVT usando correlaciones.
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

Tyac p maxyac P b Poil pgas
°F psi psi
97 600 400 40.8 0.772

Automaticamente se genera los resultados de la tabla PVT con los siguientes

datos:

PWT Table Type: Oil and gas (PVT) = | Table Uses: | Gag expansion factor (EG) v
Include Oil Compressibifty in PVT Table Dif el oot toble picrean oo
Bubble point pressure
[ Include Gas-oil Interfacial Tension in PVT Table
Qil formation vol. factor
!,I‘mli!,l Solution gas-oil ratio
# P | Rs | Bo | Eg [ viso | visg | co -
pi | e3/bbl | | e3/bbl |ep |ep | 17psi
1 14 696 64574 1.01625 527357 225075 0.0106986 3e-005
2 40.3829 11.7138 1.01819 14 5621 217509 0.0107232 3e-005
3 66.0699 17.4185 1.02032 235423 205951 0.0107525 3e-005
4 91.7568 234647 1.02259 33.4156 202591 0.0107852 3e-005
5 117.444 29.7906 1.02459 42,9836 1.95519 0.0108206 3=-005
6 142.131 36.3548 1.02749 52,6481 1.88774 0.0108584 3e-005
T 168.818 431278 1.0301 62.4105 1.82372 0.0108985 3e-005
8 154.505 50.0872 1.0328 722725 1.76312 0.0105406 3e-005
£} 220191 57.2154 1.03559 822358 1.70534 0.0109848 3=-005
10 245878 644582 1.03847 523021 1.65174 0.0110309 3e005 ¥
< >
I ]
Eds
ok ] [ e | [ mew | [ e |

Figura 24: Resultados PVT generados
CMG (Version 2015,10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)
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— A continuacién, nos muestra la ventana principal donde se debe ingresar la presion

de burbuja (400 psi) y la temperatura del yacimiento (97°F):

This black cil PVWT import wizard will create a new fluid model for STARS. Black oil PVT can be input using 2 methods: 1)
read from a file. or 2) generated from anahytical PVT comelations using the black oil PVT graphical user interface (GUIY
If the PVT data is read from a file. it can be edited using the black oil PVWT GUI.

- Oil Density Options

(@) Use Do={DeadCilDensity + GOR GasDensity)/Bo

Bead Black Oil PVT Data in IMEX Format

Launch the Black Qil PVT Graphical User Inteface{GUI)

Write Black Qi PVT Data to a File

Aversge and Select PVT Region

P Region #1. psi

Black Qil PWT Properties -
Select Units Field -

) Input live oil density in the table on the right
D]nput gas gravity in the table on the rght and
calculate oil density using the equation above.

Bubble FPoint Pressure and Temperaturs
To enable the Mext button, a bubble point pressure that
is identical to one of the pressure points in the black oil

PWT table and ure must be input

=R =N RN = L A

EBe-Match

Figura 25: Ventana principal - Ingreso de Presion de Burbuja.

CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

— Finalmente, se verifican las propiedades PVT con sus errores promedio con

respecto a las correlaciones utilizadas:

Step 5: Check Matches of PVT Properties

Explain Densty Match

Density Match Controks

Ol density weight | 1

O FVF (Bojwesght | 1
Themal Expansion Cocfficient
() Use Input Value

() Calculate from first Bo
(@) Automatically match value

| Explain KVaue Match |
K Value Match Controls

El}nmtuhbﬂum

@) Use K value coafficients

i) Use K value table

P ardd rras bermpesr siune
55.F £33 F
Min amd mar pressue

145038 ps 5899999 ps

Density Match Results
{lhuiag_azwnﬁchwihpoits

65731 bA3
Awg emor=0.01 &

s |

TePo emmor= 0,20 %
Gas Visc err= 1.8 %

Awg emor= 1.05

[ <Bask | [ Mew> | [ Cancal |

Figura 26: Ventana de errores promedio de las propiedades PVT.

CMG (Version 2015,10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)
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3.4.4 Interaccion roca-fluido.

En esta nueva etapa se generan las curvas de permeabilidades relativas y presion capilar.
De esta manera, se conoce como se mueve una fase (gas-petroleo-agua) con respecto a la

otra.

— Se ingresa a la seccion Rock Fluid Types y se escoge “Generate Tables Using
Correlations” dando como resultado una tabla donde se deben ingresar valores de

saturaciones y permeabilidades de la arena.

Falc:.rlations far oil-watergas system

Use list below as a guide to set exponent values for the generalized
equations, orto select specific analytical equations.

Suggestions not required.

I Show Equations

Qil-Water Table

[ Liquid saturations da net include connate water

Description | Valus |

SWCON - Endpm!'rt Saturcmlon: CoT1lnate Water 0.15 00 T n —. o T ¥
SWCRIT - Endpoint Saturation: Critical Water  0.15 Sweon Swerit 1-Sorw 1-Soirw
SOIRW - Endpoint Saturation: Imeducible il .. .D
SORW - Endpoirt Saturation: Residual Gilfor... 0.4
SOIRG - Endpoint Saturation: Imeducible Oilf... 0
SORG - Endpoint Saturation: Residual Ol for ... 02
SGCON - Endpoirt Saturation: Connate Gas 0
SGCRIT - Endpoint Saturation: Critical Gas 0.05
KROCW - Kro at Connate Water 1
KRWIRO - Krw 2t Imeducible Oi 1
KRGCL - Krg at Connate Liguid lo3
KROGCG - Krog at Connate Gas '
Exponert for calculating K from KRWIRO
Exponent for calculating Krow from KROCW
Exponent for calculating Kfog from KROGCG

& Exponent for calculating Krg from KRGCL

Liquid-gas Table
(*NOSWC not active)

i
d 3
:-: el
i 3|
i (1]
5 |
6 |
?_
3 |
5 |
10
11
12]
13
14|
15|
e

1

Figura 27: Ventana de correlaciones de permeabilidades relativas
CMG (Version 2015,10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

3.4.5 Condiciones iniciales.

En esta etapa se definen parametros iniciales del yacimiento que requiere el
simulador tales como presion inicial, profundidad de los contactos agua-petroleo y gas-

petroleo, y la profundidad de referencia de la arena.
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Profundidad Referencial

Espesor (17)
Prpr = Hyac + T

Profundidad Contacto Agua-Petrdleo

Py /o = Hyqc + Espesor Prgp (18)

Wertical Equilibium Calculation Methods
(®) Depth-Average Capillary-Gravity Method { VERTICAL DEPTH_AVE )
() Add a phase pressurs comection. { EQUIL)
() Da niot add & phase pressure comection. ( NOEQUIL)

(7 Do Not Perform Vettical Equilbrium Calculations ( VERTICAL OFF )

Datum Depth for Pressure
[ Datum Depth for Output Pressure { DATUMDEPTH}  Depth
#) |Js= Initial Equitbrium pressurs distibution to calculate comected datum pressures. { INITIAL )
 Use the gnd black denstty to calculate comected datum pressures. | REFDENSITY GRIDBLOCK )
) Use an input reference density to caloulate comected datum pressures { REFDENSITY density | Density;

Intialization Region IHegion 1 V| m
Reqion 1: Intialization HegionSpedﬁcatbﬁs
Initialization Set Number 1is not defined. Grid depth range: 81276910 27

Refererice Pressure ( REFPRES ) Water/Gas Transtion Zone (TRANZONE): [

Location For Reference Pressurs Initial Reservoir Saturation

(®) Reference Depth ( REFDEPTH ) I”“—| Water0ll Cortact Depth (DWOC ) @
(- Reference Bock (REFBLOCK)

(UBA Fomatie. il jTk1/i2j2k2 ..) Gas O Contact Depth ( DGOC ) LA

0K || s || e e

Figura 28: Ventana de condiciones iniciales.
CMG (Version 2015,10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)
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3.4.6 Control de Métodos Numéricos.

En esta etapa se ingresa el tipo de método numérico, los intervalos de tiempo,
entre otros. Y los parametros como presion y saturacion estan generados por defecto, por

lo tanto, no se designan valores.

(19920101 (Mumerical) v =
Genaral Numaet
Keyward Description | Defaut Valve [ Dataset vaiue Set At Time A~
Timestep Control Keywords
Madmum Number of T s (MAXSTEPS) 5393
WMamum Time Step Size (DTMAX) 1e=020day 0=y
Minimum Time: Step Size (DTMIN) 1e-008 day
First Time Step Size after Wel Change ([DTWELL) 0.01 day
Solution Method Keywords
Isothesmal Option (ISOTHERMAL} OFF 3
Moded Formuiation (TFORM) SXY zr s)
Under-Rekaxation Option (UNRELAX) -1
Upstream Calculation Option (UPSTREAM) NLEVEL ~
Maximum Newton kerations (MEWTONCYC) 15
Maximum Time Step Cuts (NCUTS) i
Maximum Pressure Limit (MAXFRES) 145038 psi
Minimum Pressure Limit (MINPRES) 725189 sl
[ Lime (MINTEMP) 238F
Madmum Temperature Limt (MAXTEMP) __|3832F
Masximum Phase Switches per Time Step (PYTOSCMAX) | 60
Adaptive knphcit Method (AIM) OFF )
Frequency of Checking for Backward Switching (BA.
Threshold Vake (THRESH)
Material Balance lterations (MATBALITER) 3
Mgtenial Balance Emor Tolerance (MATBALTOL) 0.0001
Linear Solver Keywords -
< I >
Comments for

Figura 29: Ventana de Control Numérico
CMG (Version 2015,10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

3.5 CONDICIONES OPERACIONALES DE LOS POZOS

En esta etapa se colocan los pozos productores como inyectores dentro del area de interés.
El arreglo escogido es de 5 pozos invertidos, donde el inyector esta en el centro y en las
esquinas 4 pozos productores. Los pozos seleccionados del campo Pacoa son: PACOA
09, PACOA 10, PACOA 40, PACOA 42, PACOA 43, donde el PACOA 43 se transforma

en inyector debido a su baja produccion.
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__ CMGBuilder00.3D | CMGBuilder00,plat |

Grid Top (ft 2021-01-01

Figura 30: Ubicacion de pozos productores e inyector.
CMG (Version 2015,10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

3.5.1 Informacion de los pozos y datos recurrentes.

N Creacion de los pozos: Para la creacion de los pozos productores como inyectores
se ingresa a la seccion “Well & Recurrent”, seleccionamos la opcion “Well New”
y aparecera una ventana donde se ingresa el nombre del pozo, el tipo y la fecha de
inicio. En la opcion Type, para los 4 pozos productores se escoge “PRODUCER”
y para el pozo inyector “INJECTOR MOBWEIGHT EXPLICIT”.
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Erter 3 single well name or a comma () separated st of names,
MName: [PacoA 09 ]

The nams & Wisd a5 2 base and

[ Add mutiple wels rumbered gt numb=rs aie appended

T}W. _F_H -“_n -l_:ER W i
- !3\# or 2nd leved group
! other groups

Group: <Naona>

with no:
ol

: use to multiply well rates and
[ Fraction: 0 fuse s

In order to keep the new type the Constraints has to be set toa,

Simulation start date: 13920101
[ in-nmm date; 1954-01-01

| Add walls using a difing schedule of

[

Figura 31: Ventana para crear los pozos productores.
CMG (Version 2015,10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

§57 displayed wells 507 5 |202101400 v |3 Well: "PACOA 43INY & 2021-01-01 (10533.00 day)
Name / Date: Evert 4 ID & Type: [V Well defintion  Previous date. <none>
20110101 PRODUCER —
cansiminty Constraints
OPEN ——— Heme: PACOA 434NY [ Edt
120101 PRODUCER o
conelsanty Welbors
OPEN — Te INJECTOR MOBWEIGHT EXPLICIT ~ »|
0130101 PRODUCER Fiected Fhid N
. Conue <hione> 7 e Lyt
aPEN O other groups attached to &
20140101 PRODUCER — [OFrestion: 1 use bo multily well rates and
Layer Gradbert o index
conatraints
oM Gas Lif
20150101 PRODUCER il
constraints Guide Rates
ALTER S—
OPEN + Comments
PACOA 43INY
071041 WELL
INJECTOR
constraints
injected fluid
ALTER
OFEN ™
Name  — - R [ I
Sﬂw:gm [ Toos » | |ResetPage | [lAscwpsy | OK | [ Cancd | Al Hep |

Figura 32: Ventana para crear el pozo inyector.
CMG (Version 2015,10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

N Perforacion del pozo: Para la perforacion de los 5 pozos, se da clic sobre el

nombre y se despliega la ventana “Well Completion Data” y en la seccion

denominada “Perforations” se coloca las siguientes coordenadas de los bloques.
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Tabla 14: Perforacion de los pozos en la malla de la arena B.
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

POZOS PRODUCTORES POZO INYECTOR
POZOS COORDENADA POZOS COORDENADA
Inicio Final Inicio Final
PACOA 9 23521 235210
PACOA 10 27331 273310
PACOA 43 30421 304210
PACOA 40 1746 1 1746 10
PACOA 42 33541 335410

Datos de produccion e inyeccion: Una vez que los pozos hayan sido ubicados en

el modelo del yacimiento, se procede a ingresar los datos. La informacion de los

pozos productores es recopilada con su historial de produccion, donde la tasa de

petrdleo en superficie maxima es variable y para el pozo inyector se ingresa la

tasa liquida en superficie maxima y la presion de fondo. A continuacion, se

muestran los controles.

1994-0101 v || Well: 'PACOA 03" at  1994-01-01 (731.00 day)
Nane / Date Everd i 1D 4 Type [ Constrairt definition peevious date: <none>
PACOA 09

LT e Constrairts # |Constant | Pammeter | imt/Mod | value ction
PRODLUCER Whiighers *1 |OPERATE 570 surface ol mte  max V6458 bhbl/day CONT
et 2 |OPERATE  BHPbotomholepressre *MIN ™ 28 ps CONT

Welbore

19350101 FRODUCER S e R S N Yot i =l
constraints Fjected Fuid
OFEN —

19360101  PRODUCER Dptions
constraints < >
OPEN el

e Mz number of continue-repeat allowed (MXCNRPT) 1

1987-01-01 PRODUCER Gas Lt X 2w e
constraints R —
OPEN Guide Rates

19380101 PRODUCER < consiraint modifirs >

Cor -

ome Y COTEIE [T Change cument primary constrant (ALTER) ] Set new or change ol corataint (TARGET)

19990101 PRODUCER STO 0 bbl/day #  [Pammeter  |Vale |
constraints select new
OFEN

2000-01-01 PRODUCER Alter:  previous date: <none>
constraints 4

Tamget: previous date: <none> >
.. w0 | [
® —— - =
Sortby: r%;": [ Todk » | ResstPage | [lamompy | oK Cancel Aogly Help

Figura 33: Ingreso de las caracteristicas de los pozos productores.

CMG (Version 2015,10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)
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W dplayed wels 5of 5 20215101 ~ = Well: 'PACOA 43NY' a  2021-D1-01 (1059300 day)
Name / Date Ewvert [ D& Type (] Constraint defintion previous date: <none>
20110101  PRODUCER
bl < £ |Constmit | Parameter [ Lt ode [value Action
OPEN T |#1 |OPERATE  STWaudscewaterrste ' MAX 1000 bbliday | CONT
2012610y FRODUCER —_— 2 |OPERATE  BHPboftomholepressue MAX 1500 psi CONT
Wellbo
OPEN b sslect new ;I
201301401 PRODUCER Injected Flud
QPEN Options
14 P
20140101 RODUCER < . >
pissiony = S Eﬁ’ Max. number of continuerepeat allowed (MXCNRPT) 1
20150101  PRODUCER il
constrairds Guide Rates
ALTER < irt modifers >
QOPEN ~ Comments
Changs cument primary constrairt Set change old constraint (TARGET)
PACOA 434NY &7 : Ly (3 Set nww or W
20210101 WELL STW [1000 bbl/day | #  |Pammeter | Vake |
INJECTOR [
constraints
injected fluid Mlter: previous date: <none>
3‘:;7 Targel: previcus date: <none> >(
L
Neme.  ——— R [ I
mw;gm | Toos » | ResetPage | [lAwosppy | OK | Cancel | Apply Help |

Figura 34: Ingreso de las caracteristicas del pozo inyector.
CMG (Version 2015,10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

N Tiempo de simulacion: Se abre la ventana “Simulation Date” donde se debe
especificar el tiempo de simulacion. Para este caso de estudio, el lapso de tiempo
de simulacién sera de 6 afos. La fecha de inicio sera el 1 de enero del 2021 y

culminar el 1 de enero de 2027,

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

# | Date & Tme [day) [s=t STOP | Commenis A Addanew date: =
2 20150101 (8401.00) 0O =
5 | % 20160101 (8766.00) O Add srange of dates: | |
% * 20170101 (9132.00) I
Z7 |+ 20180101 (3497.00 0 s slidded oty I
28 # 20150101 (9862.00) ]
2 | * 20200101 (10227.00) ]
3 | 20210101 (10533.00) [}
31| % 20210108 (10600.00) (] Dlte o sty duos: [ K|
2 * 20220101 {10858.00) ]
B |+ 203 M2 (=
4| 20230001 (1132300) O Ry el e i i
3B | * 20231231 (11687.00) O outpud (wth WSRF)to:
3| * 20240101 (11688.00) O Dot limit gid output v |
37 | % 20250101 (1205400) O Dmeee;dm;kwdn 3
38 | % 20251201 (12388.00) [} {WSRF}o limit grid outout
33 | % 20260101 (12413.00) O Recommendations |
40 20270101 {12784.00)

W
€ >

—

Figura 35: Tiempo de simulacion.
CMG (Version 2015,10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)
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3.6 PROCEDIMIENTO PARA LA CREACION DEL POLIMERO

Para el proceso de inyeccion de polimero se utiliza la herramienta Process Wizard que se
encuentra en el moédulo componente, el cual sirve para representar y modelar diferentes
tipos de procesos como crudo espumante, combustion, alcalino-surfactante-polimero,
inyeccion de agua de baja salinidad, precipitacion de solidos y asfaltenos. Los 2 tipos de
polimeros a utilizar son HPAM y AN125VHM, cuyo procedimiento de creacion es el

mismo como se muestra a continuacion.

— Se escoge la opcion “Alkaline, surfactant, foam and/or Polymer model” y dentro

de ella escogemos la opcion Polimero.

This wizard will use the esasting fiuid model saction for STARS and add the necessary dats for
the process desired to be simulated. The user must begin this wizard with @ minimum of two or
three components that descrbe the black oil behavior of the system,

(Choose 3 process from the combo box below and a description will be displayed.

|.'Icﬂ1e. surfactant, foam, and/or polwmer model

This mcremerttal ol recovery from this process occurs when natural sufactants are crested
when the oil reacts with the alkal and resulis in ultra low interfacial tension.  This capacity of
foemning natural surfactants is imied depending on how much natusal acid the crude contains. ff
the crude containg small amounts of natural acids. a low concentration of injected alkal is
required and the ingactad sufactant needs to be present to form the Llra low intelfacial lension.
If the crusde contains high amounts of natural acids, a higher concentration of allkal needs to be
prasent in the injected fluid, and the concentration of sufactant required s lower.

Injacted polymer helps to improve the mobiity ratio by increasing the viscosity of the injected
water. Potential for good oil recoveny in conventiona! alkaline flooding is higher in crudes that
are viscous, napthenic, and low APl The oll must be heavy enough to contain the desired
organic scids, but kght enough to permi some degrea of mobilty control during flooding. The
upper viscosty imi for alkaline flooding is < 200 cp. The mnimum average permeability should
be > 20md. Sandstone is preferad because carbonates may condain anhydites or gypaum
which reacts to consume the alkaling chemicals. Alkaline also reacts with clays. and the
reactions are higher & elevated temperstures.  Therefore, maimum temperature should be
about 200 F. Akaine puts a negative charge on reservoir rock, which reduces polymer
adsorption.  the surfactant pantions mostly in the water phase, then the presence of allall
should reduce the sufactart adsorption.  The presence of salt changes the behavior of the
safactants in the presence of akaliin @ complcated manner: Therefore, Isboratory studies
must be dons|

Akaline underooes unwanted reactionz with resenvolr brine and rock that waste the alkaline
additve. Sufactants fsoaps) can induce mixdng of water and ol phaze by lowenng ntedacial
lensions. Fesidual ol saturations are reduced based an local values of capiary number,
Surfactants can be prmanily water soluble, pimariy of soluble or approdmately equally soluble.
‘Optimal performance is nomally associsted with equal solubility betwean water/oil phases

Bach ‘_M > |W|

Figura 36: Ventana de creacion del polimero.
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

— Luego se ingresa la siguiente informacion del polimero HPAM Y AN125VHM.
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Tabla 15: Informacion base de los polimeros

(Angarita & Buitrago, 2016)

Factor de Volumen Poroso

Polimero Porosidad Resistencia Accesible
FR, VPgec
HPAM 0.438 3 0.7
AN125VHM 0.1527 3 0.75

— Para el modelo se estima que la cantidad del polimero no disminuye con el tiempo

y que no existe variacion de humectabilidad, por lo tanto, se desmarcan estas

opciones.

Choose model
{Eobner flont (i L componsnty) 2|
Select Options

Potymer wiscosity is a funciion of Salinity O

Polymer is adsorbed onto the reservoir rock (vl

Polymer msistance factor (1.0=no permeabiity blockage) 3

Accessible pore volume for polymer adsomtion 07

Polymer Wetiabity Shift ]

Polymer quaritty decreases wih tme O

Rock type for conversion of adsomtion values fgm rock o PV} Sandstone ‘
Fock Density, gm/cm3 265 |

<Bsck | Neat > Cancel

Figura 37: Especificaciones del polimero.
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

— Posteriormente, se ingresa los datos de adsorcion del polimero (mg/100g rock) y

el % del peso del polimero. Las siguientes tablas detallan la informacion de los

dos tipos de polimeros a utilizar.
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Tabla 16: Propiedades del polimero HPAM.

(Angarita & Buitrago, 2016)

Concentracion Peso Adsorcion Viscosidad
(ppm) (%) mg/100g rock (cP)
0 0 0 0.48
20 0.00250149 0.46300 0.72
50 0.00500285 0.48500 1.09
75 0.00750408 0.53296 1.40
100 0.01000519 0.57100 1.72
150 0.01500704 0.60215 2.39
200 0.02000838 0.64890 3.00
250 0.02500923 0.69615 3.81
400 0.04000876 0.84090 6.20
500 0.05000595 1.02000 7.88
600 0.06000114 1.04090 10.50
800 0.07998552 1.24890 13.10
1000 0.09996191 1.43000 18.90
1500 0.14986796 2.03990 31.68
2000 0.19972417 2.78000 48.08
2500 0.24953062 3.33990 67.48
3000 0.29928738 4.06490 89.88
3500 0.34899000 4.83990 115.28
4000 0.39865000 5.66490 143.68
Tabla 17: Propiedades del polimero ANI125VHM
(Angarita & Buitrago, 2016)
Concentracion Peso Adsorcion Viscosidad
(ppm) (%) mg/100g rock
0 0 0 3.117
25 0.00257 0.037375 3.220
50 0.00507 0.067000 3.326
75 0.00757 0.096375 3.436
100 0.01007 0.125500 3.550
150 0.01507 0.183000 3.788
200 0.02007 0.239500 4.043
250 0.02507 0.295000 4314
500 0.05007 0.557500 5.971
800 0.08007 0.839500 8.819
1000 0.09996 1.010000 10.62
1500 0.14987 1.390000 24.32
2000 0.19972 1.460000 46.13
2500 0.24953 1.700000 76.15
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Ertter porosty of |aboratory polymer adsorption sample 0438 |

Weight % Polymer | Polymer Adsomtion, ma/{100gm rock} ~
1o 0 '
|2 |0.00250149 0463 )
a8 .00, (A
4 |o.no7sne08 053296

[ <Back || Nee> | [ Cancel

Figura 38: Ingreso de valores de % Peso y Adsorcion del polimero.
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

Select option for velocly/shear effects on polymer viscosty | No veloctty or shear effects ™|

Select option for Z axis on the plot Nene i
2 |00s |52
3|0 ) | .48
4 |0.00250143 |72
5 | 0.00500285 1.059
6 | 000750408 14
- Eelan it il = d | 17 fyl
[T
— -
T tes2 R R s T T
= i i o=
B : -
@ ;| H
E 1evt L S -S— ades
- : ! :
g :
= H
G 1e+0 v
g H
€ o000 016 0,24 0,32 0,40
Polymer Concentration, wit%
1e-1 =

[ <Back || Net> || Camcel |

Figura 39: Ingreso de valores de viscosidad del polimero.
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)



— Finalmente, se debe seleccionar los periodos de tiempo en los que se inyectara el

polimero.

— Se da clic en Finish y se abre la ventana de control del pozo inyector, donde se
debe colocar las fracciones molares del agua y del polimero dependiendo del tipo

de concentracion.

Tabla 18: Valores de Fraccion Molar
(Neira & Tomala, 2018)

CONCENTRACION HPAM AN125VHM
1000 2.253889754e-06  1.502148794e-06
1500 3.380832072e-06  2.253295319¢-06
2000 4.507765911e-06  3.004287656¢e-06

7] dispiayed wells 5of 5 [2021-01-01 v =@ Well: 'PACOA 43INY" a  2021-01-01 (10593 .00 day)
Name / Date Event L D& Type ) .
PACOA 42INY ————————— hjecledfiid:  WATER v
20210101 WELL Constrairts
INJECTOR T # | Component Mole Fracton | Normalze |
constraints Mty 1 Water 0.999996613
injected fiuid Welbore 2 FPolymer 3 38083207006
ALTER 3 Dead_Oil 0.0
QPEN Injected Fuid 1 Soin_Gas 00
20221271 INJECTOR _—
2 Total: 10
constrairts Options
injected fuid
ALTER ey Saerk
OFEN o Ui
20230101 INJECTOR Sl )
consiraints Gude Rates
injected fiuid S—
ALTER Comments
OPEN B — Irgection fluid / stream attrbites
20231231 INJECTOR [ Tremperatias OF
constraints
injected fiuid [ Steam qualiy o
ALTER
Pressure
OPEN B 0 psi
20240101 INJECTOR " =) ]
@) Name e | ey — e —r——|
Satt by t%Dm | Toas » | ResetPage | [lAsospply | 0K | Cancdl | Aoy Help |

Figura 40: Ventana de caracteristicas del fluido inyectado.
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)
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CAPITULO IV: ANALISIS DE RESULTADOS

4.1 ANALISIS DE CASOS DE ESTUDIOS

En este capitulo se presentan los resultados finales en funciéon a la simulacion de
inyeccion de polimeros. Los agentes poliméricos HPAM Y ANI25VHM fueron
considerados con concentraciones de 1000 ppm, 1500 ppm, y 2000 ppm a diferentes
caudales, cada uno de 1000 bbls, 1500 bbls y 2000 bbls para las pertinentes corridas de

simulacion.

Empezaremos explicando la produccion con recuperacion primaria, seguida de una
simulacion de inyeccion de agua y posteriormente, con la inyeccion de los diferentes
agentes quimicos como solucion polimérica y solucion alcalis-polimero-surfactante.

Estos procesos de simulacion empiezan a partir del afio 2021.

4.2 PRODUCCION PRIMARIA

Produccion de Petréleo

Oil Recovory Factor SCTR
w
8

0l Prod Cum SCTR (bbl)

o
a
&

0.000

T T T T T
1995 2000 2005 2010 2015 2020

Time (Date)

Oil Recoveny Facior SCTR
— =—— —— = Oii Prog Cum SCTR

Figura 41: Factor de Recobro y Produccion acumulada de Recuperacion Primaria
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)
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Producciéon Primaria

170 = cvcnnnnn L LT LT LT T T L L L LT TP PP

..................................................................................................

Oil Prod Rate SCTR (bbliday)

Y

L 1 ) ] ]

2008 2010 2018 2020 202%
Time (Date)

Ol Prog Rate SCTR ]

Figura 42: Tasa de produccion de petroleo en recuperacion primaria.
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbory Montalvan (2021)

Nuestro principal objetivo es analizar el factor de recobro, el cual en el arreglo de pozos
planteado es de 5.40 %, una produccion de 1,2 bbls/d y una producciéon acumulada de
52352,3 bbls con respecto al afio 2021. Estos datos se observan en la Figura 42 y Figura
43.

4.3 CASO BASE - INYECCION DE AGUA

Una vez culminado el andlisis de la produccion primaria, se procedid a realizar una
simulacion con inyeccion de agua con tasa de 1000 bbls/d durante un periodo de 6 afios,
dando como resultado un aumento en el factor de recobro de 7 % hasta el ano 2027, una
produccion acumulada de 68416,6 bbls, y con una produccion de 9,04 bbls/d. A

continuacion, se muestran los resultados de la inyeccion de agua.
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Recuperacion Secundaria - 1000 bbls/d
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Figura 43: Tasa de recuperacion de petroleo con inyeccion de agua.
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

4.4 CASO DE ESTUDIO — INYECCION DE POLIMEROS

4.4.1 Polimero #1 — HPAM.

Se planteo el uso de la poliacrilamida parcialmente hidrolizada con tres diferentes
caudales 1000 bbls/d — 1500 bbls/d - 2000 bbls/d. Ademas, se utilizd 3 tipos de

concentraciones las cuales se detallan a continuacion.

Tabla 19: Fraccion molar de concentraciones, HPAM.
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

Concentracion Fraccion Molar
ppm
1000 2.25250E -06
1500 3.37875E-06
2000 4.50500E-06
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0il Recovery Factor SCTR

+ Concentracion de 1000 ppm @ 1000-1500-2000 bbls/d.
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Figura 44: Factor de recobro - HPAM 1000 ppm
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

+ Concentracion de 1500 ppm @ 1000-1500-2000 bbls/d.

-,

Factor de Recobro
10.0

Figura 45: Factor de recobro - HPAM 1500 ppm.
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)
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% Concentracion de 2000 ppm @ 1000-1500-2000 bbls/d.
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Figura 46: Factor de recobro - HPAM 2000 ppm.
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

- Anadlisis técnico: A continuacion, se muestra las tablas de los resultados de factor
de recobro para los 3 escenarios planteados.

Tabla 20: Factores de recobro, HPAM
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

Concentracion Concentracion Concentracion

1000 ppm 1500 ppm 2000 ppm
Caudal FR FR FR
(bbls/d) (%) (%) (%)
1000 7,49 7,43 7,35
1500 8,35 8,24 8,11
2000 8,64 8,45 8,30

Desde el punto de vista técnico, los 3 escenarios planteados tienen un aumento

significativo del factor de recobro después de la recuperacion primaria, pero para
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este estudio se escogid el caudal de 2000 bbls/d como el 6ptimo, ya que es el que

tiene mejor resultado en comparacion de los demas caudales.

Luego de decidir el caudal de inyeccion de la solucion, procedimos a evaluarlo a
diferentes concentraciones entre 1000-1500-2000 ppm con la finalidad de

determinar el 6ptimo, obteniendo las siguientes graficas.

Factor de Recobro - HPAM 2000 bblsd

T T T T T T T
2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2028

Time (Date)
oil Factor SCTR ién 1000 ppm irf
— — — - 0il Factor SCTR Cs &n 1500 ppm irf
=il Factor SCTR &n 2000 ppm irf

Figura 47: Factor de recobro- HPAM 2000bblsd a diferentes concentraciones.
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

Produccion de Petroleo - HPAM 2000 bblsd

L3
1

T T T T T T
2022 2023 2024 2025 2026 2027
Time (Date)

0il Frod Rate SCTR i6n 1000 ppm irf
—— —— — - Oil Prod Rate SCTR C i&n 1500 ppm irf
Oil Prod Rate SCTR Ct &n 2000 ppm irf

Figura 48: Produccion de petroleo - HPAM 2000bblsd a diferentes concentraciones.
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)
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Produccion Acumulada - HPAM 2000 bblsd

9,dde+d =

3 dde+d =

744044 =

6 44a+4 -]

0il Prod Cum SCTR (bbl)

5,44e+4

444044

T T T T T T
2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029

Time (Date)
Oil Prod Cum SCTR ién 1000 ppm irf
= = = = Oil Prod Cum SCTR Ci &n 1500 ppm irf
Oil Prod Cum SCTR G iGn 2000 ppm irf

Figura 49: Produccion acumulada - HPAM 2000bblsd a diferentes concentraciones

CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

Analisis técnico.

La Figura 48 con respecto al factor de recobro muestra lo siguiente:

Concentracion de 1000 ppm: 8,64 %

Concentracion de 1500 ppm: 8,45 %

Concentracion de 2000 ppm: 8,30 %

La Figura 49 con respecto a la produccion acumulada se obtuvo los siguientes

resultados.

Concentracion de 1000 ppm: 83570,8 bbls

Concentracion de 1500 ppm: 81763,5 bbls

Concentracion de 2000 ppm: 80352 bbls
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La figura 50 muestra los resultados con respecto a la produccion de petroleo,
denotando que en el afio 2023 los 3 tipos de concentraciones alcanzan la mayor

tasa de produccion.

e Concentracion de 1000 ppm: 22,97 bbls/d

e Concentracion de 1500 ppm: 22,24 bbls/d

e Concentracion de 2000 ppm: 21,37 bbls/d

- Resultado.

Se puede observar que, a medida que se aumenta la concentracion, la produccion
tiende a declinar. Por lo tanto, se concluye que el escenario 6ptimo para el proceso
de inyeccion de polimero HPAM es 1000 ppm de concentracion a un caudal de
inyeccion de 2000 bbls/d y una presion de inyeccion de 1500 psi, con un factor de
recobro de 8,64 %, una produccion acumulada de 83570,8 bbls, con una mayor
tasa de produccion de 22,97 bbls/d en el afio 2023, finalizando con 13,71 bbls/d
en el afio 2027.

4.4.2 Polimero #2 — AN125VHM.

Se realizo las pruebas de este polimero con tres diferentes caudales 1000 — 1500 -

2000 bbls/d con 3 tipos de concentraciones que se detallan a continuacion.

Tabla 21: Fraccion molar de concentraciones, AN125VHM
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

Concentracion Fracciéon Molar
ppm
1000 1.502148794e-06
1500 2.253295319e-06
2000 3.004287656¢e-06
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R/

s Concentracion de 1000 ppm @ 1000-1500-2000 bbls/d.

Factor de Recobro

0il Recovery Factor SCTR
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Time (Date}
oil Factor SCTR C: iGn 1000 ppm@ E
— — — - oil Factor SCTR C iGn 1000 ppm@1500bbisd. irf
——————— oil Factor SCTR C: iGn 1000 irf

Figura 50: Factor de recobro - AN125VHM 1000 ppm.
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

R/

s Concentracion de 1500 ppm @ 1000-1500-2000 bbls/d.

Factor de Recobro

0il Recavery Factor SCTR

1995 2000 2005 2010 2015 2020 2025 2030
Time (Date)
oil Factor SCTR C: cién 1500 ppm@1000bblsd.irf
— — — - oil Factor SCTR C: cién 1500 ppm@1 irf
——————— Oil Recovery Factor SGTR G cién 1500 irf

Figura 51: Factor de recobro - ANI125VHM 1500 ppm.
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)
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% Concentracion de 2000 ppm @ 1000-1500-2000 bbls/d.
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Figura 52: Factor de recobro - AN125VHM 2000 ppm.
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

- Analisis técnico.

A continuacion, se muestra las tablas de los resultados de factor de recobro para

los 3 escenarios planteados:

Tabla 22: Factores de recobro, AN125VHM.
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

Concentracion Concentracion Concentracion

1000 ppm 1500 ppm 2000 ppm
Caudal FR FR FR
(bbls/d) (%) (%) (%)
1000 7,28 7,32 7,35
1500 8,17 8,22 8,23
2000 8,79 8,84 8,84

En la recuperacion primaria el factor de recobro es de 5.40%, y se puede observar
que con ¢l uso del polimero AN125VHM este valor aumenta significativamente

en todos los escenarios. Pero, se determina que el caudal de 2000 bbls/d es el
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optimo para este proceso de inyeccion, debido a que tiene mejor resultado en
comparacion de los demas caudales. Luego, se procedié a evaluar este caudal a
diferentes concentraciones entre 1000-1500-2000 ppm con la finalidad de

determinar el 6ptimo, obteniendo las siguientes graficas:

Factor de Recobro - AN125VHM 2000 bblsd

8,7 =

A
N
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i
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T T T T T T T T
2021 2022 2023 2024 2025 2028 2027 2028 2029 2030
Time (Date)

—————— Gil Recovery Factor SCTR Concentracién 1000 pprm@2000bbisd.irf
—— —— —— - Oil Recovery Factor SGCTR Concentracién 1500 ppm@2000bbisd.irf
——————— Oil Recovery Factor SCTR Concentracién 2000 ppr@2000bblisd. irf

Figura 53: Factor de recobro - AN125VHM 2000bblsd a diferentes concentraciones.
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

Produccion de Petroleo - AN125VHM 2000 bbls

-]
1

2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030
Time (Date)
_______ Oil Prod Rate SCTR C ién 1000 irf
=—— = = = - Oil Prod Rate SCTR G iGn 1500 irf
= = = = = Oil Prod Rate 5CTR iGn 2000 irf

Figura 54: Produccion de petroleo - AN125VHM 2000bblsd a diferentes concentraciones.
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)
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Produccion Acumulada - AN125VHM 2000 bbls
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Figura 55: Produccion acumulada - AN125VHM 2000bblsd a diferentes concentraciones.
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

- Analisis técnico.

La Figura 54 con respecto al factor de recobro muestra lo siguiente:

e Concentracion de 1000 ppm: 8,79 %

e Concentracion de 1500 ppm: 8,85 %

e Concentracion de 2000 ppm: 8,84 %

La Figura 55 con respecto a la produccion acumulada se obtuvo los siguientes

resultados:

e Concentracion de 1000 ppm: 85115,6 bbls

e Concentracion de 1500 ppm: 85585,6 bbls

e Concentracion de 2000 ppm: 85580,1 bbls
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Oil Re¢avery Factor SCTR
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La figura 56 muestra los resultados con respecto a la produccion de petroleo,
denotando que en el afio 2023 los 3 tipos de concentraciones alcanzan la mayor

tasa de produccion.

e Concentracion de 1000 ppm: 21,52 bbls/d

e Concentracion de 1500 ppm: 22,00 bbls/d

e Concentracion de 2000 ppm: 21,98 bbls/d

- Resultado.

Con el uso del polimero AN125VHM se puede observar que a medida que se
incrementa concentracion, el comportamiento de la produccion sigue siendo el
mismo, denotando que los valores de factor de recobro estén dentro del mismo
rango. Pero, por diferencias minimas, se concluye que el escenario 6ptimo para el
proceso de inyeccion de polimero AN125VHM es de 1500 ppm de concentracion
a un caudal de inyeccion de 2000 bbls/d con un factor de recobro de 8,85 %, con
una produccion acumulada de 85585,6 bbls, con una mayor de tasa de produccion

de 22,00 bbls/d en el afio 2023, finalizando con 13,91 bbls/d en el afio 2027.

5 CASO DE ESTUDIO - ASP

Factor de Recobro - ASP

8.0

T T T T T T T T
1285 Zooo 2005 2010 2015 zozo 2025 2030
Time (Date)

Dil Recovery Facor SCTR ASF @ 1000 bols brf
— —— — - Oil Recovesry Fackor SCTR ASP @2000bbis.irf
Oil Recowery Factor SCTR ASE 01500 bols bl

Figura 56: Factor de recobro con inyeccion ASP
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)
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Produccion Acumulado
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Figura 57: Produccion acumulada con inyeccion ASP.
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)
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Figura 58: Produccion de petroleo con inyeccion ASP.
CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)
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4.5.1 Analisis técnico.

Tabla 23: Fraccion molar de concentracion, ASP.
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

Componente Fraccion Molar

Polimero 2.253889754e-06
Surfactante 6.8387097¢-05

Alcali 0,000451623215

Se evaluo las distintas concentraciones de los aditivos a tres caudales diferentes
(1000-1500-2000 bbl/d), dando como resultado un aumento maximo del factor de recobro
con el escenario ASP a 2000 bbls/d, con un factor de recobro de 6,88%, una produccion
acumulada de 64664,4 bbls, alcanzando una tasa de produccion alta en el afio 2022 de
18,11 bbls/d y finalizando en el afio 2027 con 13,25 bbls/d; como se muestran en las
figuras 57, 58, y 59 respectivamente. Desde el punto de vista técnico este escenario es el

optimo para el posterior analisis econdémico.

4.6 ANALISIS ECONOMICO

Para cumplir con los objetivos de este proyecto, se realizdé un estudio de viabilidad
financiera a la aplicacion de este sistema de recobro mejorado. Dicha evaluacion se
realizd a partir de 1 de enero del 2021, hasta el 1 de enero del 2027. Se utiliz6 las
herramientas financieras Valor Actual Neto (VAN) y Tasa Interna de Retorno (TIR) para
los tres escenarios seleccionados técnicamente, ademas se analizd los costos de inversion,
costos de operacion e ingresos. Cada caso de estudio se evalud con tres diferentes precios
por cada barril de petréleo producido, pesimista $ 52 USD, medio $ 61,72 USD y

optimista $ 72,49 USD. Estos precios son promediados de los Glltimos 8 meses del 2021.

4.6.1 Valor actual neto (VAN).

Es un indicador financiero que mide los flujos de los ingresos y egresos futuros
que tendra el proyecto, para determinar si se obtiene ganancia luego de descontar la

inversion inicial. (Puga, 2018).
Se calcula con la siguiente formula:

76



VAN = Beneficio Neto Actualizado (BNA)- Inversion Inicial(ly)

n F,
VANZEW—IO (19)
t=1

Donde
Iy = Inversion Inicial
F; = Flujo de caja futuros
k = Tasa de descuento o tipo de interés
El VAN se interpreta de la siguiente manera:
VAN > 0 El proyecto genera beneficio
VAN = 0 El proyecto no genera beneficios ni pérdidas.
VAN < 0 El proyecto genera pérdidas en la empresa.
Se recomienda rechazar cualquier inversion cuando el VAN es negativo, ya que

descapitaliza a la empresa. Si se tiene varios proyectos con VAN positivo, se debe elegir

el que sea superior.

4.6.2 Tasa interna de retorno (TIR).

Se define como la tasa de descuento que iguala el valor presente de los ingresos
del proyecto con el valor presente de los egresos. Es decir, es la tasa de descuento que

hace que el VAN de un proyecto sea igual a cero. (Marcillo, 2002)

Se calcula mediante la siguiente formula.

AL S B
T 1+k) T (1+k)? (14 k)"

0= (19)

Donde,
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I, = Inversion Inicial

E,= Flujo de caja futuros

k = Tasa de descuento o tipo de interés

El TIR se interpreta de la siguiente manera con respecto a la viabilidad:
TIR=i Indiferente

TIR>i Viable

TIR<i No viable

Donde, (i) es igual a la tasa de descuento.

4.6.3 Analisis de costo de operacion (OPEX).

Del inglés (Operating Expenditure), son los costos relacionados con gastos de
funcionamiento, operaciones, mantenimiento de equipos e instalaciones para la inyeccion
de agua y aditivos quimicos; necesarios para el funcionamiento del sistema de

recuperacion y la produccion.

4.6.4 Instalaciones de tratamiento de agua.

El agua inyectada ajena a la formacion de interés debe ser acondicionada de

manera que no provoque ningun tipo de alteracion en sus propiedades fisicas y quimicas.

4.6.5 Unidad de inyeccion.

El volumen de solucién inyectado tiene un costo que varia segun el tipo de aditivos
quimicos y el volumen de agua. El precio del polimero HPAM y AN125VHM por cada
barril inyectado es de $ 0,42 USD y $ 1,20 USD respectivamente. El precio del surfactante
y alcali por cada barril inyectado es de $ 0,36 USD y $ 3,18 USD respectivamente. Estos
valores corresponden a las concentraciones previamente seleccionadas de cada aditivo

utilizado.

4.6.6 Resultados de analisis economico.

» Caso de estudio — polimero HPAM.
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Tabla 24: Tabla de ingresos y egresos con el polimero HPAM.

Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

INGRESOS

DETALLES PERIODO (ANO)
2021 2022 2023 2024

2025

2026

Produccién/ 210347,86 596117,89 622312,15 493192,96 436571,03 449800,45

$ optimista

Produccion/ 179096,01 507551,33 529853,86 419918,19 371708,70 382972,60
$ medio
Produccion/ 150891,00 427619,40 446409,60 3537872 313170 322660

$ pesimista

EGRESOS
DETALLES INVERSION PERIODO (ANO)

2021 2022 2023 2024 2025 2026
Tratamlento de agua 25000
inyectada
Conv?rsmn pozo 170000
prod/inyec
Planta de inyeccion 150000
Polimero inyectado
$ 0,42 /bbl 61320 61320 61320 61320
Inyeccion de agua
$0,12 /bbl 70080 70080 65700 70080 70080 65700
Mantenimiento
Preventivo/Correctivo 1500 1500 1500
TOTAL 345000 131400 132900 65700 132900 131400 67200

RECUPERACION DE LA INVERSION
INVERSION
TOTAL 2021 2022 2023 2024 2025 2026
19491,00 294719,40 380709,60 220887,2 181770 255460
345000

-325509,00  -30789,60 349920,00 570807,20 752577,20 1008037,20

RESULTADOS FINALES
VAN $610.25591
TIR 50%
RANGO ACEPTABLE
INICIO DE RECUPERACION CAPITAL 3 ANOS
RECUPERACION DEL CAPITAL 3 ANOS
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La cantidad de polimero HPAM inyectado con un precio estimado de $ 0,42
USD/bbls y $ 0,12 USD/bbls de inyeccion de agua, demostraron resultados
favorables. Con precio pesimista por barril de petroleo de $ 52, se obtuvo un valor
del VAN de $610.225,92 USD y TIR de 50%, considerando este caso rentable y
dentro del rango aceptable. Obteniendo ganancias y recuperando la inversion
inicial en el afio 2023. Adicionalmente, se realizo el analisis con precios medios

y optimistas cuyos resultados son los siguientes.

e Con precio medio de $61,72, se obtuvo un valor del VAN de $880.210,36 USD y
TIR de 65%, considerando este caso rentable y dentro del rango aceptable.

Obteniendo ganancias a partir del 2022 y recuperando la inversion inicial en el

ano 2023.

e Con precio optimista de $72,49, el valor del VAN es de $1.179.326,55 USD y
TIR de 80%, por lo tanto, es rentable y estd dentro del rango aceptable.

Obteniendo ganancias a partir del 2022 y recuperando la inversion inicial en el

ano 2023.

» Caso de estudio — polimero AN125VHM.

Tabla 25: Tabla de ingresos y egresos con el polimero ANI25VHM.
Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

INGRESOS
DETALLES PERIODO (ANO)

2021 2022 2023 2024 2025 2026
Produccion/ 0061619 576009.16 61252238 48499072 410112,18 396882.75
$ optimista
Pré"l';‘:gi‘(‘)’“/ 160848,49 490430,21 521518,57 412934,57 349180,90 337917,00
Produccion/

. 135517,20 413194,60 439387,00 3479034 294190 284700
$ pesimista
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EGRESOS

DETALLES INVERSION PERIODO (ANO)
2021 2022 2023 2024 2025 2026
Trata.mlento de agua 25000
inyectada
Convers1‘0n pozo 170000
prod/inyec
Planta de inyeccion 150000
Polimero inyectado
$ 1,2 /bbl 175200 175200 175200 175200
Inyeccion de agua
$ 0,12 /bbl 70080 70080 65700 70080 70080 65700
Mantenimiento
Preventivo/Correctivo 1500 1500 1500
TOTAL 345000 245280 246780 65700 246780 245280 67200
RECUPERACION
INVERSION
TOTAL 2021 2022 2023 2024 2025 2026
-109762,80 166414,60 373687,00 1011234 48910 217500
345000
-454762,80 -288348,20  85338,80 186462,20 235372,20 452872,20
RESULTADOS FINALES
VAN $195.715,92
TIR 23%
RANGO NO RECOMENDABLE
INICIO DE RECUPERACION CAPITAL 3 ANOS
RECUPERACION DEL CAPITAL 6 ANOS

En la inyeccion del polimero AN125VHM se considerd un precio estimado de $

1,20 USD/bbls, $ 0,12 USD/bbls de inyeccion de agua, y un precio pesimista por
barril de petroleo de $52 se obtuvo un valor de VAN de $ 195.715,92 USD y TIR

de 23%, por lo tanto, este caso es considerado aceptable pero no recomendable.

Debido a que la recuperacion de la inversion inicial se obtiene a partir del afio

2026. También se realizo el analisis con los siguientes precios.
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e Con precio medio de $61,72, el valor del VAN es de $452.883,91 USD y TIR de

38%, considerando aceptable pero no recomendable, porque se obtiene ganancias

a partir del 2023 pero se recupera la inversion inicial en el afio 2026.

e Con precio optimista de $72,49, se obtuvo un valor de VAN de $737.832,39 USD

y TIR de 53%, por lo tanto, es aceptable y recomendable, obteniendo ganancias

recuperando la inversion inicial en el afio 2023.

» Caso de estudio — alcali-surfactante-polimero (ASP)

Tabla 26: Tabla de ingresos y egresos con ASP.

Elaborado por: Borbor y Montalvan (2021)

INGRESOS
DETALLES PERIODO (ANO)

2021 2022 2023 2024 2025 2026
Produccién/ o515 60 38682839 390532.63 385240.86 41434559 390268,04
$ optimista
Pré’f;‘:‘;i‘;’“/ 139221,80 32935644 33251033 328004,77 35278535 332285,05
Produccion/

$ pesimista

117296,40 277487,60 280144,80 276348,8

297226,8 279955

EGRESOS

DETALLES

INVERSION PERIODO (ANO)

2021

2022 2023

2024 2025

2026

Tratamiento de agua
inyectada
Conversion pozo
prod/inyec

Planta de inyeccion

Surfactante inyectado
$ 0,36/bbl

Alcali inyectado

$ 3,18/bbl

Polimero inyectado

$ 0,42 /bbl

Inyeccion de agua

$ 0,12 /bbl
Mantenimiento
Preventivo/Correctivo
TOTAL

25000

170000

150000
15336

135468

25536

70080

345000 246420

15336

135468

25536

87600 70080
1500

89100 246420

15336

135468

25536

87600 70080
1500

89100 246420

87600

1500

89100
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RECUPERACION DE LA INVERSION

TOTAION 2021 2022 2023 2024 2025 2026
[129123,60  188387,60 3372480 1872488 508068 190855
345000

L474123,60 -285736,00 -25201120 -64762.40 -13955.60 176899.40

RESULTADOS FINALES

VAN S 14.181,77)

TIR 9%

RANGO NO ACEPTABLE

INICIO DE RECUPERACION CAPITAL 6 ANOS

RECUPERACION DEL CAPITAL +6 ANOS

e El proceso de inyeccion del alcali-surfactante-polimero (ASP) se realizo con un
precio estimado de $ 3,18 USD/bbl, $ 0,36 USD/bbl y $ 0,42 USD/bbl
respectivamente, considerando un precio pesimista por barril de petroleo de $52
dando como resultado un valor de VAN de $ 14.181,77 USD y TIR de 9%, de

manera que este caso es considerado no aceptable para su implementacion.

e Con precio medio de $61,72, el valor del VAN es de $187.278,37 USD y TIR de
22%, considerando este caso como aceptable pero no recomendable, porque las
ganancias se obtienen a partir del 2024 y se recupera la inversion inicial en el afio

2026.
e Con precio optimista $72,49, resulté un valor de VAN de $410.501,19 USD y TIR

de 34%, por lo tanto, este caso es aceptable pero no recomendable, debido a que

obtiene ganancias en el aflo 2023, recuperando la inversion inicial en el afio 2025.
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CAPITULO V: CONCLUSIONES Y
RECOMENDACIONES

CONCLUSIONES

Para los casos de estudios planteados, se defini6 un arreglo de 5 pozos invertidos
y mediante el analisis técnico de las pruebas realizadas con el programa CMG, se
determino que la aplicacion del polimero AN125VHM es viable, ya que es el que
obtuvo mayor resultado del factor de recobro con un valor de 8.85%, pero basado
en el estudio econdomico realizado, no resulta rentable para su implementacion

debido a que infiere el alto precio del polimero.

Con el analisis de las graficas del factor de recobro del polimero HPAM, se obtuvo
un comportamiento particular con respecto a las concentraciones de 1000, 1500 y
2000 ppm, denotando que mientras aumenta la concentracion en funcion de los
caudales de inyeccion de 1000, 1500 y 2000 bbls/d la produccion de petrdleo
tiende a declinar. Debido a que si la concentracion polimérica incrementa, el agua
se vuelve mas viscosa provocando que la movilidad de la solucién con respecto
al petroleo sea baja y no se realice una buena eficiencia de barrido. Comprobando
que, Pacoa al poseer crudo liviano no necesita mayores valores de concentraciones

como en los casos de campos con crudos pesados.

Con el uso del software CMG para el modelamiento de la arena B del campo
Pacoa, se determind que la inyeccion de polimeros es técnica y economicamente
viable para su implementacion, resaltando que el mejor escenario de polimero es
el HPAM con concentracion de 1500 ppm, a una tasa de inyeccion de 2000 bbls/d

y una presion de inyeccion de 1500 psi, donde se obtuvo un aumento del factor
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del recobro del 3,24% adicional al que se obtiene de recuperacion primaria, con

valor de VAN de $610.225,92 USD y TIR de 50%

e Sec planted la aplicacion de ASP como escenario de estudio, cuyos resultados
fueron favorables, ya que existe un aumento significativo con respecto al factor
de recobro, demostrando que el uso de esta solucion es técnicamente aceptable,

pero con el estudio econdmico no es rentable.

RECOMENDACIONES

e Aumentar el tiempo de las pruebas de simulacion para continuar con el analisis
del comportamiento de la curva de tasa de produccion, ya que este proyecto esta

realizado para un analisis en un periodo de 6 afios.

e Realizar nuevos estudios de inyeccion de polimeros en las arenas C, Dy E de la
formacioén Socorro, con la finalidad de analizar si se obtiene resultados

beneficiosos y viables con este mecanismo de recuperacion terciaria.

e Obtener datos completos de las propiedades de la arena en estudio, con la finalidad

de generar un mallado de mejor calidad y obtener resultados con mayor exactitud.

e Realizar un estudio técnico financiero del mecanismo de recuperacion por
inyeccion de polimero en el campo Pacoa, de modo que se consideren todos los
parametros financieros para obtener datos mdas exactos de viabilidad y

rentabilidad.
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