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“INYECCION DE AGUA DE BAJA SALINIDAD EN EL BLOQUE 1, DEL CAMPO
PACOA UBICADO EN LA COMUNA MORRILLO, PROVINCIA DE SANTA
ELENA”

Autores: Pin Espinal Joel
Ramirez Caiche Bryan
Tutor: Dra. Marllelis Gutiérrez, PhD.

RESUMEN

El presente estudio, detalla el anlisis de los resultados obtenidos luego de la simulacion
numérica de yacimiento en la seccién B de la formacion Socorro del campo Pacoa, cuyo
objetivo es, analizar la implementacidn técnica y econdmica de la inyeccién de agua de
baja salinidad, mediante el uso del programa CMG (Computer Modelling Group), que es
muy utilizado en la industria petrolera, en el area de yacimiento para realizar pronosticos
de recuperacion primaria, EOR e IOR. Para este caso de estudio, se analiza el
comportamiento que muestra un arreglo invertido de 5 pozos con una tasa de inyeccion
de 100 bbld a 1000 psi de la bomba, se muestran el comportamiento que indica la
inyeccion de agua con salinidades de 3000 ppm, 7000 ppm, 35000 ppm y 70000 ppm, en
el factor de recobro. Los resultados indican que la concentracion que muestra una
viabilidad técnicay econdmica es la inyeccién de agua con salinidad de 7000 ppm, donde
se observa que el aumento del factor de recobro es de 19.5 % adicional al que se obtiene

de la recuperacion primaria en el yacimiento.

PALABRAS CLAVE: Simulacion numérica de yacimiento, factor de recobro, inyeccion

de agua de baja salinidad, produccién de agua y petroleo.
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ABSTRACT

The present study details the analysis of the results obtained after the numerical
simulation of the reservoir in the B section of the Socorro formation of the Pacoa field,
whose objective is to analyze the technical and economic implementation of the injection
of water from low salinity through the use of the CMG (Computer Modelling Group)
program that is widely used in the oil industry in the reservoir area to make primary
recovery, EOR and IOR forecasts. For this case study, the behavior shown by an inverted
arrangement of 5 wells with an injection rate of 100 bbld at 1000 psi of the pump is
analyzed, the behavior that indicates the injection of water with salinities of 3000 ppm is
shown, 7,000 ppm, 35,000 ppm and 70,000 ppm in the recovery factor. The results
indicate that the concentration that shows a technical and economic viability is the
injection of water with a salinity of 7000 ppm where it is observed that the increase in the
recovery factor is 19.5% additional to that obtained from the primary recovery in the
reservoir.

KEYWORDS: Numerical reservoir simulation, recovery factor, low salinity

water injection, water and oil production.

XX



CAPITULO I: INTRODUCCION

El proyecto presenta un estudio de simulacion numérica con el uso de software CMG
(Computer Modelling Group) el cual es usado para modelar un yacimiento petrolero en
el que se consideran parametros estaticos y dindmicos, con el objetivo de llevar a cabo
predicciones futuras de produccion. Mediante la implementacién de un método de
recuperacion mejorada de inyeccion de agua de baja salinidad en el campo Pacoa presenta
varias problematicas de caida de produccién que son causadas por perdidas de presion.
Se busca mantener la presion del yacimiento mediante la implementacién de este método
en lo cual se proyecta que se genere un aumento del factor de recobro y asi aumentar la

produccion de petréleo in situ.
1.1 PROBLEMA DE INVESTIGACION

La vida productiva de un campo petrolero se ve cominmente afectada por la disminucién
natural de la presion de formacidn por ello la implementacion de métodos de recuperacion
mejorada es necesaria, se deben tomar en cuenta si se cumplen las condiciones en la

formacion para la aplicacién de estos.

Pacoa, es un campo maduro ubicado en el bloque 1 en el cual la disminucién de la presién
causa un decremento de la produccion; esta problematica es comin en campos maduros
que se originan por motivos de friccion en tuberias, variaciones en la energia cinética,
baja energia del pozo y diferenciales de presidn, entre la columna de fluido con la presion
de la formacion en este caso la presion que induce la formacién no es la suficiente para

transportar fluidos a superficie.



1.2 ANTEDECENTES

(Avila, 2017), en su investigacion denominada “Inyeccion de baja salinidad: un nuevo
método EOR para estudiar en Colombia”. Identificd, que, para obtener una recuperacion
de crudo en areniscas, no es necesario que existan componentes polares en el crudo y
arcillas en el yacimiento, ya que con los experimentos realizados por Emadi y presion
osmotica, los investigadores utilizaron crudos sin compuestos polares y modelos sin

presencia de arcillas respectivamente.

(Delgado, 2016), en su trabajo de investigacion titulado “Inyeccion de agua de baja
salinidad en yacimientos areno arcillosos”. Demuestra, que mediante pruebas especiales
de desplazamiento y de inhibicidn, la inyeccion de agua con baja salinidad incrementa la

recuperacion de hidrocarburos en yacimientos areno-arcillosos en México.

Asi mismo (Miranda, 2017), en su trabajo de investigacion denominado “Efecto de nano
particulas en la inyeccion agua con baja salinidad, como un nuevo método novedoso de
recuperacion mejorada: Alteracion de la humectabilidad”. Identifica que el recobro de
petréleo aumenta durante la aplicacion de este método con o sin la presencia de nano

particulas, en una funcion directa de la humectabilidad en Colombia.

(Pionce y Orellana, 2021) en su trabajo de investigacion titulado “Analisis de los factores
fisicos, quimicos y geoldgicos que inciden en la eficacia de la inyeccidn de agua de baja
salinidad mediante simulacion”. Demuestra a través de varios escenarios que el factor de
recobro aumenta un 7% aproximadamente, comparandolo con el pozo productor y

aumenta 3.5% respecto al proyecto de recuperacion secundaria con agua de alta salinidad.

De lamisma manera (Chavez y Ganén, 2019), en su trabajo de investigacion: “Estimacion
del incremento del factor de recobro por inyeccién de agua de baja salinidad, aplicando
simulacion matematica, del reservorio “U” del campo de un oriente ecuatoriano”.
Identifica que el aumento de Factor de Recobro (FR) méas un nuevo pozo productor es de
un 16,48%, el FR por inyeccién de agua es de 15.96%.

(Arcos y Restrepo, 2020), en su trabajo de titulacion: “Estudio técnico econdmico para la

implementacion de un proyecto piloto de recuperacién mejorada por inyeccion de agua



de baja salinidad en la arenisca basal tena del campo palo azul”. Muestra la variacién de
las curvas de permeabilidad antes y después de la inyeccién de agua de baja salinidad en
donde el Soi (Saturacion inicial de petroleo), antes de la inyeccién era de 0.37 y el Soi
después de la inyeccion fue de 0.22. Con esto se confirma de manera cuantitativa el

incremento de la produccion de petréleo.

1.3 HIPOTESIS

Mediante la implementacion de inyeccion de agua de baja salinidad, en el nivel B de la
formacion Socorro de la region sur del campo Pacoa, se espera aumentar el factor de

recobro de petréleo al menos un 5%.

1.4 OBJETIVOS

1.4.1 Objetivo General.

Evaluar el método de recuperacion mejorada de inyeccion de agua de baja salinidad,

mediante la simulacion numerica de yacimientos.

1.4.2 Objetivos Especificos.

¢ Realizar un mallado de la seccion “B” de la formacion Socorro.

e Efectuar un ajuste historico de produccidn en el simulador de la region de estudio.

e Determinar la concentracién de salmuera mas idonea con la ayuda de la
simulacion.

e Establecer un arreglo de pozo en el cual sea mayor el barrido de petroleo en el
modelo a escala del campo.

e Realizar un analisis economico de la simulacion de inyeccion de agua de baja

salinidad.



1.5 ALCANCE

El alcance del trabajo investigativo “Inyeccion de agua de baja salinidad en el blogue 1
del campo Pacoa ubicado en la comuna Morrillo, provincia de Santa Elena”, es realizar
un andlisis de los antecedentes ya mencionados, tomando en cuenta el comportamiento
del campo Palo azul y el campo X del Oriente Ecuatoriano, donde se han realizado

simulacion de inyeccion de agua de baja salinidad.

1.6 VARIABLES

1.6.1 Variable Independiente.

e Método de produccion.

e Reduccion de la productividad.
1.6.2 Variable Dependiente.

e Inyeccion de agua de baja salinidad.
e Produccion de petréleo.
e Mojabilidad.



CAPITULO II: MARCO TEORICO

2.1 UBICACION Y GEOLOGIA DEL CAMPO PACOA
2.1.1 Ubicacién geografica

El campo petrolero, Pacoa pertenece a la provincia de Santa Elena del Cantdn
Santa Elena, ubicado entre las comunas: San Pablo, Cerro Alto, Santa Rosa y Morrillo
como se muestra en la Figura 1, cuya area de explotacion esta establecida en 4000 km?
que esta divida en dos partes desiguales de 3000 km? en costa afuera y 1000km? costa
adentro (Yagual, 2014) . Cabe recalcar que en la actualidad este campo petrolero no posee

pozos productivos en el area costa afuera.

1 PACOA

JL

SANTA ELENA

W -

Bloque 1 - Campo Pacoa

9 igeris 2| 5 mooro

Figura 1: Ubicacion del campo Pacoa. (Yagual, 2014)



2.1.2 Descripcion geologica del campo.

La columna estratigrafica que compone el Campo Pacoa se muestra en la figura
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Figura 2: Columna estratigréafica del Campo Pacoa.(Chunga, 2015)



La geologia de la peninsula de Santa Elena lleva méas de 90 afios siendo estudiada, con
abundante informacion de subsuelo y afloramientos, sin embargo, por su gran
complejidad no se ha logrado resolver. EI campo Pacoa esté constituido por tres unidades

estructurales:

e El levantamiento de Santa Elena.
e La cordillera Chongon Colonche.

e Lacuenca Progreso.
2.1.3 Estratigrafia de Campo
La estratigrafia del campo esta dividida por las siguientes unidades principales:

=  Eoceno medio.
= Paleoceno.

= Cretaceo.
A continuacion, se describe el principal reservorio del campo Pacoa:

e Formacion Socorro

La formacion Socorro, consiste en una secuencia de grano fino a intermedio,
perteneciente a la edad del eoceno medio y superior, segin (PDVSA, 2014) la
migracion de petréleo, ocurre principalmente por el sistema de fallas: La Cruz y
la falla Rodeo, estas son las que ocasionan que el petrdleo llegue a las principales
formaciones y dado que las areniscas de esta formacion, tienen presencia de
hidrocarburos, deducen que la migracion se da posterior a la edad del Eoceno
Medio.

Esta formacion se encuentra divida en los niveles productores D, C, B y E,
mostrados en la tabla 1, donde se observan pardmetros petrofisicos de los niveles

productores descritos a continuacion:



Tabla 1: Parametros petrofisicos de la Formacion Socorro.(Santa Elena Petroleum S.A., 2019)

PARAMETROS PETROFISICOS DE LA FORMACION SOCORRO

Nivel Ho 1) K API° Rw Sw FR  Presion Presion
(ft) (%) (md) (%) (%) inicial actual
(psi)  (psi)
D 39.38 165 114 343 0.19 41 8.25 649 320
C 34 16.8 286 34 0.24 45 1145 966 520
B 254 254 444 408 0.2 39 1351 968 490
E 35 21 0.21 51 10

Nivel D: El nivel estd conformado por areniscas arcillosas, limos finos y lutitas
intercaladas. Inicialmente se registr una presion de 649 psi. En la actualidad el
yacimiento tiene una presion de 450 psi, el agua de formacién tiene una salinidad
de 46200 ppm. Este nivel cuenta con un espesor productor de 39,38 ft, este nivel
contiene el mayor volumen de hidrocarburo, pero no toda la arena es productora
(Pefia y Pilozo, 2022).

Nivel C: EIl nivel C es la continuidad litologica del nivel (D) de las lutitas
intercaladas. El espesor del nivel productor es de 34 ft, tiene unas porosidades
alrededor de 16,8% y cuenta con una presion inicial de 966 psi (Suéarez y Salinas,
2021).

Nivel B: Tiene una litologia continta de areniscas y lutitas este nivel registra una
presion inicial de 968 psi y en la actualidad tiene 240 psi de presion de burbuja.
Muestra un espesor de 25,4 ft, viscosidad de 3,49 Cp y porosidad de 29,1 % (Santa
Elena Petroleum S.A, 2019).

Nivel E: Presenta depdsitos clastos liticos y feldespaticos con una porosidad baja.
Este nivel se divide en dos niveles llamados “E” superior y “E” inferior. No se

registra mucha informacion de este nivel (Rodriguez y Tomala, 2012).



2.2 ACTUALIDAD DEL CAMPO PACOA

El campo Pacoa en la actualidad presenta 46 pozos, de los cuales 39 son productores, 5
pozos cerrados, 1 pozo abandonado y 1 pozo re-inyector, (ver tabla 2). Los mecanismos
utilizados para la extraccion de los pozos productores son los siguientes: bombeo

mecanico por flujo natural y pistoneo (Santa Elena Petroleum S.A., 2019).

Tabla 2: 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 20

Mecéanico
Cerrados 5 Pistoneo 12

2.2.1 Reservas

El POES (petréleo Original en sitio) actual del campo es de 45,412 MMBI, posee
un factor de recobro inicial de acuerdo con sus niveles: Nivel D: 8,25%, Nivel C: 11,45%,
Nivel B: 13,51% y Nivel E: 10%. Las reservas probadas originales se estiman en 4,5
MMBI, la produccion acumulada al 30 de abril del 2011 es 1,7 MMBI con reservas
remanentes de 2,8 MMBI (Chiluiza y Rosales, 2013).

Tabla 3: Reservas del Campo Pacoa.(Petroamazonas, 2019)

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




2.2.2 Historial de produccion

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

ANO PRODUCCION PRODUCCION DIARIA
ACUMULADA (bp) (bp)

1990 92,77 3,09
1992 93676,77 445,64
1993 311448,77 604,92
1994 557816,77 684,36
1995 829727,77 775,31
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 1532242,48 137,19
2007 1571623,58 109,39
2008 1606996,61 98,26
2009 1633738,77 74,28
2010 1656886,02 64,30
2011 1678235,74 59,30
2012 1697936,07 54,72
2013 1720071,01 61,49
2014 1740640,33 57,14
2015 1758166,27 48,68
2016 1773783,23 43,41
2017 1780193,42 42,67




De acuerdo con la base de datos otorgados por la empresa (Santa Elena Petroleum S.A.,
2019), en el afio 1995 se registro la mayor produccion del campo con 755,31 bp; y desde
el 2005 hasta el afio 2017 fue disminuyendo la produccion de 153,05 bp a 42,67 bp

respectivamente. En la tabla 4 se muestra el historial de produccién.

2.3PROPIEDADES DE UN YACIMIENTO
2.3.1 Presiény temperatura

e Presion de formacién

Se define como presion de formacion al esfuerzo provocado por los fluidos dentro
de los espacios porosos de la roca. En los poros de la roca los fluidos tienen un
cierto grado de presién, llamada presion de formacion o de yacimiento, su

abreviatura es Pr (Huerta, 2009).
e Temperatura

La temperatura de los pozos a una profundidad total es un parametro que ayuda a
calcular el gradiente geotérmico de la formacion el cual es expresado en unidades
de temperatura por un valor constante de profundidad (Rodriguez A et al., 2007).

2.3.2 Porosidad

La porosidad de la roca del yacimiento se define como la fraccion porosa, es decir,
la relacion entre el volumen poroso y el volumen total de la roca, generalmente la
porosidad se expresa como un porcentaje. Las areniscas productoras de fluidos
manifiestan una porosidad entre 0.05 y 0.4 (entre el 5% y 40%), las porosidades de las
rocas se pueden medir por anélisis realizados en un laboratorio mediante muestras de

nucleo, ademas se puede estimar usando registros de pozos (Gonzélez y Calzada, 2013).

Para considerar una reserva de hidrocarburo se utiliza el factor de porosidad.

v

=1 ®
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Donde: V,= volumen poroso y V; = volumen total de la roca

Figura 3: Esquema del medio porosos (Gonzélez & Calzada, 2013).
e Tipos de porosidad

Existen dos principales tipos de porosidad: absoluta y efectiva, ambas son

explicadas a continuacion:

a) Porosidad absoluta: La porosidad absoluta se define como la relacion que
existe entre el volumen poroso y el volumen de roca. Cabe destacar, que esta
porosidad considera el volumen poroso de la roca estén o no interconectados
(Escobar, 2012).

_ Uporos Vtotal — Vgranos

Paps = =

Vroca Vtotal

(2)
Donde:
P aps = porosidad absoluta
Vporos = VOlumen de poros
Vrocq = VOlUMenN de roca
Veorar = VOlumen total de la muestra

Vgranos = VOlumen que ocupan los granos en la muestra.

b) Porosidad efectiva: representa la relacion entre el espacio poroso
interconectado y el volumen total de la roca y se obtiene de la siguiente manera
(Arteaga, 2018).

Vporos interconectados

®3)
11

Gerr =

Vroca



Donde:
¢err = porosidad efectiva
Vporos interconectados= VOIUMEN de poros que muestran conexion.

Vroca = VOlumMen de roca

2.3.3 Permeabilidad

Es la capacidad que posee el medio poroso para permitir la tasa a la que se mueven
los fluidos dentro del medio, su unidad de medida es en Darcy o Milidarcies. En honor a
Henry Darcy, quien estudié en 1856 el flujo de agua a través de filtros de arena para
purificacion de agua (Gutiérrez y lturralde, 2017). Darcy realiz6 una serie de pruebas

hasta llegar a la siguiente ecuacion.

_ KA(P1—Py)

Q=—0r (4)
_QuL
 A(P,-Py) ®)

Q = Caudal (”:—3)

K = Permeabilidad (mi)

A = Area transversal (cm?)

AP = Diferencial de presion (atm)
u = Viscosidad (Cp)

L = Longitud (cm)

a) Permeabilidad Absoluta.

La permeabilidad absoluta es aquella que se mide cuando el 100% de un medio
poroso esta saturado por un fluido. Cominmente el fluido de prueba es agua o

petréleo (Escobar, 2012).
b) Permeabilidad efectiva.

La permeabilidad efectiva, corresponde a una determinada fase cuando fluyen en

el medio poroso dos o mas fases. En funcion de la saturacion del fluido

12



considerado y su valor siempre es menor que la permeabilidad absoluta (Gutiérrez
y lturralde, 2017).

c) Permeabilidad relativa.

La permeabilidad relativa se define como la relacion de permeabilidad efectiva
de un fluido con respecto la permeabilidad absoluta. Depende de la saturacion del

fluido utilizado que siempre es menor que la unidad (Escobar, 2012).

Ke
K, =-< 6)

Kr=Permeabilidad efectiva.
Kre = Permeabilidad relativa.
K= Permeabilidad absoluta.

2.3.4 Tension superficial e interfacial

Si el yacimiento contiene fluidos inmiscibles (petréleo/agua, petréleo/gas, agua/
gas o petréleo/agua/gas), las interfaces ocurren donde se aplica una tension de traccion

Ilamada tension interfacial.

La tension interfacial es una propiedad termodinamica fundamental de una interfaz,
definida como la energia requerida para aumentar el &rea de la interfaz en una unidad. En
general, la tension inter facial se refiere a su desarrollo en la interfaz entre dos liquidos,
mientras que en el caso especial de la interfaz entre un liquido y su vapor (o aire) se

denomina tension superficial (Lopez y Gutiérrez, 2012).
2.3.5 Propiedades de los fluidos

e Densidad y Gravedad especifica.

Se define como densidad del petroleo a la masa por unidad de volumen de petroleo
a una presion y temperatura determinadas. La densidad generalmente se expresa

en libras por pie cubico (Ib/ft%). La gravedad especifica del petrdleo se define

13



como la relacion entre la densidad del petroleo y la densidad del agua. Las dos
densidades se miden a 60 °F y presion atmosférica (Rivero, 2007).

_ po
=22

Yo (7)

yo= Gravedad especifica del petroleo.
po= Densidad del petroleo.

pw= Densidad de agua.

Presion Capilar

La presion capilar se forma cuando hay interfaces entre dos fluidos inmiscibles en
poros (capilares) de las rocas del yacimiento. Es comun considerar una fase como

humectante, el resto es la fase no humectante.

En el caso del drenaje, la fase de no hidratacién (no humectante) sustituye a la
fase de hidratacion, se aplica a los hidrocarburos que migran a rocas previamente

saturadas con salmueras (Glover, 2006).

Los datos de presion capilar son necesarios para tres propositos principales:

a) La prediccion de las saturaciones iniciales del yacimiento.
b) Capacidad de sello Cap-rock (presiones de desplazamiento).
c) Como datos auxiliares para la evaluacion de los datos de permeabilidad

relativa.

Generalmente se define como Pc.

Pc = Pmn — Pm (8)

Donde: m es la fase mojante y mn la fase no mojante

En caso de agua-petrdleo se establece:

Pc = Po — Pw 9)
14



Viscosidad

La viscosidad de un fluido es la medida de su resistencia a la deformacion angular
o cortante. El origen de esta es debido a las fuerzas intermoleculares (Domingo,
2011).

Saturacioén

Es el porcentaje o fraccion del volumen de poros ocupados por un fluido, en
particular pueden ser agua, gas o hidrocarburo (Meza, 2013). La expresion

matematica es:

-
S = . (10)

Donde:

V= Volumen del fluido, cm?.

Vp= Volumen poroso, cm?.

La suma de la saturacién de los fluidos (agua, gas e hidrocarburo) presentes en la

roca yacimientos es igual a 1.

Sh+SW+Sg=1 (12)
Donde:

S= Saturacion de agua.
S4= Saturacion de gas.

Sy, = Saturacion de hidrocarburo.

Se pueden clasificar las saturaciones, mediante las condiciones en las que se

encuentren. Las mas comunes son:

Saturacion Critica de gas (Sgc): En los yacimientos los hidrocarburos estan
expuestos a altas temperaturas y presiones; en estas condiciones el gas se

encuentra disuelto en un aceite de baja saturacion. A medida que empieza la
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produccion de petroleo, la presion del yacimiento empieza a reducir y si
disminuye hasta el punto de burbuja, el gas comienza a liberarse y la saturacion
de gas aumenta mientras que la presion del yacimiento continta cayendo (Flores,
2019).

b) Saturacion residual del petroleo (Sor): Se define de 2 maneras que son:

1. Es la saturacion de petrdleo que queda en el yacimiento, una vez terminado el
proceso de recuperacion primaria o secundaria.

2. Puede definirse como la saturacién final de petr6leo en una muestra de roca
después de que el petroleo haya sido desplazado por gas o agua en el
laboratorio (Flores, 2019).

c) Saturacion de agua irreductible (Swi): Se denominada la saturacion minima del

agua en el medio poroso al descubrirse el yacimiento. Figura 4.

Zona de gas y agua irreductible

Zona de transicion gas-aceite y
agua irreductible

Zona de transicion agua-aceite

Incremento de La saturacion de Agua

Zona de agua

v L

Figura 4:Ubicacion del agua Irreducible en un yacimiento (Meza, 2013).

Mojabilidad

Se entiende por mojabilidad, cuando un fluido se adhiere a una superficie sélida
con la presencia de uno o varios fluidos inmiscibles, la fase mojante debe invadir
la mayor parte del area de contacto posible. Un fluido mojante desplaza al otro
fluido y provoca que se extienda por toda la superficie, pero si un fluido no
mojante cae sobre una superficie que ya tiene un fluido mojante, formaran gotas

lo que reduce el contacto con el sélido.
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Cuando el angulo es menor a 90° el fluido es no mojante sin embrago, cuando el
angulo es mayor a 90° el fluido es mojante, si el &ngulo es 0° existe mojabilidad

completa y si el angulo es 180° no existe mojabilidad (Ferrer, 2009).

Mojada por petroleo Mojabilidad intermedia Mojada por agua

Figura 5: Angulo de contacto de acuerdo al tipo de mojabilidad (Avila, 2017).

2.4 MECANISMO DE PRODUCCION

2.4.1 Recuperacion primaria.

La recuperacion de petrdleo ocurre a través del proceso de desplazamiento, se lo
conoce también como un mecanismo de produccion. EI cambio de presion provoca que
el petréleo fluya hacia el pozo, donde se encuentra una presion menor que en el
yacimiento, pero este movimiento ocupa el espacio desalojado por el petréleo con otro
material y mantiene la presion necesaria para continuar el movimiento del fluido. El
petréleo no sale del yacimiento, si no es expulsado por el diferencial de presion a través
de un mecanismo de produccion que consiste principalmente en gas y agua. Con la
informacion conseguida al descubrimiento, se inicia la identificacion de los mecanismos
de produccién o combinaciones de estos, que pueden estar presentes en los yacimientos
(Martinez, 2016).

Los 5 mecanismos naturales de produccion primaria que existen en los yacimientos son:

e Empuje por expansion de la roca.

e Empuje por gas disuelto.

e Empuje por la capa de gas.

e Empuje hidraulico (debido al acuifero).

e Empuje por segregacion gravitacional.
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2.4.2 Recuperacion secundaria.

Se define como recuperacion secundaria, al aumento de la energia natural en el
yacimiento, se realiza mediante la inyeccion de agua o gas para poder transportar el
petroleo hacia los pozos productores. Se inyecta gas, para mantener la presion a un valor
establecido o suplementar la energia natural del yacimiento, el gas es mas liviano que el
petrdleo, el mismo que forma una capa artificial de gas definida ain en formaciones de
poco buzamiento, ademas el gas disuelto en el petroleo reduce la viscosidad y mantienen
una alta presion. Esto significa que los pozos productores pueden sostener tasas de

produccion a niveles mas altos durante la vida Gtil del campo petrolero.

En inyeccion de agua simplemente ocurre un desplazamiento inmiscible. En el proceso
de inyeccién de gas se da un desplazamiento inmiscible como también puede ser uno

miscible (Jimeénez, 2012).

2.4.3 Recuperacion Mejorada

En la recuperacion mejorada se inyectan materiales que no se encuentran
normalmente presentes en los reservorios, O viceversa, pero se inyectan en
condiciones especificas para determinar el comportamiento fisico-quimico del
sistema roca-fluido y de los fluidos dentro de los reservorios, incluidas las
inyecciones de sustancias que alteran significativamente cambios en el reservorio.
En general, el objetivo de la recuperacion mejorada, es reducir la saturacion de
petréleo residual que se encuentra en los poros de la formacién, retenida por las
fuerzas capilares, viscosas y evita que el petréleo fluya hacia el pozo (Salager,
2014).

La recuperacion mejorada se divide en 3 categorias principales:

e Recuperacion térmica.
e Inyeccion de gas.

e Inyeccion quimica.
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2.5 ARREGLO DE POZO

El arreglo de un pozo depende de la estructura y limites del yacimiento, permeabilidad

(K), de la continuidad de las arenas, porosidad (¢), nUmero y posicion de los pozos

existentes.

El arreglo de pozo es especialmente adecuado para yacimientos con bajo buzamiento y

un area grande. Los pozos de inyeccidn estan ubicados estratégicamente entre los pozos

de produccion para lograr un barrido uniforme del yacimiento, esto se logra modificando

los pozos productores existentes a inyectores o perforando pozos inyectores inter

espaciados (Salgado, 2016).

Los principales arreglos son:

e Linea directa: Se establece por pozos inyectores y productores en linea recta.

e Lineaalterna: Se establece por los pozos inyectores y productores en linea alterna.

e Arreglosde 5, 7y 9 pozos, ver figura 6.

Linea Directa
P

A A A A
L L] ®
A A A A
L4 L L
e Krh
L] L] L]
5 Pozos (Normal) 7 Pozos (Normal) 4 pozos (Invertido)
 piie | | R

| SRR

A A A A

° ° ]
A A A A
] ° (]

A A A A

Linea Alterna
P

- -

5 Pozos (Invertido)
P 1

171

7 Pozos (Invertido) 4 Pozos (Normal)
[ |

1=2

-0
N |-

Figura 6: Tipos de arreglos de pozos (Reyes & Ming-Lin, 2017).

Para la seleccién del tipo de arreglo de pozos se debe tomar en cuenta los siguientes

factores:
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e Lapermeabilidad del yacimiento.

e Laforma como ha sido producido el yacimiento.
e Larazon de la movilidad.

e Laviscosidad de los fluidos.

e Larazon pozos inyectores a pozos productores.
e Caracteristicas geologicas del yacimiento.

e Laestructura del yacimiento.
2.6 INYECCION DE AGUA DE BAJA SALINIDAD (LSWI)

La inyeccion de agua de baja salinidad es una técnica de recuperacion mejorada que se
ha estudiado poco en Ecuador, es una de las técnicas emergentes para la recuperacion
mejorada de crudo que cambia el equilibrio termodinamico de yacimiento, mediante el
control de la salinidad y la composicion del agua inyectada. Disefiado para modificar la

mojabilidad y/o reducir la tension interfacial de areniscas y carbonatos.

Debido a las ventajas de este método de recuperacién de petréleo en términos de
desplazamientos de crudos livianos a medianos es de facil inyeccion, facil accesibilidad
de agua, dependiendo del entorno en que se realice la inyeccion y bajo costo en su
implementacién, ha llamado la atencion de muchos investigares. ElI impacto ambiental
durante su operacion la convierte en una técnica muy atractiva y rentable en comparacion
con otras técnicas IOR/EOR (Al-shalabi, 2015).

2.6.1 Condiciones para la aplicacion del método LSWI

A lo largo de 20 afios, en que se ha estudiado este método de recuperacion de
petréleo en laboratorio y a nivel de campo, las principales condiciones que deben estar
presentes para la aplicacion fueron establecidas por (Tang y Morrow, 1999), en la
investigacion realizada por (Delgado, 2016) describe las condiciones propuestas para

yacimientos areno-arcillosos.

» Presencia de arcillas: Durante la inyeccion de agua de baja salinidad el tipo de
arcilla presente en la roca tiene un papel importe.

» Presencia de componentes polares (acidos y bases) en el aceite.
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Debe tener Cationes divalentes, Ca** y Mg**.
Presencia de agua de yacimiento o agua connata.
Presencia de iones divalentes en el agua inicial en el yacimiento.

El rango de salinidad usualmente esta entre 1000-5000 ppm.

V V V VYV VY

Para la aplicacion del método LSWI no tiene un limite de temperatura, pero la
mayoria de los trabajos experimentales se han desarrollado en temperaturas

menores a los 100 °C.

2.6.2 Mecanismos en la inyeccion de agua de baja salinidad (LSWI)

Actualmente no se ha definido un mecanismo especifico como el principal
mecanismo para los efectos de la baja salinidad en las areniscas. Esto se debe a la
complejidad de las interacciones petroleo-salmuera-roca y al gran ndmero de
observaciones contradictorias que varian segin el mecanismo propuesto (Avila, 2017).
Los mecanismos mas utilizados son:

a) Migracion de finos.

b) Aumento del pH.

c)Intercambio multi-iénico (MIE).

d)Salting-in.

e) Alteracion de la mojabilidad.
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CAPITULO III: METODOLOGIA

Este trabajo de investigacion se basa en un estudio cuantitativo por la busqueda y
recepcion de informacién que aporten datos del campo de estudio, con el objetivo de
generar un estudio de simulacion numérica de yacimiento con un margen de error de

menos del 5% en el campo Pacoa.

3.1 TIPOS DE INVESTIGACION

Los tipos de investigacidn utilizados se describen a continuacion:
3.1.1 Bibliogréfica

Para este trabajo y cualquier otro de investigacion, es necesaria la busqueda de
informacién que se relacione y aporte al desarrollo del tema, a partir de informacién
documentada de estudios ya publicados confiables, entre ellos estan: libros, articulos
cientificos, informes técnicos, tesis de grado, tesis doctorales y manuales de operaciones

técnicos de empresas que hayan realizado investigacion sobre el tema.
3.1.2 Descriptiva

En esta investigacion se detallan las propiedades de la roca reservorio y

caracteristicas de los pozos perforados en el campo Pacoa.
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3.1.3 Explicativa

Mediante los resultados obtenidos por la simulacion numérica de yacimientos,
aplicando la inyeccion de agua de baja salinidad, se interpretan los resultados obtenidos

y mediante un analisis cuantitativo saber si existe un aumento del factor de recobro.

3.2 POBLACION Y MUESTRA

3.2.1 Poblacion

En este caso de estudio la poblacién es el campo Pacoa, administrado por la

empresa Petroamazonas el mismo que esta ubicado en la provincia de Santa Elena.

3.2.2 Muestra

La muestra esta conformada por los pozos perforados que producen mediante la

seccion B de la formacion socorro del campo Pacoa.

3.3 MODELAMIENTO DEL RESERVORIO

3.3.1 Ejecucion de CMG Tecnologies Launcher

El modulo Builder, es una de las aplicaciones del programa CMG, donde se
procede a la creacion de un nuevo proyecto en el cual se debe seleccionar el tipo de
simulador a utilizar (IMEX, STAR o GEM), unidades de trabajo (Unidades del sistema
internacional (SI), unidades de campo (Field) o unidades de laboratorio, tipo de porosidad

y la fecha de inicio de la simulacion como se muestra en la figura 7.

Para este caso de estudio, se establece como fecha inicial de la simulacion el 01 de
octubre de 1992 ya que en esta se registra, el inicio de la produccion de la arenisca de la
seccion B de la formacion Socorro, con una produccion inicial de 66 BPPD y un BSW de
21% perteneciente al pozo PAC-008, acorde a lo publicado por (Rodriguez y Tomala,
2012).
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Builder - Reservoir Simulator Settings

Simulator Working Units Porosity Shape Factor
() GEM Qs (®) Single Porosity ®) Gilman and Kazemi
(O IMEX (®) Field () DUALPOR Warren and Root
(@) STARS () Lab () DUALPERM K-Harmonic
MODSI () MINC P12
Advanced... () SUBDOMAIN KX - Matrix Perm |

K-Av Hamanic

Subdivisions for Matrix Blocks
Mumber of subdivisons 7

Volume fractions
(2 values expected)

Simulation Start Date
Year: [1992 | Morth: 10 | Day: |1

=

Figura 7: Datos base de ajuste para la simulacion.(CMG, 2022)

3.3.2 Creacion de archivos de mapa, ubicacion y trayectoria de pozos

Posterior al ingreso de la base de datos. Se procede a crear e importar archivos
que ayudan a determinar el area de estudio para esto se procederad a crear el archivo
“Ubicacion y trayectoria de pozos” y los archivos de mapa (mapa estructural del tope de
la formacién y del espesor de la arena), los cuales son generados en el software
digitalizador Didger-Version 3.02 perteneciente a Golden Software como se muestra en

la figura 8.

About Didger ?

Didger - Version 3.02

Digitizing S oftware
Copyright € 2001, Golden Software, Inc..

Galden Saftware, Inc. Sales: 800-9721021

809 14th Street . 079,

Goldon. Colovado G047 Tech Suppart: 303-273-1021
v goldensoftware. com

didgersupporti@goldenszoftware. com

Serial Mumber:  D-5412

Swystem Info |

Figura 8: Didger- Version 3.02.
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En los estudios realizados por (Cuadros, 2018) y (Suérez & Salinas, 2021) se
obtiene el archivo tipo imagen del mapa del campo y los pozos. Esto ayudara a obtener
las coordenadas de cada pozo en el campo y en conjunto con la fecha de inicio de
produccién (nivel B), elevacion de la Rt (Rotary table) y el TD (Total Depth) del mismo
y se obtiene como resultado la tabla 5, ordenada cronoldgicamente en relacion con el

inicio de la produccion.

Tabla 5: Pozos productores del Nivel B de la Fmc Socorro del campo Pacoa (Santa Elena Petroleum

S.A., 2019).
Nombre Inicio de Coordenada Coordenada RT TD
de Pozo produccién X Y (ft) (ft)
(AA/MM/DD) (ft) (ft)

PAC-10  01/09/1992 526478.32 19760514.75 48.00 -2241.00
PAC-11  01/09/1992 526005.26 19761357.38 36.00 -2410.00
PAC-08 01/10/1992 525886.99 19760350.82 46.00 -2602.00
PAC-01  01/12/1992 525627.46 19761639.35 37.00 -6642.00
PAC-22  01/01/1993 526093.95 19760777.04 43.00 -2540.00
PAC-24  01/02/1993 527690.54 19761275.41 74.00 -2760.00
PAC-05 01/06/1994 526783.83 19760154.09 64.00 -2870.00
PAC-09  01/09/1994 526235.22 19760026.23 51.00 -2665.00
PAC-07 01/01/1995 525430.35 19761845.90 30.00 -3267.00
PAC-32  01/01/1995 525620.89 19762501.64 32.00 -2920.00
PAC-41  01/04/1995 525926.41 19760026.23 30.00 -4125.00
PAC-42  01/07/1995 526517.74 19759842.62 40.00 -3600.00
PAC-43  01/08/1995 526438.90 19760272.13 38.00 -2700.00
PAC-44  01/08/1995 526438.90 19760849.18 48.00 -2666.00
PAC-40 01/10/1995 526169.51 19760373.77 40.00 -3250.00
PAC-39  01/10/1995 525916.56 19763062.29 26.00 -3952.00
PAC-35 01/07/1999 527431.01 19762878.69 63.00 -2767.00
PAC-12  01/03/2000 526169.51 19762586.89 34.00 -2290.00
PAC-29  01/06/2000 528199.74 19764347.54 40.00 -2550.00
PAC-02  01/01/2002 525699.74 19761045.90 45.00 -2590.00
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No todos los pozos del campo Pacoa, poseen una produccién significativa en el nivel B,
por lo que no son considerados aquellos que posean produccion cercana a 0 (Pefia y
Pilozo, 2022).

Sin embargo, previo a la generacion del mallado se requiere importar mapas que ayuden
a delimitar el &rea de estudio. Para el presente caso, se van a considerar los presentados
por (Cuadros, 2018) mostrados en la figura 9.
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Figura 9: Izquierda (tope de la formacion Socorro)-Derecha (Espesor del nivel B) (Cuadros, 2018).

A continuacion, las figuras 10 y 11 permiten evidenciar la digitalizacion del mapa
estructural al tope y espesor de la formacion Socorro. En dicha ventana se puede observar
las diferentes herramientas que pueden emplearse para la creacién de cada curva que se

requiera.

Los archivos obtenidos se denominan:

e Tope_Formacion_Socoroo.

e Espesor_Nivel B.
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Figura 10: Digitalizacién del mapa estructural al tope de la formacién Socorro. (Didger 3.02, 2022)
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Figura 11: Digitalizacion del mapa isdpaco de espesor del nivel B de la formacién Socorro del campo
Pacoa. (Didger 3.02, 2022)
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Posterior a la obtencion de estos archivos, se continua con el modelamiento del
yacimiento. Para la configuracion del mapa estructural del yacimiento se importaron los
datos de tope y espesor de la arena productora que se obtuvieron de la digitalizacion, a
través de la interfaz. Tomando en cuenta, que las coordenadas UTM estan en metros,

mientras que la profundidad en pie. Dando resultado lo proyectado en la figura 12.

Figura 12: Resultado post importacion de mapas de archivos y trayectorias de pozos.(CMG, 2022)

Luego se toma en esta etapa del modelamiento para proceder a guardar el archivo
bajo el nombre “Field Pacoa Level B” y esta base se complementa con los siguientes

pasos.

3.4 DEFINICION DE PROPIEDADES ESTATICAS DEL MODELO-
RESERVORIO CAMPO PACOA

3.4.1 Malla del modelo, tope y espesor de la formacion

Continuando con el modelamiento; se realiza la creacion del mallado mediante la
herramienta Create Grid, que se encuentra dentro de las opciones de Reservoir del Model

Tree View.

Para la asignacién de dimensiones i, j y k, mostradas en la tabla 6 hay que considerar que
entre mayor sea la cantidad de celdas, mayor es el tiempo que requiere el simulador para
realizar el trabajo.
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Entonces se procura en el presente caso de estudio, no tener la malla excesivamente
refinada, ya que el History Macth puede requerir varias simulaciones e incluso por las
diferentes estrategias a probar en las simulaciones. Esto enfocado al limite de tiempo

establecido en la licencia del software.

Tabla 6: Definicién de grid (malla)

Direccion N° de celdas Ancho de Longitud total Area
celda
— I 64 60ft 3840 ft 20.275 MMsf
¢ J 88 60ft 5280 ft (465.45 Acres)
\ k 10 Valor dependiente de mapas isdpacos

La vista en planta de la delimitacion de la malla en referencia a los mapas y

trayectoria de los pozos es presentada en la figura 13.
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Figura 13: Delimitacion del area de interés.(CMG, 2022)
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Para establecer el valor tanto del tope de la informacién como del espesor, se hace uso de
la seccion Array Properties cargando los mapas de archivo: “Tope_Formacion_Socoroo”

y “Espesor_Nivel B”; en las columnas Grid Top y Grid Thickness, respectivamente.

Cabe aclarar que, como la direccion k del mallado son 10 celdas arregladas de forma
vertical, se carga el archivo de espesor (1) para cada una de ellas. Entonces, se utiliza el
multiplicador 0.1 al momento de cargar el archivo ya que es 1/10. Sin embargo, para el
tope de formacion tan solo se importa el archivo en la celda superior por lo que el

multiplicador utilizado es 1.

Si bien, los archivos de ubicacion, trayectoria de pozos, tope y espesor de arena fueron
importados anteriormente, estos no tomaban sus valores como tal, sino que tenian el
objetivo de proporcionar su ubicacion en el espacio de trabajo. Una vez, importado y
aceptado los archivos/ datos se obtendra el siguiente avance del modelo, mostrado en la

figura 14.
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File: Model1.0.dat
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9 762,000
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9,761,000
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Figura 14: Tope y espesor del Nivel B de la formacién Socorro del Campo Pacoa. (CMG, 2022)
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e Porosidad y Permeabilidad

Para definir la porosidad y permeabilidad se puede determinar un valor promedio
y estipularlo para cada celda, sin embargo, esto se aleja de la realidad. Pero gracias
a los registros de pozos disponibles en formato LAS otorgados por la empresa
Santa Elena Petrolium se pueden generar modelos para dichas propiedades que

estaran distribuidas en base a ponderaciones debido a la geoestadistica.
3.4.2 Modelo de Porosidad

Esta propiedad se genera a través de la herramienta Geostatistics de Reservoir
donde se importa los registros de pozos. Para el presente caso se dispone de porosidad
neutro (Phi_Neutron) y sénica (Phi_sonic). Debido a que, la porosidad que se requiere
establecer en las celdas es la porosidad total, esta se calcula a través de la ecuacion
empleada por (Pefia & Pilozo, 2022) y denominada en el presente caso como

"Porosity LAS” como se muestra en la figura 15.

=] . Builder Syntax  Options
- Model1.0.dat
L4/ Porosity_LAS Formula Name: |Porosity_LAS

Independent Variables
Varable Mame Component  Time File
X0 CMGLCustom_Phi_Neutron 15592-10-01  C:\Users“Asus'\Desktop CMG IAS "Model1.0.dat
X1 CMGLCustom_Phi_sonic 1592-10:01  C:\Users\Asus'\Desktop"\CMG IAS\Model1.0.dat

Add Independent Variables... Ingert Selected into Formula Edit Selected. . Delete Selected
(HO + EL ) /7.7 ‘

Figura 15:Gestion de formula-Porosidad total (POROSITY_LAS). (CMG, 2022)

Obteniendo como resultado el modelo geoestadistico de porosidad como se muestra en

la figura 16.
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Figura 16:Modelo geoestadistico de porosidad del campo Pacoa. (CMG, 2022)

3.4.3 Modelo de permeabilidad

Debido a la ausencia de registros de permeabilidad se procede a su determinacion

a través de la correlacion dependiente de la porosidad disponible, dicha ecuacién es

detallada en el trabajo por (Pefia y Pilozo, 2022) como se muestra en la figura 17.

=-Jill Builder
=& Model1.0.dat
f-s# Porosity_LAS
i4Q) Schemel

Figura 17:

Syntax  Options

Formula Name: |K_Porosty |

Independent Variables

Varigble Name  Component Time Fie
X Porosty 19921001 C:\Users\Asus\ Desktop CHG 1AS\Mode1.0.dat
| Add Independent Varigbles... | | Inset Selected into Fornula | | Edt Selected.. il Dekete Sclected |

10000 * [ X0 + 0.1 ) ** 3/ ( (1 - K0 ) ** 2 ‘

Gestion de formula-Permeabilidad (k-Porosity) (CMG, 2022)
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Si bien la correlaciéon mostrada en el trabajo “Estudio de recuperacion mejora de
petréleo por inyeccion de agua caliente del yacimiento en el campo Pacoa en la provincia
de Santa Elena” presenta un multiplicador distinto al presentado en la figura 16, esto se
debe a que se utilizo la correlacién ya modificada post obtencion del History Macth del
trabajo de (Pefia y Pilozo, 2022).

Entonces el modelo geoestadistico de permeabilidad obtenido es mostrado en la figura
18.

T TT T T ITTITITTITTTTTTTTTTLT Fiic ioaert 0.0t

=]
526,000 528,000 527,000 528,000 525,000 2 User: Asus
. moeneqgg
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383

351

9,763,000

9,762,000

182

5,761,000

139

9,760,000

525,000 528,000 527,000 528,000 525,000

55

AN

Figura 18: Modelo geoestadistico de permeabilidad del campo Pacoa. (CMG, 2022)

Cabe mencionar que el modelo realizado es importado en General Property Specification
en los cuadros pertenecientes a Permibility I y Permibility J, mientras que para Permibility
K se utiliza un multiplicador de 0.3, y con aquello se logra la anisotropia (propiedades

que varian a través del espacio).
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3.5 DEFINICION DE PROPIEDADES DINAMICAS DEL MODELO-
RESERVORIO DEL CAMPO PACOA

3.5.1 Propiedades roca-fluido

Como se logré evidenciar con la busqueda de evidencias bibliogréficas, los datos
de propiedades roca-fluido no se encuentran disponibles. Por lo que, para continuar con
el modelamiento se procede a utilizar los resultados determinados por (Pefia y Pilozo,
2022).

A continuacion, se nombra el parametro y correlacion utilizada o una descripcion de esta

mostrada en la tabla 6.

Tabla 6: Propiedades Roca-Fluido y medio de obtencion (Pefia & Pilozo, 2022).

Propiedad Simbolo  Valor Unidad Descripcion
Compresibilidad Cr 2x107° 1/psi Correlacion de  Newman
de la roca (1974, 1983)
Capacidad C, 34.38 BTU/ft3°F Correlacion de Gomma
calorifica de la (1973)
roca
Conductividad K 22.16 BTU/day-ft-°F  Correlacion de Anand (1971)
térmica de la basada en  datos de
roca Correlacion de Vliet (1956)
Conductividad K, 0.0809 BTU/day-ft-°F  Formula empirica de Central

térmica del Petroleum Commitee of the
petroleo National Research Council
(1929)

Para la obtencion de las propiedades de la tabla anterior, se utilizaron valores encontrados

en diferentes trabajos de investigacion, dichas propiedades independientes a las

correlaciones corresponden a lo presentado a continuacion en la tabla 7.

34



Tabla 7: Propiedades generales Roca-Fluido del nivel B de la formacion Socorro del campo Pacoa
(Rodriguez y Tomala, 2012) (Peralta y Dumani, 2013) (Suérez y Salinas, 2021).

Variables Valor Unidad

Temperatura 97 °F
Gravedad 40.8 “API
Pi 1150 Psi

Porosidad 25.4 %
Permeabilidad 444 Md

Sw 0.39 Fraccién

Continuando con el modelo, gracias a la predisposicion de los autores (Pefia y
Pilozo, 2022) se importé el archivo .dat referente al modelo del fluido del campo para

poder establecer sus propiedades.

Si bien, la informacion disponible corresponde al Nivel C de la formacidn esta es Util ya
que existen valores similares tanto de la temperatura como de la densidad del petroleo —
crudo existente en el nivel B, lo cual se puede evidenciar en el trabajo realizado por los
autores citados en el parrafo anterior. Cabe mencionar que, el tipo de yacimiento

estudiado es constituido tanto por Region Subsaturada como por Region Saturada.

3.5.2 Datos complementarios de los pozos

Si bien la ubicacion y trayectoria de los pozos ya fueron importados, se debe
establecer la zona de interés o zona productora correspondiente a cada uno de ellos, lo

cual se define a través de los intervalos de cafioneos.

La herramienta que permite establecer la zona de interés se denomina Well Completion
Data, misma que esta dentro del mena Well. En la ventana ejecutada se define las capas
cafioneadas de cada uno de los pozos, recordando que en el presente caso se cred 10 capas

verticales (k).
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3.5.3 History Maching del Horizonte B Campo Pacoa.

La validacion es dependiente de la etapa de inicializacion. Puesto a que, el
simulador brindaré el POES del modelo que debe ser comparado con un valor oficial (ya
sea de la operadora del campo de registros de la secretaria de hidrocarburos de cada pais

0 un ente homologo).

Mediante la simulacion, se debe obtener un valor de POES (con un WOC de 2325 ft),
cercano al presentado por (Rodriguez y Tomala, 2012) y (Peralta y Dumani, 2013).

Para el ajuste se requiere comparar valores histéricos con resultados simulados. Por ende,

los resultados de la simulacion deben considerar las siguientes fechas extremas:

e Inicio de simulacion: 1992/10/01, inicio de produccion del nivel B de la
formacion. Fecha establecida al inicio del modelamiento.
e Fin de simulacion: 2015/04/01, fecha extrema hasta la que se tiene produccién

historica disponible.

Una vez finalizada la simulacion. Se procede a comparar las curvas de petroleo y agua

producida.
3.6 INYECCION DE AGUA DE BAJA SALINIDAD

Considerando como antecedente el trabajo realizado por (Pefia y Pilozo, 2022). Se tiene
nocion de 2 tipos de arreglos de pozos a utilizar. Ademas, se vale recalcar que aparte del
analisis del antecedente se incluirdn modificaciones donde a través de la sintesis de la
informacién disponible se establecié: Habilitar el pozo PAC-04 como pozo productor y

el pozo PAC-46 como inyector.

3.6.1 Caso 1-Five Spot Pattern Inverted (FSPI)

Para el arreglo de pozo invertido se tiene la siguiente configuracidn representada

en la tabla 8 a continuacion:

36



Tabla 8: Descripcién del arreglo de pozo invertido, caso 1 (FI)

Pozos Tipo de pozo Descripcion Variables operacionales

PAC-04 Productor Se habilit6 y fue STL= 100 bbl/d para todos los pozos
afiadido a los demas. productores desde 01/01/2023.

PAC-01- Inyector Convertido desde STW=100, 200,300, 500, 800y 1000.
09 estado productor.

PAC-12- Reentrada para Mejor ubicacion para Salinidad = 50 g/L (50000) para
46 inyeccién su rol. todos los pozos inyectores desde
01/01/2023.

Mediante la simulacién se establece el caudal de inyeccion que refleje la mejor
produccidn de petrdleo, se realizan varias pruebas con distintos caudales, los cuales son:
100 bbl/d, 200bbl/d, 300 bbl/d, 500 bbl/d, 800bbl/d y 1000 bbl/d por pozo inyector
(Anexo A), configurado en el pardmetro STW de cada pozo a través de la herramienta

Well’s Constraints.
3.6.2 Caso 2-Five Spot Pattern Regular (FSPR)

Mientras que, para la configuracion de un patron regular de inyeccion de 5 pozos
se tiene en cuenta las observaciones realizadas en el estudio de (Pefia y Pilozo, 2022)

adicional con el andlisis propio, se determina lo mostrado en la tabla 9.

El andlisis se lo realiza de la misma forma que en el caso 1, en la Anexo B se muestra la
variacion de los pardmetros analizados para la determinacion del caudal optimo de

inyeccion.

Abarcando el mismo analisis del FSPI, se debe prestar atencion a la posible sobrepresion
del modelo esto se puede analizar a través de la Anexo B3. Donde se evidencia que
incluso a una tasa de inyeccion de 200 bbl/d, se alcanza presiones de 20000 psi, entonces
lo aconsejable seria ir por una tasa de 100 bbl/d, esta es la tasa optima de inyeccion para

ambos casos.
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Tabla 9: Descripcién de arreglo normal de pozos, caso 2 (FSPR).

Pozos Tipo de pozo Descripcion Variables
operacionales
Productor Se habilito y fue STL=100 bbl/d para

PAC-04 anadido a los demés. todos los

productores  desde

01/01/2023
PAC-01-32-39-41- Inyector Convertido desde STW= 100 bbl/d,
22-05 estado productor. 200 bbl/d, 300 bbl/d,

500 bbl/d, 800 bbl/d
Reentrada para Mejor ubicacion y 1000 bbl/d.
PAC-12-02-46 Inyeccion para su rol. Salinidad= 50 g/L
(50000) para todos
los inyectores desde
01/01/2023.

3.6.3 Modelado de inyeccidn de agua de baja salinidad

El desarrollo de este método de inyeccion va a ser llevado a cabo en el simulador
STARS de CMG, a través de la interfaz Process Wizard donde se tiene la opcién de
inyeccion de agua de baja salinidad (LSWI, por sus siglas en ingles), el cual es de facil

entendimiento en la entrada de informacioén.

La informacion de caracterizacion de crudos del campo Pacoa es de relevancia para este
estudio; los valores para las zonas norte, central y sur son similares por lo que se resumié

a continuacion en la tabla 10.

En realidad, los tipos de procesos que ocurren en la inyeccion de agua de baja salinidad
son de tipo quimico y fisico. Los cuales pueden modificar los end points de las curvas de
permeabilidades relativas, que indudablemente se ve reflejado en la recuperacion de
fluidos del reservorio. Para considerar el comportamiento de estos cambios en las
permeabilidades relativas se realiza a través de nucleos de muestra pruebas de laboratorio

gue someten a la muestra al tipo de proceso que se requiere estudiar
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Tabla 10: Caracterizacion de crudo, Campo Pacoa (Santa Elena Petroleum S.A., 2019).

Parametros Unidades Valor
Salinidad como i6n cloro, ppm CI 22500
cloruros
Alcalinidad total como ppm Ca2,CO3 200
carbonatos
Alcalinidad como ppm Ca.COs 244
bicarbonatos
Dureza total como ppm Ca.COs3 5000
carbonato de calcio
Dureza célcica como ppm Ca,COs 3500
carbonato de calcio
Dureza magnésica ppm Ca.COs3 1500
Calcio ppm Ca.COs3 1400
Magnesio ppm Ca,COs 360
Sulfato ppm (SO4)* 90
Hierro ppm Fe?* 1,8
Temperatura de cabeza de °C 28
pozo
CO2 en cabeza de pozo %CO:2
PH del agua de formacién STIFF DAVIS Incrustante
Bacterias sulfato col/ml 10000

reductoras

Como se puede observar en la tabla 11, existen parametros que requieren

variaciones, mismas que se ingresan a través del Process Wizard en Builder de CMG,

donde se asigna como set de interpolaciones la salinidad desde una concentracion alta

hasta una de baja.
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Tabla 11: Curvas de permeabilidad relativa para nicleos inundados, correlacion de Corey (Callegaro et

al., 2013)

Nucleo inundado Modelo Alta Salinidad Baja Salinidad

inicial
Krw End point — agua 0.47 0,4 0,4
Krwiswi/ Krwwi - 0.851 0.851
Kro End point — petrdleo 0.85 1,0 0.9
Nw Exponente de Corey — - 2.0 2.0
agua
No Exponente de Corey — - 8.0 6.0
petréleo
Sor Saturacién de petréleo 0.39 0.43 0.3
residual
SorLswi/Sorwi - 1.1026 0.7692
Swi Saturacion de agua 0.39 0.24 0.3

irreducible

Para continuar con el modelado, se toma en cuenta la metodologia inicial

planteada por (Callegaro et al., 2013) considerando como componente a inyectar al

cloruro de sodio suplementado bajo las siguientes premisas:

e Se establecié el valor de 70000 ppm como concentracion de Alta salinidad.

Partiendo de que, el agua salada es de aproximadamente 35000 ppm (35 g/L).

e Se define a la concentracion de 3000 ppm como Baja Salinidad. Considerando

que la salinidad del agua dulce es menor a 1000 ppm.

e Se consideran las concentraciones de 7000 y 35000 ppm, para realizar otras

pruebas y analizarlas.

e Si bien, la concentracion de sal es independiente de la temperatura este Gltimo

parametro ayuda a mejorar el ambiente de las reacciones. Entonces las pruebas

anteriores fueron testeados a una temperatura menor al reservorio (90°F=32.2°C)

y a una mayor (194°F=90°C).
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Tabla 12: Condiciones de salinidad y temperatura de las pruebas para la inyeccion de agua

Concentraciones Test 1 a 90°F Test 2 a 194°F

Alta 70 g/L
Media 35¢g/L
Leve 7.09/L
Baja 3.0g/L

Para cargar los cambios en las curvas de permeabilidades relativas se crean 3 sets

de interpolacion:

e La propia del modelo inicial.
e Considerando alta concentracion de sal y,

e Baja concentracion de sal.

Se dice interpolacion porque crea una tabla de datos desde alta a baja salinidad.
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CAPITULO IV: ANALISIS Y DISCUSION DE
RESULTADOS

4.1 MODELO ESTATICO

La malla se encuentra constituida por bloques de forma rectangular con dimensiones en
el plano i, j de 60 ft y en el plano k se indica que esta variable considera el espesor de la
arena. Es importante mencionar que para la creacion del mallado el espesor de la arena
productora es variable como indica (Cuadros, 2018) por esta razén el mismo no podria
generar un modelo homogéneo en su totalidad por las variaciones que se presentan
dependiendo de la region Norte, Sur, Este y Oeste pero si podemos ordenarle al programa
que realice 10 celdas del espesor indistintamente de la variacién que se presente revisar

tabla 6 y figura 26 que muestra el resultado final del mallado en 2D y 3D.
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0,762,000 8,763,000 9,764,000

6761000

8,760,000

525,000 52¢,000 527.000 528.000

Figura 19: Vistas 2D y 3D de la malla del nivel B de la formacién Socorro del campo Pacoa nivel
B.(CMG, 2022)
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4.2 MODELO DINAMICO

Luego de la creacién del modelo estatico del yacimiento es importante realizar una
validacion del mismo utilizando la simulacién con el objetivo obtener datos de
produccion de petréleo y agua hasta la fecha que indique la bibliografia mencionada en
el capitulo 3 los resultados se muestran en las figuras (20 y 21) las que indican el
comportamiento de las curvas de agua y petréleo producidos que al ser comparadas con
la bibliografia se presenta una pequefia variacion en el POES como se muestra en la tabla
13.

Tabla 13: Comparacion del POES (Simulacién vs Registro) del nivel B de la formacion Socorro del
campo Pacoa.

Escenarios POES (MMbbl) Variacion
POE Ssimulacisn 9.765092 1.97 %= 2%
PO ESpIan desarrollo Pacoa 2011 9.961055

History Match - Nivel B, Fmc Socorro, Campo Pacoa

300 4
270
~ 240 4-
>
©
T 210 4
3 4
2 480]. S T
8 = Caudal de petréleo, Simulacion.sr3
o 160 1 O Caudal de petroleo, Produccion_Historica_Nivel_B.fhf
©
120 -
o

.

3 2 ; ; ; ;
% % %, 2, 2 2,

4 2 (3 ¢4 6. ? "0 4
(] % % % % % %0 % %

Figura 20: Ajuste Histdrico (History Match) del caudal de petréleo del nivel B de la formacién Socorro
del Campo Pacoa. (CMG, 2022)
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History Match - Nivel B, Fme Socorro, Campo Pacoa
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Figura 21: Ajuste Histérico (History Match) del caudal del agua del nivel B de la formacién Socorro del
campo Pacoa. (CMG, 2022)

Es importante indicar que a partir del afio 2015 no se posee datos de produccion del campo

por ello se simula hasta el 2022 sin tener en consideracion las condiciones de operacion

del campo que puedan afectar la produccion.

4.2 1 Configuracién optima de pozos

Para indicar cual es el arreglo 6ptimo de pozo en la aplicacion del caso de estudio
de inyeccion de agua de baja salinidad se debe realizar un anélisis mediante los resultados
de una tasa de inyeccion optima que no inunde el yacimiento Ver Anexo A asi mismo el

analisis de los patrones de pozos invertido y regular que se han propuesto.
En el anexo A corresponde el siguiente analisis

a. Se observa que la tasa que logra mantener el caudal més alto de petroleo
es el de 100 bbl/d.

b. Que a mayor tasa de inyeccién mayor caudal de agua obtenemos en
superficie es algo logico, pero es necesario usar caudales que estén en el

rango de 300 -100 bbl/d para evitar una alta produccion de agua.
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c. Uno de los factores claves es que el modelo no entre sobrepresion por el
proceso de inyeccidn se evidencia que las tasas de 200-100 bbl/d muestran
presiones mas estables.

d. Se analiza la variacion del actor de recobro y se llega a la conclusion que

no es necesaria una tasa alta de inyeccion para un aumento de este.
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Figura 22: Tasa de produccién de petréleo, Caso 1 (FSPI) vs Caso 2 (FSPR). (CMG, 2022)
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Figura 23: Tasa de produccién de agua, Caso 1 (FSPI) vs Caso 2 (FSPR). (CMG, 2022)

Se puede observar en la figura 22 el comportamiento que tiene la produccion de petréleo,

durante la simulacion de los dos escenarios propuestos de arreglo de pozo con una misma

tasa de inyeccion de 100 bbl/d para ambos casos, estas curvas muestran que para el patrén

de pozos regular indica una tasa maxima de produccion de 630 bbl/d en el afio 2022, con

una tasa minima de produccién de 250 bbl/d en el afio 2032, en comparacion con el
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arreglo de pozo invertido que muestra una tasa de produccion maxima en el afio 2022 de
750 bbl/d y una tasa minima de 330 bbl/d en el afio 2032.

La figura 23 detalla el comportamiento del agua producida del campo para ambos casos
de arreglo de pozos a una misma tasa de inyeccién de 100 bbl/d durante la simulacién se
ve reflejando en las curvas que para un protdn de pozo regular inicia con una tasa minima
de produccién de 125 bbl/d en el afio 2022 con una tasa maxima de produccion de 500
bbl/d en patron de pozo invertido se muestra que la tasa minima de produccion de 150

bbl/d en el afio 2022 con una tasa maxima en el afio 2032 de 565 bbl/d.

Recordando que, el campo Pacoa no es muy profundo, ni tampoco muy distante entre
pozos. Por lo que tiene sentido que no requiere altas tasas ni demasiados pozos inyectores.

4.3 INYECCION DE AGUA DE BAJA SALINIDAD EN EL
RESERVORIO

En esta seccion se presentan los resultados de la simulacion en funcion de la inyeccién
de agua de baja salinidad en el reservorio B de la formacién Socorro del capo Pacoa,
utilizando concentraciones de 3000ppm, 7000 ppm, 35000 ppm y 70000 ppm, a (90 y

194°F) y asi observar el comportamiento de la inyeccion ante los cambios de temperatura.

Se analizan las curvas de los pardmetros: Caudal de petréleo y agua producida, también

su acumulado. Ademas, del factor de recobro de petréleo.

4.3.1 Inyeccion de 100 bbl/d a 90 °F, bajo diferente concentracion

salina

Con el objeto de observar el comportamiento de los pardmetros antes mencionado
se procede a simular el campo, cuando el nivel B de la Fmc esta siendo inyectado a 100
bbl/d de agua (a 90 °F) a diferentes salinidades. Donde los resultados fueron los

siguientes:

La figura 24 se observa el comportamiento de la salinidad a una temperatura 90°F indica

que de salinidad de 7000 ppm muestra un mayor pico de produccién de 710 bbl/d al
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iniciarse la inyeccion en el afio 2022 y produccion minima de 290 bbl/d en el afio 2032 y
en las concentraciones 70000 ppm, 35000 ppm y 3000 ppm se muestra un
comportamiento similar al iniciarse la inyeccion en el afio 2022 de aproximadamente
690 bbl/d con una produccion minima en el afio 2032 de 210 bbl/d para 70000 ppm,
220 bbl/d a 35000 ppm y 240 bbl/d con una concentracion de 3000 ppm se observa que
las concentraciones de salinidad que podrian indicar una mayor produccion de petroleo

son las de 7000 ppm y 3000 ppm.
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Figura 24: Caudal de agua obtenido bajo diferentes concentraciones de salinidad, inyeccion a 90 °F.
(CMG, 2022)

En la figura 25 se observa el comportamiento en un periodo de tiempo de 10 afios
que inicia en el 2022 de la inyeccion de las concentraciones de salinidad, indicando que
una concentracion salina de 7000 ppm efectta un perfil de produccién de agua de 617
bbl/d a comparacion de las concentraciones de 70000 ppm, 35000 ppm y 3500 ppm que

muestran una produccién de gua en un rango de 650bbl/d - 690 bbl/d.
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Water Rate SC - LSWI - STW 100 Bbld - 90 °F- [Field Pacoa B]
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Figura 25: Caudal de agua obtenido bajo diferentes concentraciones de salinidad, inyeccion a 90 °F.
(CMG, 2022)

Oil Recovery Factor SCTR - LSWI - STW 100 Bbld - 90 °F- [Field Pacoa B]
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Figura 26: Factor de recobro de petréleo obtenido bajo diferentes concentraciones de salinidad,
inyeccion a 90 °F. (CMG, 2022)

El analisis del factor de recobro se realiz6 a una misma tasa de inyeccién con
diferentes salinidades ya mencionadas, se estima un aumento significativo del factor de
recobro donde se tiene para el caso base un 12.5 % hasta el afio 2032 con energia natural
del yacimiento, se determina la recuperacién terciaria con inyeccion de agua de baja

salinidad, para tener un posible aumento de la produccién y recuperacion de petréleo.
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En la figura 26 se analiza mediante la simulacion el factor de recobro de las cuatro
salinidades propuestas, con una misma tasa de inyeccion mencionada anteriormente, para
la salinidad # 1 a 28%, salinidad # 2 a 28.5%, salinidad # 3 a 32% y salinidad #4 a 29.1%.

4.3.2 Inyeccion de 100 bbl/d a 194°F, bajo diferente concentracion

salina

Mediante los resultados de la simulacion mostrados en el Anexo C, se observa el
comportamiento de las variaciones de la salinidad con respecto al cambio de temperatura
indican resultados muy parecidos a la inyeccion con una temperatura inferior este analisis
resulta de la interpretacion de las curvas que reflejan el comportamiento del agua y

petréleo producidos por la inyeccion a una temperatura diferente temperatura

0il Rate SC - LSWI - STW 100 Bbld - Salinity 7000 ppm- [Field Pacoa B]
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Figura 27: Caudal de petréleo obtenido bajo diferentes temperaturas de inyeccién, bajo 7000 ppm de
salinidad.(CMG, 2022)

La figura 27 indica el comportamiento que presenta una inyeccién con salinidad de 7000

ppm a diferentes temperaturas respecto a la produccion de petréleo que se obtuvo con la
simulacion en el primer caso a la temperatura de 94 °F se muestra que la produccion

inicia a 710 bbl/d en el afio 2022 siendo esta la maxima registrada por las graficas luego

de esto la curva presenta una declinacién alcanzando un valor minimo de produccion de

290 bbl/d hasta el afio 2032 se observan estos resultados a una temperatura de 194 °F, se
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observa que el comportamiento de la produccion respecto a la temperatura de 90 °F

presenta mucha similitud al obtenido a 194 °F.

4.4 COMPORTAMIENTO DE PARAMETROS ROCA - FLUIDO
DE LA FORMACION, DEBIDO A LA INYECCION DE BAJA

SALINIDAD

A continuacién, se presenta las variaciones con respecto al tiempo de diferentes

parametros importantes en la mejora de la produccion de la formacion como:

permeabilidad relativa al petr6leo, movilidad total, presion y demas. Mismas que son

mostradas y descritas.
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Figura 28: Permeabilidad relativa al petrdleo del modelo Pacoa, antes y durante la inyeccion.(CMG,

2022)
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El modelo reservorio fue configurado con un espesor dividido en 10 capas, para lo cual
seleccionaremos una al azar para analizar la permeabilidad relativa al petréleo. Como se
puede notar en la figura 28, esta propiedad presenta reduccion en el periodo de
implementacién del proceso LSWI, lo cual es favorable porque significa que el petréleo

comienza a movilizarse por la estrategia de inyeccion.

Esto puede explicarse de mejor manera con la figura 29 que presenta la variacion de
movilidad total de fluidos durante el periodo de evaluacion. En el area de los pozos, la

movilidad disminuye, que puede ser por dos razones: por la produccion de fluidos que

aumenta, pero a la vez se va depletando.
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Figura 29: Comportamiento de la movilidad total de fluidos en el modelo Pacoa, antes y durante la
inyeccién. (CMG, 2022)
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El proceso LSWI logré mantener la presion a valores cercanos a los que se tenia
inicialmente en el modelo, estabilizando la produccion y con esto no sobrecargar el

modelo reservorio, figura 30. Logrando asi objetivos de la inyeccion: recuperar o

mantener la presion del yacimiento.
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Figura 30: Comportamiento de la presién en el modelo Pacoa, antes y durante la inyeccion. (CMG,
2022)

La distribucion de saturaciones en la figura 31, muestra que la saturacion de agua aumenta
desde 2023 a 2033 por el proceso y la saturacion de petroleo disminuye por el

desplazamiento que ocasiona la inyeccion.
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Figura 31: Variacién de saturaciones mediante esquema ternario en el modelo Pacoa, antes y durante la
inyeccién. (CMG, 2022)

Por los informes de Petroecuador (Santa Elena Petroleum S.A., 2019), el agua de

formacion del campo tiene concentraciones de calcio y cloruros. Observando la figura 32,

se evidencia que la concentracion de calcio va reduciendo en el periodo de inyeccion por

la presencia del agua del proceso. Lo mismo se esperaria de las concentraciones de

cloruro y sodio.
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Figura 32: Variacion de la concentracién de calcio del agua de formacién del Modelo Pacoa, antes y
durante la inyeccion. (CMG, 2022)

4.5 FORECAST VS LSWI

En el Caso 1 (FSPI), que mostré el arreglo con mejor performance, se determino que bajo
inyeccion de 100 bbl/d @ 90 °F y 7000 ppm de salinidad muestra mejor performance en

la produccion; sera lo denominado Caso LWSI.

Entonces, para una mejor evidencia de las mejoras en la produccion que se logra bajo la
inyeccidn, se presentan las siguientes ilustraciones comparando resultados obtenidos con

los del Forecast (Caso Base).
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Figura 33: Factor de recobro de petréleo obtenido, Caso Base vs Caso LWSI. (CMG, 2022)

En la figura 33 se evidencia que bajo el caso base se lograria obtener un factor de recobro

igual a 12,37%, mientras que con el Caso LWSI: 32%.

Se muestra en la siguiente figura la comparacion de la produccion acumulada de petrdleo
indicando que a partir de iniciar la inyeccion de método de agua de baja salinidad se
obtiene una produccién de petréleo méas alta en comparacion del caso base donde la

produccién es menor.
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Figura 34: Produccion acumulada de petréleo, Caso Base vs Caso LWSI. (CMG, 2022)
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4.6 ANALISIS ECONOMICO

4.6.1 Produccion de petréleo y agua

Caso Base

En la tabla 14 corresponde a los resultados obtenidos al tiempo de 10 afios de
pronostico de produccion sin considerar cambios en la estrategia de produccion

del campo.
Tabla 14: Produccion anual, Caso Base
Produccion anual (Bbl)
Afo
Petroleo  Agua
2023 27642 8494
2024 27267 8968
2025 26722 9414
2026 26272 9864
2027 25936 10200
2028 25649 10586
2029 25221 10915
2030 24900 11236
2031 24610 11526
2032 24146 12088
Caso LSWI

La siguiente tabla corresponde a los resultados obtenidos al tiempo de 10 afios de
prondstico de produccion considerando la implementacion de la inyeccion de agua
de baja salinidad en el campo para mejorar la produccion del nivel B de la Fmc
Socorro.
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Tabla 15: Produccion anual, Caso LWSI

Produccion anual (Bbl)
Afo

Petrdleo Agua

2023 252630 75912
2024 238569 90963
2025 218132 110509
2026 198968 129649
2027 182143 146486
2028 166109 163364
2029 148841 179739
2030 132830 195737
2031 117945 210588
2032 106740 222682

4.6.2 Precio de petréleo

Uno de los valores importantes para conocer los réditos de un proyecto son los
ingresos. Por lo cual, para obtener dicho dato se considera el precio del petréleo calidad
WTI (West Texas Intermediate) proyectado por (U.S. Energy Information Administration
(EIA), 2022). Figura 35. Recalcando que, se dispone de precio bajo, referencial y alto;
lo cual ayuda a realizar el analisis con escenario: pesimista, cauto y optimista,

respectivamente.

Ademas, cabe mencionar que este ente estadistico y de andlisis realiza reportes anuales
cada marzo. Por lo que se utiliza del reporte del afio 2022, los valores del 2023 al 2032

acorde al presente caso de estudio. Tabla 16.
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Figura 35: Proyeccion precio del petroleo WTI. (U.S. Energy Information Administration (EIA), 2022)

Tabla 16 : Proyeccion del precio del petréleo WTI (U.S. Energy Information Administration (EIA),
2022)

Precio/ Afo 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032

Bajo 32 34 35 35 34 36 36 37 38 38
Referencial 59 64 65 66 68 69 70 71 73 74

Alto 120 127 129 133 136 137 140 140 138 139

4.6.3 Costo de produccion

Este valor no pudo ser obtenido por ninguna fuente bibliografica, ya se esta por valor
aplicado en algan estudio similar en el campo. Inclusive las paginas webs estatales de
Petroamazonas, ni del ministerio respectivo muestran estos valores. Por lo que, teniendo
en cuenta el valor presentando por (Torres, 2020) en el diario PRIMICIAS, se definira el

valor medio para poder proceder con el analisis.
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e Inversién

Dentro de este apartado se considera los valores relacionados a la implementacion
del método de inyeccion, ademéas de la incorporacién de uno o varios pozos

nuevos ya sea para cumplir el rol de productor o inyector.

Los valores de costos para inversion relacionados a la implementacion del método
de inyeccidon fueron obtenidos a través del trabajo de (Vasquez y Yacelga, 2021)
denominado “Estimacion de Costos por Barril de Petréleo Incremental en
Proyectos de Inyeccién de Agua (Convencional y de Baja Salinidad) en la Cuenca

Oriente Ecuatoriana”.

De la informacién disponible en el trabajo mencionado, se obtienen valores al afio

2020 en dependencia a costos por:

e Fuente/suministro de agua para inyeccion (se tiene como fuente principal el
agua que produce el campo, sin embargo, por precaucion se considera este
rubro).

e Facilidades del sistema de tratamiento e inyeccion.

e Sistema de distribucién de agua de inyeccion.

e Conversion de pozo productor a inyector.

Tabla 17: Costo por fuente/suministro de agua para inyeccion (Véasquez & Yacelga, 2021)

Consideraciones Costo (USD)
Workover 93226
Tubing 33503
Bomba Electro Sumergible 174798
Miscelaneos 43700
Subtotal 345226

Total (Subtotal + Contingencia) 414271

Mismos que seran actualizados al 2022, por cuestion de inflacion. Cabe mencionar

que las siguientes tablas corresponden a una totalidad por seccién. Sin embargo,
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la referente a costos por conversion de pozo se refiere a la unidad (en el flujo de
efectivo se considera el valor total en dependencia de la cantidad de pozos

convertidos).

Tabla 18: Costo por facilidades del sistema de tratamiento e inyeccion(Vasquez y Yacelga, 2021)

Consideraciones Costo
(USD)
Bombas de inyeccion, motores, controladores, tuberia asociada y 166128
equipo eléctrico
Tanque para agua de suministro 39330
Tanque para agua de produccién 50983
Preparacion de la locacion 29133
Sistema de potencia 40786
Tuberia en general 34960
Logistica 7283
Miscelaneos 29133
Subtotal 697735
Total (Subtotal + Contingencia) 837282

Tabla 19: Costo de sistema de distribucién de agua de inyeccion (Vasquez y Yacelga, 2021)

Consideraciones Costo (USD)

Tuberia de acero 189365

Costos de instalacion y mano de obra 80116

Logistica 8740
Miscelaneos 37873
Subtotal 316093
Total (Subtotal + Contingencia) 379312
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Tabla 20: Costo por conversién de pozo inyector a productor (Vasquez & Yacelga, 2021)

Consideraciones Costo (USD)
Workover 67734
Tubing 117989
Cabezales 10925
Miscelaneos 12236
Subtotal 208884

Total (Subtotal + Contingencia) 250660

Ademas, como se observa en las diferentes tablas, se ha sumado al Total de cada
seccion un valor de contingencia correspondiente al 20% de su subtotal

respectivo.

4.6.4 TMAR

El valor de TMAR utilizado es el de 22,16 %, obtenido con los datos de:
1. Tasa de inflacion.

2. Tasa de interés pasivay,

3. Ganancia de inversionista.

Los cuales seran detallados a continuacion.

e Tasa de inflacion

Este valor se puede obtener bibliograficamente a traves de varias opciones entre
las cuales se tiene el (Grupo Banco Mundial, 2022) cual reporta el valor de
“inflacion de precio al consumidor” de 0,1 % en el afio 2021. Sin embargo, se
obtuvo un dato mas actualizado en el reporte del (Banco Central del Ecuador,
2022) en su boletin inflacion, donde se observa el valor de 4,23% interanual de
inflacion al corte de junio del presente afio.
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e Tasa de interés pasiva afectiva

De manera similar que la tasa de inflacion, la tasa de interés pasiva efectiva fue
encontrada en la base de datos publicada por (Banco Central del Ecuador, 2022)
donde se puede encontrar el valor para diferentes dias de plazo. Considerando que
el presente caso de estudio es analizado anualmente, el porcentaje de interées

(7,93%) es referenciado a un plazo de 361 dias.

e Ganancia de inversionistas

El porcentaje de ganancias de inversionistas utilizado es del 10%, considerando
lo expuesto por diferentes asesores financieros en el articulo publicado en (La
Hora, 2022), ya que en el BCE (Banco Central del Ecuador) y BM (Banco

Mundial) no se dispone de este dato.

4.6.5 Matriz de indicadores econdmicos

Las siguientes tablas indican los resultados obtenidos a través de los célculos
realizados en Microsoft Excel, considerando 3 escenarios en referencia al precio del

petroleo.
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e [Escenario pesimista

Tabla 21: Anélisis econémico, escenario pesimista

Flujo de efectivo

Tiempo Ingresos Egresos Inversion Flujo de Efectivo Ingresos actualizados Egresos actualizados _
actualizado

t Ao USD
0 2022 0 0 2633507  -2633507 0 2633507 -2633507
1 2023 7199621 5423662 0 1775959 5893599 4439802 1453798
2 2024 7184278 5306320 0 1877958 4814211 3555784 1258427
3 2025 6699351 5134929 0 1564421 3674901 2816744 858157
4 2026 6044382 4973985 0 1070398 2714162 2233512 480650
5 2027 5311028 4832176 0 478852 1952241 1776224 176018
6 2028 5056580 4697057 0 359523 1521538 1413357 108181
7 2029 4450328 4551913 0 -101584 1096198 1121220 -25022
8 2030 3993408 4416971 O -423563 805214 890620 -85405
9 2031 3546726 4291440 O -744714 585418 708340 -122922
10 2032 3138571 4199384 0 -1060814 424074 567408 -143334

VAN 1325040 UsD

TIR 53 %

C/B 0,94 Fraccion
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Escenario cauteloso

Tabla 22: Analisis econémico, escenario cauteloso

Flujo de Flujo de efectivo
Tiempo Ingresos  Egresos  Inversion ) Ingresos actualizados Egresos actualizados _
Efectivo actualizado
t Afo  USD
0 2022 0 0 2633507  -2633507 0 2633507 -2633507
1 2023 13274301 5423662 0 7850639 10866324 4439802 6426522
2 2024 13523347 5306320 O 8217027 9062044 3555784 5506260
3 2025 12441651 5134929 O 7306722 6824816 2816744 4008072
4 2026 11397978 4973985 O 6423994 5118135 2233512 2884623
5 2027 10622056 4832176 O 5789880 3904482 1776224 2128259
6 2028 9691778 4697057 O 4994721 2916281 1413357 1502924
7 2029 8653416 4551913 O 4101503 2131495 1121220 1010276
8 2030 7663027 4416971 O 3246056 1545141 890620 654521
9 2031 6813447 4291440 O 2522007 1124620 708340 416280
10 2032 6111953 4199384 O 1912569 825828 567408 258420
VAN 22162650 UsD
TIR 299 %
C/B 0,50 Fraccion
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e Escenario optimista

Tabla 23: Anélisis econémico, escenario optimista

_ _ Flujo de Ingresos Egresos Flujo de efectivo
Tiempo Ingresos Egresos  Inversion
Efectivo actualizados actualizados actualizado
t Afio usD
0 2022 0 0 2633507  -2633507 0 2633507 -2633507
1 2023 26998579 5423662 O 21574917 22100998 4439802 17661196
2 2024 26835392 5306320 O 21529072 17982493 3555784 14426709
3 2025 24691893 5134929 O 19556963 13544635 2816744 10727891
4 2026 22968653 4973985 O 17994668 10313817 2233512 8080305
5 2027 21244113 4832176 O 16411937 7808965 1776224 6032741
6 2028 19243096 4697057 O 14546039 5790297 1413357 4376940
7 2029 17306832 4551913 O 12754919 4262991 1121220 3141771
8 2030 15110194 4416971 O 10693223 3046757 890620 2156137
9 2031 12880215 4291440 O 8588775 2125993 708340 1417653
10 2032 11480561 4199384 O 7281177 1551218 567408 983810
VAN 66371648 usD
TIR 818 %
Cc/B 0,250276475 Fraccion
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e Resumen

La tabla presenta los resultados de los indicadores econémicos: VAN, TIR y C/B;

con su respectivo comentario en base a los valores obtenidos.

Tabla 24: Resumen y comentario del andlisis a indicadores econédmicos

Precio de VAN TIR

petrdleo

C/B

Comentario

Bajo 1325040 53%

0,94

Se puede apreciar que, los valores
obtenidos por los indicadores econémicos
no son estrictamente aprovechables. Ya
que, si bien el valor del VAN es positivo,
su TIR es menor al 100%. Ademas, se
puede determinar que el Costo (egreso) es
cercano al beneficio (ingreso) por lo cual
no es tentador el proyecto en este caso.
Por lo que se rechazaria el Proyecto en
caso de prevalecer Precio de Petroleo

Bajo.

Referencial 22162650 299%

0,50

Cuando se considera un valor de precio de
petréleo referencial se presentan mejores
valores en los indicadores econémicos. El
VAN es aproximadamente 15 veces méas
que en el caso anterior. El TIR es mayor
al 100 %. Ademas, se observa que el
Costo es cercano a la mitad del Beneficio.

Por lo que se puede aprobar el proyecto.

Alto 66371648 818%

0,25

Los valores obtenidos considerando un
caso optimista, muestra que el proyecto es
una oportunidad para no desaprovechar,
pero teniendo en cuenta que estos son
resultados de precios altos de petroleo, se

recomienda no esperarse estos resultados.
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CAPITULO V: CONCLUSIONES Y
RECOMENDACIONES

5.1 CONCLUSIONES

e El espesor de la malla de este trabajo de simulacién esta representado por 10 capas
en el eje k para obtener un mejor refinado del mallado, en base a la disconformidad
de espesor que existe en el campo la misma que esta dada por situaciones
problemaéticas con la geologia regional en el pasado.

e En la seccion dindmica del modelo de reservorio, se identifica con las graficas de
produccién de agua y petréleo que existe una variacion del 2% en la produccion de
historica del campo con respecto a la simulacion esto ocurre porque la informacion
del campo aun no es lo suficientemente exacta sin embargo es posible ejecutar la

simulacion.

e Para la inyeccion de las concentraciones salinas recomendadas en este estudio, se
identifico mediante la simulacion que un arreglo de 5 pozos invertidos es el mas
adecuado para realizar el proceso de recuperacién secundaria junto con una inyeccion
de 100 bbl/d y una presion de 1000 psi, observando que una tasa de inyeccién alta no

es proporcional al aumento de la produccidon de petréleo.

e Mediante la informacidn obtenida tras la simulacién, se logrd identificar que una
inyeccion de 100 bbl/d con una salinidad de 7000 ppm hasta el afio 2032 es la méas
provechosa, debido a que, esta genera un aumento mayor del factor de recobro en
comparacion a los otros casos de estudio, con un valor del VAN del 22.162.650 $ y

TIR 299%, considerando un precio regular del barril de 68 USD.

e Lasimulacion de inyeccion de agua de baja salinidad muestra resultados favorables
indicando que existe un aumento significativo del factor de recobro con esto se
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muestra que la aplicacion de este método de recuperacion EOR es recomendable tanto

técnicamente, econémicamente y tedricamente para este campo de estudio.

e La simulacion de método de inyeccion de agua de baja salinidad refleja resultados
provechos sin embargo al tener una pequefia inferencia con respeto a la produccién

historico de campo este trabajo debe ser usado de manera referencial.

5.2 RECOMENDACIONES

e Aplicar unainyeccion con una salinidad en rangos de 3000 ppm a 7000 ppm, estas
son las més favorables en el estudio de simulacion, pues se identific6 mediante la
simulacion que una inyeccion de salinidad que supere en rango de formacion del

campo de estudio, no genera un aumento en la recuperacion de petroleo.

e Aumentar el tiempo de simulacién a 20 afios para observar el comportamiento del
yacimiento conforme aumenta el tiempo de inyeccion, ya que el estudio actual

tiene un periodo de inyeccion de 10 afios.

e Realizar estudios mas amplios, que muestren el comportamiento del yacimiento y
los fluidos ante el cambio repentino de salinidad con el objetivo de crear un
modelo estatico y dinamico mas exacto, obteniendo asi resultados mas cercanos a

la realidad.
e Los resultados en esta simulacién deben ser considerados de manera tedrica con

un margen de error porque el comportamiento del yacimiento podria variar mucho

debido a que existen varios parametros que se correlacionaron en la simulacion.
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ANEXOS

Anexo A: Caso 1 — Five Spot Pattern Inverted (FSPI)

0Oil Rate SC - Five Spot Patter Inverted [Field Pacoa B]
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Anexo Al: Caudal de petr6leo obtenido bajo diferentes tasas de inyeccion, Caso 1 (FSPI). (CMG, 2022)

Water Rate SC - Five Spot Pattern Inverted [Fieeld Pacoa B]
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Anexo A2: Caudal de agua obtenido bajo diferentes tasas de inyeccion, Caso 1 (FSPI). (CMG, 2022)
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Ave Pres POVO SCTR - Five Spot Pattern Inverted
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Anexo A3: Presidn promedio obtenida por diferentes tasas de inyeccion, Caso 7 (FSPI). (CMG, 2022)

Oil Recovery Factor SCTR - Five Spot Pattern Inverted
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Anexo A4: Factor de recobro de petroleo obtenido bajo diferentes tasas de inyeccion, Caso 1 (FSPI). (CMG,
2022)

Anexo B: Caso 2- Five Spot Pattern Regular (FSPR)
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Oil Rate SC - Five Spot Patter Regular [Field Pacoa B]
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Anexo B1: Caudal de petroleo obtenido bajo diferentes tasas de inyeccion, Caso 2 (FSPR). (CMG, 2022)
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Anexo B2: Caudal de agua obtenido bajo diferentes tasas de inyeccion, Caso 2 (FSPR). (CMG, 2022)
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0il Recovery Factor SCTR - Five Spot Pattern Regular [Field Pacoa B]
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Anexo B4: Factor de recobro de petrdleo obtenido bajo diferentes tasas de inyeccion, Caso 2 (FSPR).
(CMG, 2022)

Anexo C: Inyeccion de 100 bbl/d a 194 °F, bajo diferente concentracion

salina.
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Anexo C1: Caudal de petrdleo obtenido bajo diferentes concentraciones de salinidad, inyeccién a 194 °F.
(CMG, 2022)
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Water Rate SC - LSWI - STW 100 Bbld - 194 °F- [Field Pacoa B]
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Anexo C2: Caudal de agua obtenido bajo diferentes concentraciones de salinidad, inyeccion a 194 °F.

(CMG, 2022)
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Anexo C3: Produccion acumulada de petréleo obtenido bajo diferentes concentraciones de
salinidad, inyeccion a 194 °F. (CMG, 2022)
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Anexo C4: Produccién acumulada de agua obtenido bajo diferentes concentraciones de salinidad,
inyeccién a 194 °F. (CMG, 2022)
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Anexo C5: Factor de recobro de petréleo obtenido bajo diferentes concentraciones de salinidad,
inyeccion a 194 °F. (CMG, 2022)
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