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RESUMEN

Esta investigacion evaluo la viabilidad y los efectos de la inyeccion de agua de baja
salinidad enriquecida con nanoparticulas de silice como método para impulsar la
recuperacion de petréleo en pozos petroleros ubicados en el campo Shushufindi, Ecuador.
La investigacion utilizo modelado numérico realizado con el software CMG, adaptando
el modelo a las caracteristicas petrofisicas y condiciones Uinicas del yacimiento en estudio.
Se examinaron diversos escenarios: inyeccion de agua tradicional y una combinacion de
inyeccion de agua de baja salinidad con nanoparticulas. En cada escenario, se
monitorearon factores como la tasa de recuperacion, el flujo de petréleo y la efectividad
del barrido. Los hallazgos indicaron que el uso de la inyeccion de agua de baja salinidad
con nanoparticulas de silice mejord notablemente la tasa de recuperacién en comparacion
con los enfoques tradicionales. La introduccién de nanoparticulas mejor6 la mojabilidad
de la roca y redujo la tension interfacial, facilitando el movimiento del petrdleo atrapado.
Se establecieron concentraciones ideales de nanoparticulas y pardmetros de inyeccion
para optimizar la eficiencia del proceso. La tecnologia evaluada ofrece una opcion viable
para mejorar la produccion en yacimientos envejecidos en Ecuador. La metodologia
creada y los parametros identificados podrian ser implementados en otros pozos que
compartan caracteristicas similares, apoyando asi la sostenibilidad y productividad del

sector petrolero nacional.

Palabras clave: recuperacion mejorada, simulacion numérica, nanoparticulas, factor de

recobro.
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ABSTRACT

This study evaluated the feasibility and effects of low-salinity water injection enriched
with silica nanoparticles as a method to boost oil recovery in oil wells located in the
Shushufindi field, Ecuador. The study used numerical modeling performed with CMG
software, adapting the model to the unique petrophysical characteristics and conditions
of the reservoir under study. Various scenarios were examined: traditional water injection
and a combination of low-salinity water injection with nanoparticles. In each scenario,
factors such as recovery rate, oil flow, and sweep effectiveness were monitored. The
findings indicated that the use of low-salinity water injection with silica nanoparticles
significantly improved the recovery rate compared to traditional approaches. The
introduction of nanoparticles improved rock wettability and reduced interfacial tension,
facilitating the movement of trapped oil. Ideal nanoparticle concentrations and injection
parameters were established to optimize process efficiency. The technology evaluated
offers a viable option for improving production in aging reservoirs in Ecuador. The
developed methodology and identified parameters could be implemented in other wells
with similar characteristics, thus supporting the sustainability and productivity of the

national oil sector.

Keywords: enhanced recovery, numerical simulation, nanoparticles, recovery factor.
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1 CAPITULO I: INTRODUCCION

1.1 PROBLEMA DE INVESTIGACION.

La explotacion de yacimientos maduros como Shushufindi se enfrenta a desafios
significativos debido a la complejidad geologica, la alta viscosidad del crudo y la
disminucién de la presion del yacimiento. Las técnicas convencionales de recuperacion
han mostrado limitaciones para optimizar la extraccién de hidrocarburos en estas
condiciones. En este contexto, la inyeccion de agua de baja salinidad modificada con
nanoparticulas de silice emerge como una alternativa prometedora para mejorar la

eficiencia de los procesos de recuperacion.

Sin embargo, la aplicacion exitosa de esta tecnologia en el campo Shushufindi requiere
una adaptacion a las caracteristicas especificas del reservorio, como la permeabilidad, la
porosidad y la heterogeneidad de las rocas. Ademas, es necesario considerar la interaccion
entre las nanoparticulas y el crudo pesado, asi como los efectos de la salinidad del agua

en la movilidad del fluido.

La falta de estudios locales que evalten la viabilidad de esta tecnologia en el contexto
ecuatoriano representa una brecha de conocimiento que limita su implementacion. El
pozo SSF-195, con sus caracteristicas tipicas de yacimientos maduros, ofrece una
oportunidad para llevar a cabo una investigacion detallada y desarrollar un modelo
numeérico que simule el comportamiento de las nanoparticulas en el reservorio. A través
de esta investigacion, se podran identificar las condiciones dptimas de inyeccion y evaluar

el impacto de esta tecnologia en la recuperacion de petroleo.

Los resultados de este estudio permiten no solo optimizar la produccion del pozo SSF-
195, sino también generar conocimiento que pueda ser aplicado a otros yacimientos
similares en el Ecuador, contribuyendo al desarrollo de tecnologias mas eficientes y

sostenibles para la industria petrolera nacional.
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1.2 ANTECEDENTES.

La busqueda incesante de soluciones mas sostenibles y eficientes para la recuperacion de
petroleo en yacimientos maduros ha impulsado el desarrollo de tecnologias innovadoras.
Entre ellas, la inyeccion de agua de baja salinidad modificada con nanoparticulas se
presenta como una alternativa prometedora. Esta técnica permite que, al combinar los
beneficios de la inyeccion de agua de baja salinidad con las propiedades tnicas de las
nanoparticulas, ofrece un potencial significativo para mejorar la eficiencia de

recuperacion y reducir el impacto ambiental.

Por ejemplo, un estudio realizado en Colombia utiliz6 nanoparticulas de dioxido de silicio
funcionalizadas con surfactantes en procesos de inyeccion de agua de baja salinidad,
mostrando mejoras significativas en el desplazamiento de petréleo en nucleos de

carbonatos (Redcol, 2023).

La incorporacion de nanoparticulas en procesos de recuperacion mejorada de petrdleo ha
mostrado resultados prometedores en diversas investigaciones, donde se ha demostrado
que las nanoparticulas de silice mejoran la eficiencia de la inyeccion de agua al reducir la
viscosidad del crudo y mejorar las caracteristicas de barrido. Gao et al. (2013) llevaron a
cabo un estudio sobre la eficacia de las nanoparticulas en la mejora de la movilidad del
petroleo, lo que increment6 el factor de recobro en campos con problemas de alta

viscosidad.

En Ecuador, investigaciones previas realizadas en el campo Palo Azul, en la formacioén
Napo, han mostrado que la inyeccion de agua de baja salinidad mejora el factor de recobro
en crudos pesados, lo que proporciona una oportunidad para integrar nanoparticulas en

futuras evaluaciones (Yagual & Alava, 2024).

Es por eso que en campos maduros como los de la Cuenca Oriente en Ecuador, la
optimizacion de la recuperacion mediante técnicas avanzadas de EOR es un area clave
para extender la vida 1til de los pozos. Investigaciones sobre la aplicacion de técnicas de
inyeccion, como la de Wang et al. (2015), subrayan como la simulacion de estas técnicas
en reservorios con condiciones similares a las de la Cuenca Oriente puede proporcionar
estrategias eficaces para mejorar el recobro sin causar impactos negativos al medio

ambiente.
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Estos antecedentes ofrecen una base solida para contextualizar la investigacion en el uso
de nanoparticulas de silice en la Cuenca Oriente del Ecuador, especificamente en el
campo Shushufindi, y como las simulaciones pueden ayudar a optimizar las técnicas de

recuperacion en un reservorio maduro.

1.3 HIPOTESIS.

La implementacion de inyeccion de nanoparticulas combinado con agua de baja
salinidad, mejora significativamente el factor de recuperacion de petroleo, en
comparacion con los métodos convencionales, al alterar las propiedades interfaciales y

mejorar las condiciones de desplazamiento residual.

1.4 OBJETIVOS.

1.4.1 Objetivo general.

Optimizar el recobro mejorado de petrdleo en el pozo SSF-195 del campo Shushufindi
mediante la inyeccion de agua de baja salinidad modificada con nanoparticulas de silice,
evaluando su efectividad en el aumento de la eficiencia del barrido y la mejora de la
movilidad del crudo a través de simulaciones numéricas adaptadas a las condiciones del

reservorio.

1.4.2 Objetivos especificos.

e Simular el comportamiento de la inyeccion de agua de baja salinidad con
nanoparticulas de silice en el pozo SSF-195, evaluando su impacto en la mejora

del recobro de petroleo.

e Determinar las concentraciones Optimas de nanoparticulas de silice para

maximizar la eficiencia de la inyeccion de agua en el reservorio.

e Comparar los resultados de las simulaciones con técnicas convencionales de
recuperacion para evaluar la viabilidad de la aplicacion de esta tecnologia en

campos maduros.
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1.5 ALCANCE.

El presente proyecto tiene como objetivo la optimizacién de recuperacidon mejorada
mediante el uso de nanoparticulas inyectadas en agua de baja salinidad, realizando
simulaciones aplicadas al pozo SSF-195 del campo Shushufindi. Basado en las siguientes

actividades:

v’ Disefiar un modelo de simulacién el cual nos permita evaluar la efectividad que

existe al momento de inyectar el agua modificada con las nanoparticulas.

v' Realizar una comparacion entre el método propuesto frente a métodos

convencionales de recuperacion.

v’ Establecer parametros para la correcta implementacion practica en pozos

similares dentro del campo.

El alcance del proyecto se encuentra delimitado a la evaluacion mediante simulaciones
numéricas en el pozo en mencion, y su relacion con datos experimentales y de campo.
Con esto se busca aportar informacion relevante para optimizar la recuperacion en

yacimientos maduros.
1.6 VARIABLES.
1.6.1 Variables dependientes:

X/

« Factor de recuperacion de petroleo.

1.6.2 Variables independientes
+ Concentracion de nanoparticulas.
¢ Salinidad del agua de inyeccion.
¢ Tamaino de las nanoparticulas.

« Tiempo de inyeccion.

¢ Presion de inyeccion.

« Propiedades del yacimiento.
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2 CAPITULO II: MARCO TEORICO

2.1 Ubicacion geografica del campo Shushufindi.

El campo Shushufindi se encuentra localizado en la parte norte del Ecuador, provincia de
Sucumbios, en el bloque 57, sus limites estratigraficos se encuentran definido por; la
seccion norte donde colinda con el pais vecino de Colombia y el campo Chanangue,
mientras que en la parte sur se encuentran los campos Mauro Davalos Cordero (MDC) y
el campo Indillana, en la parte este se localiza el campo Cuyabeno Tipishca y el campo
Tarapoa, y en la parte oeste se encuentran los campos Sacha, Eno Ron, y el campo Lago

agrio su extension territorial es de aproximadamente 20000 hectareas.
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Figura 1 Localizacion del campo Shushufindi en el mapa de bloques petroleros.

Fuente: (Galindo, 2015).
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2.2 Generalidades del campo.

(Benavides & Vergara, 2011) establecen que el area Shushufindi, también conocida como
Shushufindi Aguarico, fue detectado en 1969 por Texaco-Gulf. Se estimaba que
inicialmente contenia alrededor de 3.700 millones de barriles de petroleo in situ. La
perforacion dio inicio el 4 de diciembre de 1968, con el primer pozo, llamado
Shushufindi-1. Este pozo alcanzé una profundidad de 9.772 pies y se termino en enero de
1969. Las primeras pruebas demostraron que podia producir 2.496 barriles de petroleo al
dia de la capa U, con un crudo de 26,6° API, y 2.621 barriles de petroleo al dia de la capa
T, con un crudo de 32,5° API.

Las principales arenas productoras del campo son la formacién T, U y Basal Tena, los
campos que forman parte del yacimiento Shushufindi son: Aguarico, Condorazo, Drago
Este, Drago Norte, Shushufindi Central, Shushufindi Norte, Shushufindi Sur, Shushufindi
Sur y oeste”(EP Petroecuador, 2021). Es el principal campo productor de petroleo del
pais con una produccion acumulada de 1,459,195,974.86 barriles de petroleo, a corte 31

de diciembre de 2024.

Produccion Anual del campo SHUSHUFINDI
Ultimos 4 afios
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BARRILES DE PETROLEO PRODUCIDO

Figura 2 Produccion distribuida de forma anual durante los ultimos 4
anos. Elaboracion propia.
La produccion del campo tiene una linea de tendencia en decline puesto que la ext raccion
de crudo fiscalizada en el ano 2024 por la empresa operadora EP. Petroecuador fue de
21128948 barriles, con 1684020 barriles de petréleo menos que en la produccion del
2022.
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2.3 Estratigrafia del campo Shushufindi.

COLUMNA ESTRATIGRAFICA CUENCA ORIENTE

w E S|E
— g § BREVE DESCRIPCION LITOLOGICA
EDAD LITOLOGIA HE
PLIOCENO ARENAS AMARILLAS Y ARCILLAS ROJAS,

MESETAS DE MATERIAL VOLCANICO

CONGLOMERADOS, ARENAS Y ARCILLAS

MIOCENO

ARENISCAS PARDUZCAS INTERCALADAS
CON ARCILLAS MULTICOLORES,
CONGLOMERADOS

NEOGENO

CONTINENTAL

ARCILLAS ROJAS

FASE OROGENICA
TARDIO ANOINA

OLIGOCENO

LUTITAS GRIS VERDOSAS

EOCENO

CENOZOICO CZ

CONCGLOMERADOS, ARENISCAS,
ARENISCAS ARCILLOSAS

PALEOCENO

ARCILLAS ROJAS ARENISCAS
MAESTRICHTIANO aRCt s
CAMPANIANO
HIA
SANTONIANO
CONIACIANO
LUTITAS NEGRAS, CALIZAS
TURONIANO ORGANOGENAS.E INTERCALACIONES
DE ARENISCAS Y LUTITAS
CENOMANIANO

CRETACICO

ARENISCAS CUARZOSAS

MESOZOICO MZ

ARENISCAS ROJAS, CONGLOMERADOS
MANTOS VOLCANICOS

ARENISCAS Y LUTITAS INTERCALADAS
CON ANHIDRITA.

JURASICO

CALIZAS INTERCALADAS CON ARENISCAS
CUARCITAS Y ARCILLAS ESQUISTOSAS

CALIZAS, LUTITAS Y DOLOMITAS

L MARINO T Rivo CONTIN

CARBONIFERO
(PENSILVIANO)

DEVONICO

ESQUISTOS GRAFITICOS, ARENISCAS
CUARCITICAS

MARINO

BASAMENTO CRISTALINO

Realizado por:

Juan Chiriboga s Omar Corozo
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Fuente: (Baby et al., 2004).
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El yacimiento petrolifero de Shushufindi es un enorme deposito subterraneo de petrdleo
con forma de arco, que se extiende unos 35 km de largo y entre 6 y 7 km de ancho. Se

encuentra en la Amazonia ecuatoriana, en Sudamérica.

La forma del yacimiento se form6 por un fendmeno de compresion a finales del
Cretacico. Esto ocurrio antes de que la cordillera de los Andes se elevara por el
deslizamiento de una placa bajo otra y antes de que se formara una cuenca relacionada.
Este antiguo y extenso yacimiento petrolifero de Shushufindi, ubicado en la zona de
Sacha-Shushufindi, tiene una estructura similar a una flor, que creci6 debido a fendémenos

de compresion ocurridos en el Cretacico Inferior y el Turoniense (Estupifian et al., 2010).

En la figura 3 se aprecian que los principales tipos de roca en las capas del yacimiento
son sedimentos de arena y arcilla, con algo de caliza. Las areniscas Napo "U", Napo "T"
son las capas que producen petroleo en el campo petrolifero Shushufindi (Ramirez, 2020).
Las capas Tena Basal y Hollin superior son yacimientos mas pequefios. También se
pueden encontrar pequefias cantidades de petrdleo en las calizas "A" y "B" de la

Formacion Napo (Gémez et al., 2022).

2.3.1 Arenisca Basal Tena.

Esta arena es un estrato de almacenamiento de fluidos que se presenta en varias areas del
campo, con espesores que oscilan entre 0.3048 y 6.71 metros. En el suroeste, el espesor
de esta capa disminuye significativamente, mientras que en la zona norte de Aguarico
parece haber mejorado significativamente. Esta capa de almacenamiento contiene una
gran cantidad de petrdleo. Un problema importante es la disminucién de su composicion

granulométrica (Benavides & Zaldumbide, 2009).
2.3.2 Arenisca Napo T.

La roca presenta granos de tamafio mediano a grande. Sus minerales son similares a los
de la arenisca U. La parte inferior de la arenisca permite el flujo fluido de liquidos y gases,
presentando un amplio espacio vacio. El espacio vacio total entre los granos es de entre
el 17 % y la superficie es de 38 415 acres. El petroleo tiene una gravedad API de entre 28
y 32. La cantidad inicial de agua es de aproximadamente el 15 %. La capacidad de flujo
de los fluidos se encuentra entre 300 y 600 mD. La cantidad de sal en el agua es de entre

15 000 y 25 000 ppm (QUIRUMBAY & TOMALA, 2023).
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2.3.3 Arenisca Napo U.

Se trata de una arenisca compuesta principalmente de cuarzo, con algunos fragmentos de
feldespato y roca. También se encuentran pequenos fragmentos de circon, moscovita y
glauconita. El principal tipo de arcilla es la caolinita, que se mantiene unida por silice.
Los espacios vacios se encuentran entre los granos y, a veces, dentro de ellos, donde el
feldespato se ha disuelto. En promedio, alrededor del 19 % de la roca estd formada por

espacios vacios (Baby et al., 2004).

2.4 Estructuras geologicas del reservorio Shushufindi.

La figura 4 denota que el anticlinal Shushufindi se extiende de norte a sur y tiene tres
puntos altos. Dos de ellos se encuentran en el propio anticlinal Shushufindi. El tercero,

llamado Aguarico, esta desplazado y se extiende de noroeste a sureste (Baby et al., 2004).
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Figura 4 Mapa estructural de reservorio Shushufindi

Fuente: (Baby et al., 2004).
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(Baby et al., 2004) menciona que la parte oriental del flaco la estructura esta bordeada por
un conjunto de fallas que comprimen y deslizan las rocas hacia la derecha. Estas fallas
forman parte de un gran elemento geoldgico, profundamente enterrado, con forma de flor
(fig. 5). En la base de la caliza "A" del Turoniense, este elemento se extiende unos 33 km
de largo y entre 6 y 7 km de ancho. El punto mas alto de la estructura se encuentra en el
Alto Shushufindi Sur a 114,5 m (371 pies), luego en el Alto Shushufindi Norte a 103,5 m
(341 pies) y, por tltimo, en el Alto Aguarico a 68,5 m (223 pies).
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Figura 5 Estructura sismica en flor presente en el campo Shushufindi.

Fuente: (Baby et al., 2004).

2.5 Propiedades petrofisicas

(Glover, 2000) hace mencién de que la petrofisica se encarga del estudio de la relacion
entre las propiedades fisicas y la estructura de las rocas, siendo un campo fundamental
para las disciplinas geologicas e ingenierias. El principal objetivo de la petrofisica es
caracterizar las propiedades fisicas y texturales de las rocas, particularmente en lo que
respecta a la disposicion de los espacios porosos que actian como reservorios de
hidrocarburos, con el fin de evaluar su potencial para la explotacion. A través de este
estudio, se busca realizar estimaciones mas precisas de las reservas de hidrocarburos, lo
cual es crucial para determinar la viabilidad econdémica de los proyectos. Para llevar a
cabo una caracterizacién adecuada de un yacimiento, es imprescindible disponer de datos

fundamentales como la porosidad, la permeabilidad, la saturacion de fluidos, el volumen
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de arcilla, el grosor y la extension del yacimiento, asi como la movilidad del petroleo y

la distribucion del tamafio de los granos.

2.5.1 Porosidad.

La porosidad se define como el porcentaje del volumen total de una roca que esta ocupado
por espacios vacios, tal y como lo denota la figura 6, también conocida como porosidad
absoluta. Esta propiedad se clasifica en dos categorias: porosidad primaria y porosidad
secundaria. En los yacimientos, la porosidad puede variar entre un 5% y un 40%, lo que
determina la cantidad de hidrocarburos o gas que un yacimiento es capaz de almacenar.
Por esta razon, la estimacion precisa de la porosidad resulta esencial para evaluar el

potencial del yacimiento (Herrera, 2010).

LPoro 4 . £

Figura 6 Distribucion de la porosidad en la
roca.

Fuente: (Paris de Ferrer, 2009).

Calidad de la roca Porosidad en porcentaje
Excelente Valores superiores a 20%
Buena Entre el 15% a 20%
Moderada Entre el 10% al 15%
Regular Entre el 5% al 10%
Mala Valores inferiores al 5%

Tabla 1 Clasificacion de la porosidad de formacion segun su calidad

Fuente: (Paris de Ferrer, 2009).
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2.5.2 Permeabilidad.

Esta propiedad fue definida por el cientifico Henrry Darcy, quien establecid que la
permeabilidad hace referencia a la eficiencia con la que un material poroso permite el
paso de fluidos. Este concepto se explica mediante la ley de Darcy, que ilustra la
interconectividad de los poros. Ademas, evalua el caudal del fluido y puede considerarse
como el inverso de la obstruccion del material al movimiento del fluido (Paris de Ferrer,

2009).

Granos de arena
ra

Espacio poroso

Figura 7 Presenta un material con poros interconectados lo que denota una facilidad para
desplazamiento de un fluido a un determinado caudal q.

Fuente: (Paris de Ferrer, 2009).

Esta propiedad puede ser calcula utilizando la ecuacion 1, donde k denota a la

permeabilidad, q es el caudal de flujo, p es la viscosidad del fluido en, L es la longitud

en, A es el area de drenaje, y AP es la caida de presion del sistema.

f = 2wl

aap D
Rango Valores
Excelente 1000 md
Medio Entre 10 y 1000 md
Bajo Menores que 10 md

Tabla 2 Clasificacion de la permeabilidad de la formacion segun su calidad.

Fuente: (Hurst & Callaghan, 2016).
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Permeabilidades relativas.

Es una forma de saber qué tan facil es para un liquido moverse dentro de una roca cuando
hay otros liquidos presentes. Es muy importante conocer las permeabilidades relativas
para hacer simulaciones de cémo fluyen varios liquidos en materiales porosos. Se usan
para ayudar con simulaciones, predecir cuanta produccion habra y elegir como extraer y

desarrollar los depositos subterraneos.

Krf =K7f

Siendo:
Krf: permeabilidad relativa del fluido a evaluar.
Kf: permeabilidad del fluido.

K: Permeabilidad.

1.0 1.0

c c

2 S

3] 3]

08 |- ® 0.8

19 [N

2 2

= 06 - = 06

g 2

¢ - 2 oil Water
= 04 - s 04 =

] ]

o o

2 2

= 02| s 02

L i

S Water 2

0 | | 0 1 | | |
0 20 40 60 80 100 0 20 40 60 80 100
Water Saturation (% PV) Water Saturation (% PV)

Figura 8 Escenarios de curvas de permeabilidades relativas.

Fuente: (COLIN & TERAN, 2019).
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La figura 8 indica dos escenarios de curvas de permeabilidades relativas, donde en la
grafica de la izquierda la roca es preferentemente mojada al agua puesto que su end-point
de permeabilidad relativa de agua es bajo, a alta saturacion de agua , y su saturacion de
agua en equilibrio es decir Kro = Krw es mayor al 50%, mientras que para el otro escenario
la saturacion en equilibrio es menor al 50% y su end-point de permeabilidad relativa del

agua es alto, por lo cual la roca es preferentemente mojada por petroleo.

Mojabilidad Agua Petroleo

Swi >20-25% <10-15%
Sw(Kro = Krw) >50% <50%
Krw @ Symax <30% >50%

Tabla 3 Clasificacion de la mojabilidad segun los criterios de saturacion.

Fuente: (Craig, 1971).

Sw K., K.,
0,228 0 0,7943
0,248 0,0015 0,7322
0,275 0,0036  0,6526

0,3423 0,0058 0,5456
0,4328 0,0185 0,3632
0,5156 0,0419 0,2261
0,5945 0,0854 0,0853
0,6358 0,1142 0,0632

0,6645 0,1525 0,052
0,7472 0,256 0,034
0,7924 0,327 0

Tabla 4 Valores de permeabilidad relativa de los fluidos presentes en el campo Shushufindi.
Tomado de (EP. Petroecuador 2022).
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Figura 9 Grafica de la distribucion de las curvas de permeabilidades
relativas en funcion de la saturacion de agua, campo Shushufindi.
Elaboracion propia.

(MORILLO, 2019) menciona que esta propiedad describe el porcentaje de los poros
ocupados por un fluido especifico. Por lo general, se refiere a la saturacion de petroleo o
agua en un reservorio. La saturacion afecta la produccion de petrdleo y la efectividad de

los métodos de recuperacion

» Saturacion de agua irreductible: se refiere al volumen de agua que permanece en
los poros de una roca, incluso bajo condiciones extremas, y no se puede extraer

facilmente.

» Saturacion de aceite remanente — saturacion residual: es la cantidad de petrdleo
que queda atrapada en las rocas tras un proceso de produccion, que no puede ser
recuperada por métodos convencionales.

» Agua connata: este término describe el agua que estd presente en los sedimentos
desde su formacion, en lugar de ser adquirida posteriormente por infiltracion.

» Agua intersticial: se refiere al agua que ocupa los espacios entre las particulas del

suelo o roca, contribuyendo a las propiedades hidraulicas del medio.
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2.5.3 Movilidad.

Se define al proceso de movimiento de los fluidos dentro de un sistema poroso, es la razon

entre la permeabilidad efectiva de la roca y la viscosidad del fluido presente.

Movilidad Condicion

La movilidad del petroleo es mayor que Si M es menor 1

la del agua.

Tanto el agua como el petroleo posenla  Si M esigual a 1

misma movilidad.

La movilidad del agua es mayoraladel Si M es mayor que 1

petroleo.

Tabla 5 Distribucion de la movilidad del fluido segun el valor de su condicion
Fuente: (RODRIGUEZ REYES, 2020).
2.5.4 Mojabilidad.

Se define como el proceso de adhesion de un fluido a un cuerpo sélido, en nuestro caso a
la formacion o estrato, en contemplacion de un fluido inmiscible, se conoce tres tipos de

movilidad que dependen principalmente del angulo de contacto (Paris de Ferrer, 2009).

e Siel angulo de contacto es mayor que 90 grados, el petroleo es la fase mojante.

e Siel angulo de contacto es menor que 90 grados, el agua es la fase mojante.

e Si el angulo de contacto es igual a 90 grados, la mojabilidad de las fases es
intermedia
A continuacidn, se detalla las principales propiedades petrofisicas del campo de estudio

denotado en la tabla 4.
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Arenas Permeabilidad  Porosidad Sw So Vs Profundidad

k (md) 9 (%) % % % )
321.16 18.7 28.73 71.27 10.82 8200
Basal Tena
) 310.17 19 2194 78.06 16.01 9100
Arenisca U
) 520.64 18.1 26.94 73.06 11.98 9300
Arenisca T

Tabla 6 Propiedades caracteristicas promedio de las principales arenas productoras del
campo Shushufindi.

Fuente: (Benavides & Zaldumbide, 2009).
2.6 Historial de produccion.

El campo Shushufindi inicio su vida productiva en el afio 1972, con 10 pozos, alcanzando
una produccion de 37.570 BPPD, no obstante, esta produccion fue creciendo, hasta
alcanzar su mayor pico de produccion en el afio 1986, con una produccion de 116.837
BPPD, se estima que hasta el ano 1976 la produccion de agua era casi nula, sin embargo,
por efectos de caida de presion en el tiempo, densidad y presencia de un acuifero activo,
la produccion de petrdleo fue decreciendo y la produccion de agua supero a la del petroleo
en el afio 2001 donde la produccion de crudo fue de 66.661 BPPD y la de agua fue de
71.122 BAPD, alcanzando un corte de agua del 51,02%.

Produccion Histérica de Petréleo y Agua - Campo Shushufindi (1972-2011)

120000 —e— Petréleo (BPD)

—=— Agua (BPD)

100000

80000 -

60000

Produccion (BPD)

40000

20000

o

1975 1980 1985 1990 1995 2000 2005 2010
Afio

Figura 10 historial de produccion del campo Shushufindi. Elaboracion propia

Al 31 de enero de 2022, el area Shushufindi-Aguarico contenia aproximadamente 287 pozos
perforados. De estos, 143 extraian petrdleo y 10 eran inyectores. El volumen total extraido hasta

la fecha asciende a 1 399 672 900 barriles de petroéleo y 1 181 336 000
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barriles de agua. En enero de 2022, el area produjo aproximadamente 53 797 barriles de
petroleo y 220 304 barriles de agua al dia, representando el 80% del liquido total (Carrion,
2022).

2.6.1 Analisis PVT.

(Nagarajan et al., 2006) hacen mencion de que las propiedades de los fluidos en un
yacimiento, conocidas como PVT, son cruciales desde su descubrimiento hasta su desuso.
La medicion precisa de estas propiedades in situ es fundamental para estimar los
volimenes in situ y determinar los factores de recuperacion. Ademads, las propiedades
PVT son parametros vitales en las simulaciones que evaltan los planes de desarrollo y
agotamiento de yacimientos. Comprender la composicion y la distribucion de los fluidos
en el yacimiento ayuda a definir la continuidad y las interacciones en sus diferentes areas.
La precision de las propiedades PVT es vital para analizar los resultados de las pruebas
de pozos y planificar las instalaciones de superficie y de procesamiento, asi como para
aplicar métodos de recuperacion secundaria y terciaria. Por lo tanto, es necesario obtener
muestras fiables e informacion PVT confiable para la caracterizacion de fluidos. Las
actualizaciones periodicas de las propiedades de los fluidos, su distribucion y cualquier
cambio debido a la produccion en el yacimiento son esenciales para un monitoreo eficaz

del yacimiento, con el fin de mejorar los métodos de produccion e inyeccion.

Tipos de arenas productoras

Parametros Basal Tena “U superior”  “U inferior” T
Volumen (acres- 12601 112926.7 177562.3 261823.3
ft)
Pr (psi) 2549 2737 3867 4050
Pp (psi) 807 1140 797 950
Pw(psi) 1395 2300 1800 2560
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GOR(SCF/BBL) 187 307 307 384
Porosidad % 18 16 18 16
Permeabilidad 500 150 40-1100 10-900
(md)
Swi (%) 28 28 14 16
Salinidad (ppm) 35000 65000 65000 14000
°API 28.9 31 28.8 32.1
Uoi (cp) 3.96 2.8 2.8 1.08
Boi (bbl/ 1.129 1.208 1.15 1.227
Contenido de - - 1.10-1.22 0.52-0.64
azufre %
Temperatura de 185 215 215 218
Formacion (°F)
Factor de 25 30 45 53
recobro %
Gravedad 1.438 1.16 1.072 1.311

especifica del

gas

Tabla 7 Distribucion de las propiedades de los fluidos y de la roca, de las arenas productoras

del campo Shushufindi.
Fuente: (GARCES & TATES, 2012).

35



2.7 Mecanismos de empujes.

2.7.1 Empuje por capa de gas y expansion de los fluidos.

Al inicio de la vida productiva de un yacimiento el gas presente se encuentra en solucion,
puesto que no existe liberacion de gas ya que la presion de reservorio es mayor que la
presion de burbuja por lo cual el yacimiento es subsaturado, conforme se extrae el
petrdleo, la presion de fondo disminuye, y el crudo remanente se expande por
compresibilidad, para ocupar el espacio vacio dejado por el petroleo producido, cuando
el nivel de presion disminuye hasta alcanzar el punto de burbujeo, el gas disuelto
comienza a separarse del crudo. Dado que el gas libre es mas comprimible que el petroleo,
la presion disminuira de manera mas gradual, actuando como mecanismo de empuje

(Paris de Ferrer, 2009).

2.7.2 Empuje por capa de gas.

Por lo general este proceso energético se genera por la separacion del gas disuelto del
petroleo, donde la presion de burbuja es mayor a la presion de yacimiento, y el reservorio
es saturado, puesto que tenemos la region de dos fases, liquida y gaseosa, a medida que
se expande el gas, este se dispone a empujar el petroleo como tipo piston por efecto de

compresibilidad y flotabilidad (Casafias& Fernandez, 2018).

2.7.3 Empuje hidraulico.

(Paris de Ferrer, 2009) menciona que la reduccion de la presion del yacimiento conduce
a la expansion del acuifero subyacente, empujando el petroleo hacia los pozos de
produccion. El éxito de este método depende principalmente del tamafio del acuifero y de
la permeabilidad de la roca del yacimiento. Debido a que el agua no se puede comprimir
facilmente, un acuifero importante se requiere para una presion hidraulica efectiva. La

permeabilidad es crucial para que este proceso funcione correctamente.

2.7.4 Empuje por drenaje gravitacional.

El proceso de que el petrdleo, el gas y el agua se separan en un yacimiento debido a sus
diferentes densidades se llama segregacion gravitacional. Este procedimiento puede

ayudar con la recuperacion del petroleo al permitir que el gas suba a la parte superior del
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yacimiento en lugar de ser arrastrado hacia los pozos. por presion, lo que aumenta la capa

de gas y mejora la eficiencia del desplazamiento (Ochoa, 2011).

TIPOS DE EMPUJE EN LOS YACIMIENTOS

100 1 Por expansion de la roca.

2 Por gas disuelto.
80 3 Por la capa de gas.

4 Por el acuifero (hidraulico)
Porcentaje

60+ 5 Por segregacion gravitacional.

de la

Presion
404
Original

o 10 20 30 40 S0 60
Eficiencia de recuperacion en % del OOIP

Figura 11 Eficiencia de recuperacion de los diferentes mecanismos de empujes.

Fuente: (Paris de Ferrer, 2009).
2.8 Tipos de recuperacion.

2.8.1 Recuperacion primaria.

Este método de recuperacion se fundamenta en el aprovechamiento de la energia propia
del yacimiento, es decir utiliza la presion almacenada de manera natural en el reservorio,

considerando los diferentes mecanismos de empuje.

2.8.2 Recuperacion secundaria.

En el proceso de extraccion secundaria de petrdleo, se dispone sustancias como agua o
gas en el yacimiento mediante pozos de inyeccién para optimizar el transporte del
petroleo hacia los pozos de produccion. Normalmente, la extraccion secundaria de
petréleo es un método que no utiliza sustancias ni procesos quimicos. Durante la tltima
etapa de la inyeccion de agua, la proporcion de agua a petréleo en los pozos de produccion
se eleva considerablemente, alcanzando el umbral econdomico de la extraccion secundaria
de petroleo. Sin embargo, tras los métodos tradicionales de extraccion de petréleo, mas
de dos tercios del crudo inicial permanece atrapado en los yacimientos, no se alteran las
propiedades fisicas y quimicas de la roca y de los fluidos. Los principales factores que
dificultan el transporte del petroleo sobrante hacia los pozos de produccion incluyen la

consistencia espesa del petroleo residual y la considerable tension interfacial entre el

37



petréleo y el agua, que crea fuerzas capilares mas fuertes que retienen el petrdleo crudo
dentro de los capilares de la roca del yacimiento. Por lo tanto, reducir significativamente
la viscosidad del petréleo crudo y mejorar sus caracteristicas de flujo son vitales para su

recuperacion (Niu et al., 2020).

2.8.3 Recuperacion terciaria.

Es un método de recuperacion de petroleo que se utiliza para mantener e incrementar la
presion del yacimiento, con la finalidad de incrementar el factor de recobro y minimizar
la saturacion residual de petréleo, se utilizan método térmicos, quimicos, gases
inmiscibles entre otros, el uso de estas técnicas es con la finalidad de alterar las

propiedades fisicas y quimicas de las rocas y de los fluidos que almacena.

La figura 12 y 13 muestra como se distribuye y aplica las diferentes técnicas de
recuperacion de hidrocarburos en funcion de la caida de presion, el tiempo y el factor de

recobro.

= - = —
Recobro Primario RECUPERACION PRIMARIA
Convencional g -

RECUPERACION TERCIARIA

“Imﬁ

de vapor FPolimeros Microorganismos
IAV. SAGD r?s;
Ay caliente Alcalis (A) Emulsiones
Combustion en sitio WAG Combinados:
THAI, CAPRI Gases de Combusticn AP /AS SASP
» Electromagnetismo

Figura 12 Método de recuperacion mejorada, aplicadas en la industria petrolera, tomado de
Halliburton 2025
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Figura 13 Distribucion del factor de recobro segun el método de
recuperacion.

Fuente:(Karimov & Toktarbay, 2024).
Técnicas de recuperacion mejoradas mas aplicadas.

El tipo de roca en un yacimiento es importante a la hora de decidir qué método de
recuperacion mejorada de petréleo (EOR) utilizar, ya que puede restringir la eficacia de
los métodos. Los datos de 1507 proyectos de EOR en todo el mundo, recopilados por los
autores durante los tltimos diez afios, muestran que la mayoria de estos proyectos se han
realizado en yacimientos de arenisca (Figura 3). Los datos también indican que los
métodos de EOR térmicos y quimicos se utilizan con mayor frecuencia en arenisca que

en otros tipos de roca (Alvarado & Manrique, 2010).

700 - B Thermal Methods
- O Gas Injection
600 @ Chemical Methods

Sandstone ) Carbonate ' Other

Figura 14 Eficiencia de los métodos EOR para los diferentes
tipos de litologias.

Fuente:(Alvarado & Manrique, 2010)
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2.9 Inyeccion de agua.

La inyeccion de agua es unos de los métodos de recuperacion secundaria de petréleo mas
empleado a nivel mundial, se aplica esta técnica con la finalidad de mantener e
incrementar la presion reservorio, permitiendo un mejor flujo de fluidos desde el pozo
inyector hacia el pozo productor, el agua de inyeccién debe contar con un tratamiento
previo, para la eliminacion de impurezas y sustancias que pueden obstruir el paso del
fluido y alterar las propiedades de la roca y de los fluidos presentes en el yacimiento. Se
emplea agua porque su caracteristica incompresible, lo que ayuda a aumentar rapidamente

la presion en la formacion rocosa.

La figura 15, muestra el comportamiento del agua inyectada en la formacion, este penetra
los canales de permeabilidad interconectados, lo que permite desplazar al hidrocarburo

movilizandolo hacia los pozos productores.

¢ Salida
de agua
Yy petrolec

Entrada
de agua

Figura 15 Comportamiento del agua inyectada en el
medio poroso.

Fuente: (Paris De Ferrer, 2001).

Tipos de Funcionamiento Ventajas Desventajas
inyeccion de

agua

“Inyeccidbnde  Inyeccion de agua en Aplicable para pozos  Limitaciones para el

manera la base de la arena de limitada  proceso de control
periférica o productora en las descripcion. del frente de in
externa” proximidades agua vasion.
petréleo.
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“Inyeccion en

arreglos”

Inyeccion de agua en
el interior de la arena
productora,

facilitando el
desplazamiento  de

crudo.

El costo de CAPEX
es minimo puesto que
se pueden emplear
pozos en abandono

como inyectores.

El % de FR es alto
con minimo % de

BSW.

Se aplica arreglos de
pozos en funcion de
la  heterogeneidad

del yacimiento.

Aplicable en pozos

de minimo
buzamiento y
permeabilidad.

Permite el manejo
del frente de

invasion.
Miaxima eficiencia

de barrido.

Deficiencia en el
mantenimiento  de
presion por lo cual
requiere el uso de

otros métodos.

Recuperacion de la

inversion a largo
plazo.
El costo del CAPEX
es alto.

Es necesario contar
con mas informacion
para el proceso de

inyeccion.

Tabla 8 Clasificacion de los métodos de inyeccion de agua considerando sus principales
ventajas y desventajas.

Fuente: (Paris De Ferrer, 2001).
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2.9.1 Arreglos de pozos.

(Abdullah, 2023) denomina patrén de inyeccion de agua a la forma en que se configuran
los pozos de inyeccidon y produccion en un yacimiento. La forma en que se inyecta el
agua afecta significativamente la eficacia con la que se extrae el petroleo del subsuelo.
Un buen plan de inyeccion garantiza que el agua se distribuya uniformemente, alcanzando
una mayor cantidad de petréleo. Esto ayuda a extraer mas petroleo y a que la inyeccion
de agua funcione mejor (Zhou et al., 2004). La forma en que se inyecta agua en la arena
productora también influye en la eficacia con la que esta expulsa el petroleo del
yacimiento, por tal razén en la figura 16 se presentan los arreglos mas comunes utilizado
en un proceso de inyeccion de agua. El mejor método de inyeccion cubre todo el
yacimiento y garantiza que el agua alcance la mayor eficiencia de desplazamiento
permitiendo reducir la saturacion residual de crudo, por lo cual cuando el agua cubre una
mayor superficie del yacimiento, se recupera mas petroleo y la inyeccion de agua funciona

mejor (Li et al., 2016).

Tipo de Rpi/pp Descripcion Tipo de
arreglo figura
Arreglo 1 En este arreglo de pozo la inyeccion debe Rectangular.
de linea realizarse a lo largo de una linea recta y vertical.

directa. Una configuracion donde los pozos de inyeccion y

produccion estan directamente opuestos.

Arreglo 1 En este método se modifica la linea de arreglo Linea
de linea directa a un d/2, Asi, un pozo que extrae petroleo desfazadas
alterna. se sitia en el medio de un rectangulo, teniendo de pozos.

pozos que inyectan agua en las esquinas.

Arreglo 1 El modelo necesario exige la perforacion de pozos Cuadrado.
de 5 organizados en forma de cuadrado, y que la
POZ0s. proporcion entre pozos de inyeccidon y pozos de

extraccion sea uno a uno. La disposicion de cinco

pozos resulta muy efectiva, dado que el trayecto
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Arreglo 2
de 7

pozos.

Arreglos  1/2
de 4

pozos.

Arreglo 3
de 9

POZ0S.

Arreglo  1/3
de 9
pozos

lineal.

de flujo mas directo es una linea recta que conecta

el inyector con el productor.

Este tipo de sistema cuenta con dos pozos de
inyeccion para cada pozo de extraccion y se
emplea en situaciones donde la capacidad de

inyeccion de los pozos es limitada.

En este escenario, los pozos destinados a la
inyeccion se situan en el nucleo del hexagono,
mientras de extraccion se

que los pozos

encuentran en los extremos.

Esta configuracion implica pozos perforados y
dispuesto de manera cuadratica. Los pozos de
inyeccion se ubican en cada esquina y a la mitad
de cada lado del cuadrado. El pozo de produccion

se ubica exactamente en el centro.

Un conjunto de 9 pozos colocados en forma
inversa puede convertirse en una disposicion
lineal o en un formato de 5 pozos sin requerir

mucho trabajo.

Triangulo

equilatero.

Triangulo

equilatero.

Cuadrado.

Cuadrado.

Tabla 9 Principales tipos de arreglos de pozos utilizados en la industria petrolera para un
proceso de recuperacion secundaria por inyeccion de agua.

Fuente: (De Ferrer, 2001).
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Figura 16 Configuracion de los diferentes arreglos de pozos segun su distribucion geométrica.

Fuente: (Javaheri & Sadeghnejad, 2017).

2.9.2 Inyeccion de agua de baja salinidad.

El uso de la inyeccion de agua de baja salinidad es ampliamente reconocido como un
método importante para impulsar la recuperacion de petroleo, operando a pequefia escala
al disminuir la saturacion de petroleo residual mediante diversos procesos
interconectados. El agua de baja salinidad modifica el equilibrio quimico existente entre
el petréleo crudo, la salmuera y la roca, ajustando asi la mojabilidad del entorno. Esta
juega un papel crucial en la determinacién del movimiento y la distribucion de los fluidos
dentro de un material poroso. Especificamente, el agua de baja salinidad promueve la
transicion a un estado mas favorable para el agua, lo que generalmente mejora la

recuperacion de petréleo (Rotondi et al., 2014).
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Medio poroso Petroleo Agua de Agua de inyeccion
formacion
Enareniscamixta  Presencia de El mejor rango de
el medio poroso altos ) salinidad para inyeccion
Swir£0.

deber ser componentes parece estar entre 1,000 y

humectado por polares; 2,000 ppm, aunque se han

petréleo. numero de observado impactos
acido (AN)y positivos en niveles que
nimero base alcanzan entre 5,000 y
(BN). 6,000 ppm.

Contenido de Presenciade calcio  Calcio y magnesio <

arcilla 7-30%. y magnesio. concentracion en el agua

Indicador de
contador de

plagioclasas.

Potencial de
hidrogeno (pH)

menor a 7.

de formacion.

Tabla 10 Requerimientos técnicos para un proceso de inyeccion de agua de baja salinidad.

Fuente: (Rotondi et al., 2014).

2.9.3 Principales efectos de la aplicabilidad de la Inyeccion de agua de

baja salinidad.
Efecto a condiciones de yacimiento.

Trabajos experimentales demostraron que, para un proyecto de recuperacion secundaria
a condiciones de 2800 ppm presente en el agua de formacion, y 1400 ppm de salinidad

del agua de inyeccion el factor de recuperacion de crudo paso de 69.5% a 83.5%. Mientras
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que, para la recuperacion terciaria, se utilizé 1500 ppm, en continuidad a la recuperacion
secundaria de 15000 ppm, alcanzando un factor de recobro de 63%,71%,75% y 84%.
Siendo la alternativa mas factible la aplicabilidad de agua a baja salinidad con

aproximadamente 4000 ppm, para su aprovechamiento (Rotondi et al., 2014).

Efecto de la saturacion y salinidad del agua connata.

La cantidad de petroleo extraido generalmente aumenta a medida que la saturacion inicial
de agua aumenta durante la fase de recuperacion secundaria con la inyeccion de salmuera.
Se determind que la concentracion de sal del agua connata fue el principal factor que
influyd en la extraccion de petréleo. Cuando las salinidades del agua connata se
establecieron en 0,3 %, 3 % y 20 % de NaCl, mientras que la salinidad del agua inyectada
se mantuvo en 3 % de NaCl, la extraccion de petrdleo fue mayor con salinidades mas
bajas de la salmuera connata. Esta relacion se vinculd con un cambio en la mojabilidad
de condiciones humedas por agua a condiciones humedas mixtas a lo largo de la fase de

drenaje (Sheng, 2014).
Efecto de la baja salinidad en la mojabilidad.

Cuando la saturacion inicial de agua es elevada, la mojabilidad de los nucleos mejora
significativamente. La recuperacion de petroleo aumentd desde una alta mojabilidad hasta
alcanzar un maximo cercano a la humedad neutra. En ntcleos con una alta salinidad
inicial, la introduccion de agua de baja salinidad mejoraria la mojabilidad y conduciria a

una mayor recuperacion de petroleo (Sheng, 2014).
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Regimenes de humectabilidad

Régimen
humectado por

agua e=(0°

A altos valores de
pH baja
concentracion  de
sodio, mientras que,
para secciones
intermedias y bajas
de pH, el nivel de
concentracion  de
sodio es alto, como
lo muestra la figura

16.

Régimen humectado por

petroleo e=180°

Esto ocurre en condiciones de
pH elevado y niveles salinos.
Existe una unidn significativa
entre las superficies de
petréleo crudo y mica en un
entorno acuoso. Al utilizar
unicamente cloruro de calcio
como electrolito, se observa
moderado  de

un nivel

humectacion con
aproximadamente 50 mM de
CaCl,, mientras que se
observa una humectacion total
por agua tanto con niveles de
calcios mas bajos como mas
altos. No se detecta en ningin
momento la dispersion de
gotas de petroleo crudo en

salmuera de calcio.

Régimen de humectacion

intermedia 0°< o <180°

Esto ocurre en condiciones de
pH bajo o niveles moderados de
salinidad, lo que provoca una
disminucion de la carga
negativa en las superficies de
mica, lo que a su vez disminuye
la repulsion electrostatica. La
combinacion de las fuerzas de
Van der

Waals y las

interacciones electrostaticas

acido-base produce una

atraccion limitada entre las
superficies de mica y el petroleo

crudo en soluciones salinas.

Tabla 11 Concentracion del nivel de sodio en funcion del pH y regimenes de humectabilidad.

Fuente: (Drummond & Israelachvili, 2002).
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Figura 17 Nivel de concentracion de sodio en funcion del potencial de hidrogeno segun los
regimenes de humectabilidad.

Fuente: (Drummond & Israelachvili, 2002).

Brine Acceptable and F,,, Calculations Required When
Formation Water TCC is in Range**

(meg/L)
Formation-Clay Type Operations Brines* Acceptable  Fn; Fyp  Acceptable  Fpy  Fpp
TCC=600 TCC <600
Smectite Response
Smectites (montmorillonite) =4% NaCl Yes No
=2% KCI, NH4ClI, HCI Yes Yes
Montmorillonite (> 20%)/ il- =1% CaCl, Yes Yes
lite mixed layer Seawater Yes X
< 10,000 ft Any brine (TCC = 600) Yes X
Any brine (TCC < 600) X X X
TCC=100 TCC <100
lllite Response
Montmorillonite (< 20%)/ =2% NaCl Yes No
illite mixed ayer =1% KCI, NH,ClI, HCI Yes Yes
or >10,000 ft =0.5% CaCl, Yes Yes
lllite Seawater Yes X
Any brine (TCC = 100) Yes _ X
Any brine (TCC < 100) - X X X
TCC=10.. TCC<10
Kaolinite Response =1% NaCl Yes No
=0.5% KCI, NH,Cl, HCI Yes Yes
>0.1% CaCl, Yes Yes
Seawater Yes X
Any brine (TCC=10) Yes X
Any brine (TCC < 10) X X X

Figura 18 Criterios de consideracion de disposicion de salmueras en pozos productores e
inyectores considerando el tipo de formacion de arcilla.

Fuente: (Scheuerman & Bergersen, 1989).
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(Scheuerman & Bergersen, 1989) determinan que todas las salmueras deben adherirse a
la zona A y ser compatible con la arcilla. Ademas, se debe buscar la formacion de
incrustaciones al combinar agua de formacion con salmuera, agua de mar o CaCl.. Un
"no" indica que, debido a la eliminacién significativa de cationes divalentes del agua de
formacion durante el reflujo, no es aconsejable el uso de salmuera en operaciones
htiimedas. Una "X" significa que se debe realizar el cdlculo de MAR para evaluar si es
necesario un pretratamiento de la formacion. Si F blf (salmuera que desplaza el agua de
formacion) o F fib (agua de formacion que reemplaza la salmuera) demuestra la necesidad

de pretratamiento, se debe utilizar otra salmuera.

2.10 Nanoparticulas.

Debido a su pequefio tamaiio, las nanoparticulas poseen caracteristicas fisicas y quimicas
distintivas. Sus tamafios varian entre 1 y 100 nanémetros, lo que permite su uso en
diversos sectores especializados. Se han popularizado en una amplia gama de disciplinas
cientificas y de ingenieria, como la farmacéutica, la salud, la ceramica y la metalurgia. Su
uso en formaciones de yacimientos de hidrocarburos se ha expandido gracias a su
resistencia al estrés mecanico y a las variaciones térmicas. La mejora en la recuperacion
de petrdleo mediante la inyeccion de nanoparticulas junto con agua de baja salinidad
(LSW) o agentes quimicos en el yacimiento puede estar relacionada con cambios en las
propiedades del sistema de fluidos y en las interacciones roca-fluido. Las nanoparticulas
se introducen junto con agua de baja salinidad o aditivos como surfactantes para mejorar
el rendimiento del petréleo. Estas nanoparticulas ayudan a minimizar la migracion de
particulas finas durante la inyeccion de LSW, regulan el movimiento del agua de
formacioén y disminuyen la adsorcion de surfactantes en las superficies porosas del

yacimiento (Olayiwola & Dejam, 2019).
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2.10.1 Aplicacion de las nanoparticulas en los métodos de EOR.

Descripcion Fuente de informacion

Generar una fuerza separadora para ayudar a eliminar las

gotas de aceite de la superficie de los poros.
Bloqueo de vias permeables.

Mejora de la eficiencia de desplazamiento al reducir la
movilidad del fluido utilizado.
(Dehaghani & Daneshfar,

Modificacion de la afinidad de la roca para favorecer 2019)

estados de humectacion por agua.

Disminucion de la tension superficial entre el petrdleo

remanente y los fluidos inyectados.

Inhibicion o ralentizacion de la precipitacion de asfaltenos

mediante la influencia de nanoparticulas.

Tabla 12 Funciones de las nanoparticulas en los métodos de recuperacion mejorada

2.10.2 Principales nanoparticulas.

Las nanoparticulas (NP) se componen de diferentes partes que nos ayudan a distinguirlas.
Las nanoparticulas de didxido de silicio se utilizan a menudo en la investigacion para
extraer mas petroleo de las rocas, pero otros tipos de nanoparticulas también han dado
buenos resultados. (Calder6on, 2023) menciona que las nanoparticulas se agrupan en
categorias como 0xido metélico, magnéticas, organicas e inorganicas. La tabla 13 muestra

ejemplos de estos diferentes tipos de nanoparticulas.
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Categorias de

nanoparticulas

Principales tipos de nanoparticulas

Nanoparticulas organicas.

Nanoparticulas inorganicas.

Nanoparticulas de  oxidos

metalicos.

Carb6n y nanotubos de carbon.

Oxido de silicio; oxido de silicio hidrofébica; silice
recubierta de alimina; poli silicio; poli silicio

hidrofébica y lipofilicas.

Oxido de aluminio; 6xido de cobre; 6xido hierro; 6xido
de niquel; 6xido de magnesio; o6xido de zinc y

Fe203/Fe304.

Tabla 13 Principales nanoparticulas empleadas en los métodos de recuperacion mejorada

EOR.

Fuente: (Calderdn, 2023).
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3 CAPITULO III: METODOLOGIA

3.1 Esquema metodoldgico del trabajo de investigacion.

El método LSWI (inyeccion de agua de baja salinidad), ha demostrado ser eficaz para
optimizar los procesos en yacimientos petroliferos. Numerosos estudios han validado que
la eficiencia del rendimiento petrolero y la tasa de recuperacién mejoran gracias a las
aplicaciones de LSWI tanto en formaciones de arenisca como de carbonato. El
funcionamiento del LSWI se caracteriza por varios factores: reduccion de la tension
interfacial, crecimiento de la doble capa eléctrica, intercambio de diversos iones y
alteraciones de la mojabilidad. Sin embargo, el elemento principal es la alteracion de la
mojabilidad (Joonaki & Ghanaatian, 2014). En general, la mejora mas significativa en la
recuperacion de petroleo mediante LSWI se observa cuando la concentracion de sal en el
agua inyectada es menor que la del agua del yacimiento. (Abhishek et al., 2018)
Mencionan que esta acumulacion de sedimentos disminuye la permeabilidad de ciertas
rutas, redirigiendo la salmuera hacia las vias no afectadas, lo que se traduce en una mayor

eficiencia de barrido y una mayor extraccion de petroleo.

La capacidad de las nanoparticulas para infiltrarse en las aberturas mas pequefias de las
rocas de yacimiento permite el desarrollo eficiente de grandes reservas de petrdleo, que
no pueden extraerse con métodos tradicionales. La efectividad del desplazamiento del
petroleo puede evaluarse a escala nanométrica, ya que la superficie de los poros presenta
una rugosidad medida en nandmetros, lo que afecta las caracteristicas de humectacion de
las muestras de roca de la formacion. Ademas, existe una gama de nanomateriales que
pueden aplicarse en el sector petrolero, especialmente en métodos destinados a mejorar
la recuperacion de petroleo. El uso de nanomateriales es particularmente eficaz para
aumentar la presion capilar y mejorar la recuperacion de petrdleo al mejorar la
mojabilidad. Cuando las nanoparticulas interactiian con el agua, crean una nanodispersion
o nanofluido que actia como agente de desplazamiento del petrdleo en entornos porosos,
para optimizar la recuperacion de petrdleo mediante la inyeccion de agua de baja salinidad

(Khormali et al., 2023).
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{ Analisis y recopilacion de datos

L Construccion del modelo estatico y dinamico del yacimiento

L Diseiio de escenarios de simulacion

Inyeccion de agua Inyeccion de agua de baja
convencional salinidad + nanoparticulas
[ I

Simulacién en CMG
Considerando 10 afos
T

Analisis y comparacién de resultados

(
L Seleccion del método mas eficiente
N\,

Fin

Figura 19 Diagrama de flujo metodoldgico de la presente investigacion.

Fuente: (Elaboracion Propia).

La figura 19 presenta los principales pasos a seguir para el modelamiento y simulacion
del proceso de inyeccion de agua de baja salinidad con nanoparticulas, se pretende
comparar métodos de inyeccion de agua convencionales y métodos optimizados con
avances tecnoldgicos, como la disposicion de nanotecnologias, para la incrementacion
del factor de recobro y maximizacién de la eficiencia de barrido. I) Analisis y recopilacion

de data: determinacion de las propiedades petrofisicas de las rocas, propiedades PVT de
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los fluidos, historiales de produccion, y seleccion de la muestra de pozos representativos
para la construccion del modelos dindmico y estatico del yacimiento. II) Construccion del
modelo estatico y dinamico del yacimiento; determinar las dimensiones de la malla e
ingreso de las propiedades de las rocas de y los fluidos presentes, ubicacion espacial de
los pozos de muestreo y demas componentes. III y IV) Disefio de escenarios de
simulacion, utilizando agua convencional (elevada salinidad), agua de baja salinidad;
seleccion de la concentracion de sal optima adecuada para las caracteristicas del
reservorio, inyeccion de agua de baja salinidad con nanoparticulas; seleccion de la
nanoparticula acorde a las caracteristicas de la arena. V) Ejecutar las simulaciones
utilizando el software CMG IMEX, identificando el comportamiento del reservorio y de
la produccién en el tiempo, manteniendo un registro de aspectos importantes como la
produccion total, la cantidad de petroleo recuperado, la presion, la cantidad de petrdleo,
agua y gas disponible, y como evoluciona el yacimiento. VI) Analizar las diferencias
graficas proporcionada por el CMG en funcién de los tres escenarios planteados en el
flujo de trabajo y las tasas de recuperacion entre diversas situaciones. Evaluar el factor de
recobro y la eficiencia de desplazamiento ademds de propiedades (como la tension

interfacial y la mojabilidad).

3.2 Analisis y coleccion de datos.

3.2.1 Poblacion.

La poblacion en la investigacion cientifica conceptualiza como una gran coleccion de
individuos u objetos que son el foco principal de una investigacion cientifica (Explorable,
2009). Constituye el conjunto completo de elementos (personas, objetos, eventos,
situaciones) que poseen caracteristicas comunes y especificas, definidas por criterios
establecidos para el estudio, y sobre los cuales se pretende generalizar los resultados de
la investigacion. Por lo tanto, la correcta identificacion y caracterizacion de la poblacion
constituye un paso fundamental en el proceso de investigacion, dependerda Ila
representatividad de la muestra seleccionada y la validez de las conclusiones derivadas

del estudio.
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Ademas, el campo Shushufindi estd compuesto por Drago, Shushufindi-Aguarico y
Condorazo segun la informacién proporcionado por EP Petroecuador, este campo tiene

aproximadamente una produccion acumulada de 1.504.559.181 Bls.

3.2.2 Tamaino de la muestra.

La muestra elegida constituye un segmento representativo de la poblacion y el método de
muestreo apropiado para este estudio corresponde al muestreo por conveniencia; en
consecuencia, la eleccion de las unidades poblacionales se basa en su disponibilidad y
accesibilidad para el investigador. Por esta razén, la muestra comprende 4 pozos
productores y 1 inyector pertenecientes a la arena U superior del campo Shushufindi

(Otzen & Manterola, 2017).

3.2.3 Recopilacion de informacion.

El proceso de simulacion bajo condiciones estiticas y dindmicas requiere datos
provenientes de multiples fuentes. La metodologia para desarrollar esta investigacion,
enfocada en la inyeccién de agua convencional, agua de baja salinidad y agua de baja

salinidad con nanoparticulas en el campo Shushufindi, comprende los siguientes pasos:

1. Obtencién de datos del campo Shushufindi, incluyendo: mapas de isOpacas,
registros histéricos de produccion, informacion sobre reservas, caracteristicas
PVT, informes de andlisis de laboratorio (que comprenden mediciones de
salinidad actuales, BSW, grados API, viscosidades, entre otros pardmetros), datos
sobre el comportamiento del yacimiento (presiones, temperaturas, dafios de
formacion), identificacion de pozos candidatos para los diferentes métodos de
inyeccion, e informacion especifica de pozos (como topes, bases de arenas e
intervalos perforados en zonas productoras). Adicionalmente, se recopilaran datos
especificos sobre propiedades de las nanoparticulas y su interaccion con fluidos

de baja salinidad.

2. Elaboracion del modelo estatico del yacimiento mediante la integracion de
componentes estructurales, estratigraficos, petrofisicos, geoestadisticos y

geomecanicas.

55



3. Recopilacion de datos PVT mediante la informacion del campo que actualmente

contamos en paper y en bases de datos de investigacion.

4. Desarrollo del modelo dinamico del yacimiento en el médulo IMEX del software
CMG, fundamentado en las propiedades de interaccion roca-fluido, con énfasis en
los mecanismos de alteracion de mojabilidad y reduccion de tension interfacial que

pueden producirse con la inyeccion de agua de baja salinidad y nanoparticulas.

5. Valoracién de diversos escenarios de inyeccion (agua convencional, agua de baja
salinidad, y agua de baja salinidad con nanoparticulas), modificando la ubicacién
de los pozos inyectores segun las areas con mayor saturacion de hidrocarburos y

considerando las propiedades especificas de cada fluido de inyeccion.

6. Examen comparativo de la evolucion temporal del factor de recuperacion entre
los tres métodos de inyeccidon propuestos, identificando el escenario que presente

resultados Optimos en términos de eficiencia de desplazamiento y barrido.

Pozos muestra.

Pozos Arena Produccion  Produccionde Produccion de
BFPD agua BAPD oil BPPD
SSF-1 U superior 407 329 78
SSF-2 U superior 993 588 406
SSF-3 U superior 1281 918 363
SSF-4 U superior 3313 2919 494

Tabla 14 Pozos muestra para el proceso de inyeccion de agua.

Haciendo un anélisis de la produccion de petroleo de los pozos de estudio se puede
establecer que ninguno de los pozos cumple que el limite de operacion optima puesto que
todos los 4 pozos de estudio presentan una tasa de produccion inferior a los 550 BPPD,

lo que es un valor muy bajo en comparacioén con otros pozos, por lo cual se estima que si
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no se realiza un trabajo de reacondicionamiento o implementacion de una técnica de
recuperacion secundaria o terciaria la presion disminuird y por ende el caudal de flujo

serda mucho mas menor, lo que genera pérdidas econdmicas para el pais.

3.3 DESCRIPCION DEL SIMULADO CMG.

GEMTM sirve como simulador de ecuaciones de estado (EOS) no convencionales y
composicionales, ideal para modelar técnicas de recuperacion secundaria y mejorada de
petréleo (EOR), como la inyeccion de agua, la recuperacion térmica, el desplazamiento
miscible y la inyeccion quimica. Este software es una de las tres herramientas de
simulacion de yacimientos de Computer Modelling Group Ltd (CMG). Una capacidad
adicional de GEMTM es su capacidad para operar en tres modos distintos: implicito
adaptativo, totalmente implicito y explicito. Ademas, GEMTM puede determinar la
composicion de las fases de equilibrio y las diferentes densidades de las fases de petréleo

y gas utilizando las EOS de Soave-Redlich-Kwong o de Peng-Robinson (GEM, 2019).

3.3.1 Aplicabilidad del CMG para lainyeccion de agua a baja salinidad.

Dado que el cambio en la mojabilidad se considera el principal factor que influye en el
LSWF, su integracion en el modelo de simulacién es esencial. GEMTM es ideal para
modelar procesos de intercambio idnico, reacciones en agua, disolucion o deposicion
mineral, y cambios en la mojabilidad en todo el LSWF. Con GEMTM, se pueden
seleccionar diversas reacciones intra-acuosas y disoluciones o deposiciones minerales
segun las caracteristicas del agua de formacion y las propiedades de la roca. Ademas, se
pueden establecer multiples tablas de permeabilidad relativa para diferentes tipos de roca,

cada una alineada con un parametro interpolante (Sierra et al., 2020).

3.3.2 Construccion del modelo estatico en CMG.
Seleccion del modelo Builder 2010.12.

Builder, es una herramienta de CMG que se utiliza para crear modelos de yacimientos.
Gestiona los componentes bésicos y la informacion necesaria para construir un modelo
estatico y dindmico del yacimiento. (Computer Modeling Group 2015.10). cuenta con tres

tipos de simuladores como son IMEX, GEM Y STARS, puede trabajar en unidades
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internacionales y de campo dependiendo de la localizacion del proyecto.

Builder, desarrollado por Computer Modeling Group Ltd., es una herramienta que prepara
archivos para la ejecucion de simuladores CMG. Gestiona todo lo necesario para los datos
de entrada. Esto incluye la creacion y adicion de la cuadricula y sus caracteristicas, la
ubicacion de pozos, la introduccion de informacion de produccion de pozos y la creacion
o adiciébn de modelos de fluidos, caracteristicas de rocas y fluidos, y el inicio del
yacimiento. También incluye herramientas para modificar datos, crear tablas mediante
conexiones y comprobar los datos de entrada, lo que permite ver y revisar los datos antes

de ejecutar la simulacion.

Builder - Reservoir Simulator Settings X
Simulator Working Units Porosity Shape Factor
() GEM sl © Single Porosity Gilman and Kazemi
© IMEX © Field () DUALPOR Warren and Root
()STARS (O Lab () DUALPERM K-Harmonic
() MoDSsI (OMINC PI2
Advanced () SUBDOMAIN KX - Matrix Perm |

K-Av Harmonic
Subdivisions for Matrix Blocks
Number of subdivisons 2

Volume fractions
(2 values expected)

Simulation Start Date

Year: 2025 Month: 5 Day: 15

Cancel

Figura 20 Interfax grafico de inicio para el modelamiento de la simulacion de inyeccion de
agua en CMG.

Fuente: CMG, 2025.

Ingresamos al software computacional CMG, seleccionamos la opcion Builder y la
extension IMEX para un modelamiento estatico y dinamico del yacimiento, la seleccion
de este modelo se basa en que la extensidon ya antes mencionada permite trabajar con
métodos de recuperacion primaria y secundaria en yacimientos convencionales y no
convencionales, siendo eficiente para el modelamiento del primer escenario inyeccion de

agua convencional en la arena U superior del campo Shushufindi, se selecciond las
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unidades de estudio con la que trabajar durante toda la simulacion, unidades de campo

Field, y se le asigno fecha de inicio del trabajo.

3.3.3 Creacion del mallado representativo del yacimiento.

Para la creacion del mallado del yacimiento, se importé un geomodelado a partir de un
archivo RESCUE que contenia los datos de la geologia y propiedades petrofisicas del
reservorio, como la porosidad y permeabilidad. Esta informacion fue fundamental para
definir las caracteristicas del yacimiento, permitiendo asi construir un modelo

representativo del reservorio como podemos observar en la figura 21.

RESCUE Property Importer >
Rescue property: CMG property:
= Group{Group) Permeability K
=) Default Group(Time Step) Pare Valume
i-- Blogues Mulos Pressure
"ed PVT Type
- Pinchaut Aray Rel Perm Set Num
- Swe Residual Qil Sat GO ST
. Swor Residual Qil Sat W-O ST
. " Rock Compaction Set Num
F'errne.abllldad Rock Density I
-~ Porosidad Solvent Sat Pressure

Subdomain-Dual Perm Option Inter Subdo
Subdomain-Dual Perm Option Reirfilttratior

Tracer Adsomition Rock Reaions Man

Min: [0 Max: O

[ Add selected mapping ||

Properties to Impart :

[@Default Group] Pinchout Aray imported to Pinchout Amray
[@Default Group] Blogues Mulos imported ta NMULL Blocks
[@Default Group] Swec imported to Water Connate Saturation
[@Default Group] Swerimported to Critical Water Saturation
[@Default Group] Pemeabilidad imported to Permeability |
[@Default Group] Porosidad imported to Porosity

Bemove selected mapping

QK Cancel

Figura 21 Ingreso de las caracteristicas de la malla en el
software

Fuente: CMG, 2025
Distribucion de las propiedades.

La tabla 15 muestra las propiedades recolectadas para el estudio, se considera un
reservorio heterogéneo en propiedades como porosidad y permeabilidad variable, el

espesor de cada capa es constante.
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Porosidad % Permeabilidad Permeabilidad Permeabilidad

I j K
0.165 352 352 347
0.231 350 357 355
0.183 355 362 358
0.232 349 345 351
0.192 350 353 352
0.251 356 347 348
0.171 348 342 356
0.182 354 359 350

Espesor total de la arena
Tabla 15 Propiedades petrofisicas caracteristicas de una formacion productora

Para ingresar las propiedades de las distintas capas del yacimiento en el software CMG,
se utilizo la opcidon "Array Properties", como se observa en la figura 22. Cada capa del
reservorio posee propiedades distintas segun su naturaleza, por lo que se debe ingresar la

informacion correspondiente para cada una.

B General Property Specification - a X
Edit Specification

Oriyfor Sttt Tme, Goto | Porosty | Use Regions / Sectors| | Copy Propetes

Grid Top Grid Thickness Porosity Pemeability | Pemeability J Pemeability K Net Pay

UNITS: ft ft md md md it
SPECIFIED: X X

HAS VALUES: X X X X

Whole Grid Direct Import mean - Porosidad Direct Import mean - Pemneabiidad
Layer 1{Lone ...
Layer 2 {Lone
Layer 3 {Lone ...

Equals | equal) Equals | equal)

Layer 4 {Lone ...
Layer 5 {Lone ...
Layer 6 {Lone ...
Layer 7 {Lone

Layer 8 {Lone ...

Layer 9 {Lone ...
Layer 10 (Lore...

Figura 22 Ingreso de las principales propiedades en CMG.
Fuente: CMG, 2025.
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El valor de compresibilidad de la roca es de 0.0000039598 psi-1, la temperatura de la

formacion es 220 °F, a una presion de 4226 psi.

Rock Compressibility >
Pressure dependence of formation porosity /f Rock Compressibility (CPOR)
0.0000039598 1/psi

Reference pressure for calculating the effect of rock compressibility (PRPOR)
H426 psi

Pressure dependence of rock compressibility (DCPOR)

0 1/{psi*psi)

OK Cancel

Figura 23 Ingreso de otros pardametros caracteristicos de la roca.

Fuente: CMG, 2025.

3.3.4 Ingreso de los componentes para nuestro modelamiento.

Se hace uso de la seccion componentes, seleccionamos la opcidon modelo, en la cual
definimos black oil, Este modelo muestra como la inyeccion de agua ayuda a desplazar
el crudo a través del modelamiento de la eficiencia de desplazamiento. Considera la

composicion del petroleo, el agua y el gas en el yacimiento.
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B Description Option Value

1 Reservoir lemperature 220F

2 Generate dala upto max pressure of 3200 ps:
—3— Bubble point pressure calculation Generate from GOR val ‘L—:J
4 Qil density at STC(14.7 psia 60 F) Stock tank oil density b

S_Gas density at STC{14 7 psia, 60 F) Gas density b

6 | Reference pressure forwater properties 14.696 psi
7 Pressure dependence of water viscosity
8 Water salinity (ppm) 10000

0K Cancel

Figura 24 Principales propiedades que se deben ingresar en un modelo black oil.

Fuente: CMG, 2025.

Propiedades Valor
Temperatura de formacion 220 °F
Presion inicial 3200 psi
Presion de burbuja 1050 psi
Gravedad especifica del oil 28 °API
Densidad del gas 0.72

Tabla 16 Valor de las diferentes propiedades a utilizar en el modelo black oil.

Fuente: CMG, 2025.

3.3.5 Ingreso de las propiedades de interaccion roca fluido.

Para este proceso nos dirigimos a la opcion “Rock Fluid Types”, donde dispondremos las
propiedades de permeabilidad relativas tanto para el agua y petréleo en funcion de la

saturacion de agua y gas.
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Sw

|kew |

krow

[T 0228

1
2
3

g )l il
-0

0.248

0.315

0.3423
0.4328
0.5156
0.5945
0.6358
0.6645
0.7472
0.7924

0
0.0015
0.0036
0.0058
0.0185
0.0419
0.0854
0.1142
0.1525
0.256
0.327

0.7943
0.7322
0.6526
0.5456
0.3632
0.2261
0.0853
0.0632
0.052
0.034
0

Sg |krg |krog
1 |o.0005 O 0.7943
2 |ooe o 0.6534
[3 00858 0002 05493
4 |01842 0013 04325
5 |0.2683 0.0353 0.2864
6 |03676 0052 0.184
7 |o4895 0.156 0.08532
'8 |05532 0283 0038
9 |0.6428 0.3623 0.0124
10 |0.6634 0.3856 0O
11 |0.8335 0999 0O |

Tabla 17 Valores de permeabilidad relativas presentes en la arena U superior

Fuente: CMG, 2025.
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Figura 25 Curvas de permeabilidades relativas para el petrdleo y agua en funcion de
la saturacion de la roca.

Fuente: CMG, 2025.
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Condiciones iniciales.

Para el ingreso de estas condiciones se hace uso de la opcion initial conditions, e

ingresamos las variables presentes en la figura 26.

Initial Conditions >

Perform Gravity-Capillary Equilibrium of A Reservoir Initially Containing

) Water, Oil, Gas (VERTICAL DEPTH_AVE WATER_OIL_GAS EQUIL )
© Water, Oil (VERTICAL DEPTH_AVE WATER_OIL EQUIL }
() Water, Gas (VERTICAL DEPTH_AVE WATER_GAS EQUIL NOTRAMZONE )

There will be no residual saturation in Gas Cap ( GASZONMNE NOOIL )

Reference Pressure and Depth Phase Contact Depths

Pressure { REFPRES ) 3200 psi Water-Oil Contact( DWOC ) 9783 ft

Gias-0il Contact [ DG0C )
Depth { REFDEPTH ) 9759 ft

Wvlater-Gas Contact [ DWWI5E 05 )

Datum Depth for OQutput Pressure
Mote: This item is optional.
Depth { DATUMDEPTH depth )

] ) o L For more options use the
Pressure will be corrected using the initial equilibrium e L

pressure distribution { DATUMDEP TH depth INITIAL )

Bubble Point Input Format Advanced
) Reservoir initially saturated ( PB =P )

) Constant Bubble Point Pressure { PB ) 1050 psi

Ere Cancel Apply Help

Figura 26 Ingreso de las condiciones iniciales del modelamiento.

Fuente: CMG, 2025.

Finalmente obtenemos nuestro yacimiento a condiciones estaticas tal y como muestra la
figura 27, considerando todos los parametros petrofisicos y propiedades PVT de los
fluidos presentes en la arena U superior.

Grid Bottom (ft) 2025-02-08

L.

Figura 27 Modelo estatico final del reservorio muestra de la arena U superior

Fuente: CMG, 2025.
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Finalmente utilizamos la funcion “Wells & Recurrent”, donde procederemos a hacer la
ubicacion espacial de los pozos considerando un arreglo de 4 pozos productores en los
extremos de la maya y un inyector en su centro, la finalidad es visualizar el
comportamiento de la produccién en el tiempo y la influencia de la inyeccion de agua a
condiciones estandar, inyeccion de agua de baja salinidad e inyeccion de baja salinidad

con nanoparticulas.

1 1 ! 1 1 1
917.000 918.000 919.000 520.000 521.000 522000

Well-1

E I

DM * | well-z

B17.000 218.000 215.000 820.000 821.000 822000
1 | | | | 1

Figura 28 Ingreso en el software de los pozos segun el tipo de
arreglo seleccionado.

Fuente: CMG, 2025.

A continuacion, se utiliza la funcion “Wells & Recurrent” para definir la ubicacion de los
pozos en la malla de simulacion. La configuracion de los pozos se realiza en funcidn de
las coordenadas y restricciones proporcionadas en los nuevos datos. En este caso, se
tienen los siguientes pozos productores e inyector, con sus respectivas ubicaciones y

restricciones de presion minima de fondo:

e Pozo SSF-1 (well-1): ubicado en las coordenadas (1, 1, 1) con una presion minima

de fondo de 50 psi y 150 bbl/day.

e Pozo SSF-2 (well-2): ubicado en las coordenadas (1, 35, 1) con una presion
minima de fondo de 50 psiy 150 bbl/day.
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e Pozo SSF-3 (well-3): ubicado en las coordenadas (45, 35, 1) con una presion
minima de fondo de 50 psi y 150 bbl/day.

e Pozo SSF-4 (well-4): ubicado en las coordenadas (45, 2, 1) con una presion
minima de fondo de 50 psi y 150 bbl/day.

e Pozo SSF-195 (well-5): ubicado en las coordenadas (25, 20, 1) con una presion

maxima de fondo de 2800 psi y una tasa maxima de agua superficial de 1500
bbl/day.

Para distribuir el potencial de produccion de manera adecuada, se hace referencia a los
datos de la tabla 14, asegurando que los pozos estén correctamente ubicados dentro de la
malla para representar de forma precisa el comportamiento de la produccion en el tiempo
y las diferentes técnicas de inyeccion aplicadas (agua convencional, agua de baja

salinidad, y agua de baja salinidad con nanoparticulas).

Porosity 2025-02-08

Figura 29 Resultado final de ubicacion de los pozos con sus propiedades
y caracteristicas en 3D.

Fuente: CMG, 2025.

3.3.6 Tiempo de simulacion.

Para configurar la duracion de la simulacion, busque la seccion "Well & Current”" y haga
clic en "Dates" para abrir una nueva ventana. Haga clic en el boton "Add a range of dates",
que abre otra ventana. Alli, haga clic en el cuadro "Hasta" y seleccione "15 de mayo de
2035" como fecha de finalizacidon, ya que la simulacion es de 10 afios. En el cuadro

"Paso", seleccione "1" y luego "Mes".

66



B Simulation Dates O x

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

# | Date & Time day) [set STOP [ Comments Add a new date: =
105 | # 20331008 (3164.00) (]

106 | * 20331108 (3195.00) O Add arange of dates: | )
107 | # 20331208 (3225.00) ] Delete selected empty | <
108 | * 20340108 (3256.00) ] =

109 |+ 20340208 (3287.00) ]

110 | # 20340308 (3315.00) ]

111 |+ 20340408 (3346.00) ]

112 | # 20340508 (3376.00) ] rrerormie: [
113 | * 20340608 (3407.00) [m] =
114 | # 20340708 (3437.00) ]

115 * 2034-08-08 (3468.00) O To limit output file size, limit grid
116 | * 20340908 (3499.00) ] output fwith WSRF) to:

117 | *# 20341008 (3529.00) O
118 | + 20341108 (3560.00) ] (| Remove existing keywords
119 | * 20341208 (3580.00) O — (WSRF)to limit grid output
120 | *+ 20350108 (3621.00) ] Recommendations

121 20350208 (3652.00)

Figura 30 Tiempo estimado de simulacion 10 arios, colocacion en el software

Fuente: CMG, 2025.

3.4 Modelamiento estatico y dinamico de agua de baja salinidad y agua
de baja salinidad + nanoparticula.

3.4.1 Componentes de inyeccion de agua baja salinidad para el campo

Shushufindi.

En la siguiente proporcionada, se observa el proceso de implementacion de
nanoparticulas en el modelo de simulacion para el campo Shushufindi, utilizando el
software CMG. En este proceso, se incorpora agua de baja salinidad modificada con
nanoparticulas, especificamente con una concentracion de 10,000 ppm de salinidad. Este
enfoque tiene como objetivo mejorar la recuperacion del petrdleo en el yacimiento
mediante la optimizacion de las interacciones entre el fluido inyectado y el petréleo

residual en el reservorio.

Select Options

Polymer viscosity is a function of Salinity
S0OR reduction due to palymer adsomtion [
S0OR reduction due to polymer visco-elastic behawvior
Polymer quantity decreases with time
Polymer half life {days) 1040
Polymer is adsorbed onto the resenvoir rock
Set initial reservoir water salinity {ppm) 10000
Set water injection salt concentration {ppm) 35000
Owerwrite existing sea water tables with values from comelations [

Figura 31 Componentes presentes en el yacimiento

Fuente: CMG, 2025.
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En el paso 3 de la interpolacion de permeabilidad relativa dentro del proceso de
simulacion en CMG, se especifican opciones criticas para el modelado del yacimiento,
particularmente aquellas que influyen en la dindmica de la inyeccién de agua y su
comportamiento dentro de las rocas del reservorio. Se establece que se utilizaran dos
conjuntos de permeabilidades relativas, lo cual es esencial para ajustar como el agua y el

petroleo interactuan con la roca.

B Step 3 - Input Specific Data For Relative Permeability Interpolation >

Relative Permeability Interpolation Options

MNumber of relative pem. sets for interpolation 2
Sorw reduction (Sorw_EORSSorw_Winj) for rel. perm. set #2 0.8
1
1
1

Krw change (Krw_EOR/Erw_\Winj) for rel. pem. set #2
Pow maximum reduction (Pow_EOR/Pow_Winj) for rel. perm. set #2

Pow minimum reduction (Pow_ECR/Pow_Winj) for rel. pem. set #2

Show advanced rel perm options for low Sorw or normalized curves ]

Figura 32 Valores de entrada para correlacionar la permeabilidad
relativa

Fuente: CMG, 2025.

En el paso 4 de la simulacion CMG, titulado "Set Rock Fluid Regions", se busca
seleccionar las regiones de roca-fluido para la interpolacion de la permeabilidad relativa
del polimero adsorbido. Este paso es crucial, ya que determina como se deben manejar
las regiones seleccionadas para las simulaciones de inyeccion. Si se escoge un area que
ya contiene mas de un conjunto de datos, estos conjuntos seran eliminados y
reemplazados por una copia del primer conjunto modificado con las nuevas condiciones
de saturacion de agua (Sorw). Este proceso garantiza que las simulaciones se ajusten a las
condiciones especificas del yacimiento, mejorando la precision de los resultados

obtenidos en el modelo

¥ Step 4 - Set Rock Fluid Regions b4

Select rock fluid regions to use for adsorbed polymer relative permeability interpolation. | amy of
the selected regions already contain more than one set. then these sets will be deleted and
replaced with a copy of the first set with the Sorw changed.

Rocle Fluid Region NMumber 1 . NMumber of Sets=2

Figura 33 Seleccion de la region de roca fluido.

Fuente: CMG, 2025.
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En el paso 5 del proceso de modelado de la simulacion en CMG, se configuran los valores
para la inyeccion de polimeros, especificamente la viscosidad del polimero en funcion de
su concentracion. El grafico que se muestra en la imagen adjunta ilustra cémo la
viscosidad del fluido cambia con diferentes concentraciones de polimero y cdmo esta
propiedad varia a distintas salinidades del agua. Las salidas son cruciales para ajustar la

eficiencia del proceso de desplazamiento de crudo durante la inyeccion.

B Step 5 - Set Polymer Values et
Salinitylppm) values 10000 35000
Create new PVT structure for polymer O |
Velocity used for plots Velocity=0.01 ~
Include polymer accessible PV effects in the plot ™
Sal=10000 WAL Poly=0 | Wt Poly=... | Wt% Poly=_. | Wi% Poly=_.. |
Velocity, ft/... | Viscosity. cp | Viscosity, cp | Viscosity, cp | Viscosity, cp
1 |32.8084 0.283199 1.365 2.028 4212
2 (19685 0.283159 14 2.08 432
3 (9.84252 0.283199 1575 234 4.86
4 (3.28084 0.283159 21 312 6.48
[
o
I
&l
I
[:]
S
®
o
o
E
[«
=
o
o
=
‘m | H ' H
2 ek T 1 T 1 1
o 0,000 0,015 0,030 0,045 0,060 0,075
p= Polymer Concentration, wt%

Help < Back Mext = Cancel

Figura 34 Valores de la nanoparticula.

Fuente: CMG, 2025.

A continuaciodn, se configuran los valores de adsorcion para un yacimiento de arenisca.
Se define la densidad de la roca como 2.65 gm/cm? y el factor de resistencia del polimero
como 1.3. El volumen accesible de poros para la adsorcion es 0.9, y se ingresan valores
de adsorcion para concentraciones de polimero del 0% al 7.5%, con un valor maximo de

50. Esto ajusta la interaccion nanoparticula-roca en la simulacion.
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B " Step 6 - Set Adsorption Values =

Rock type for conversion of adsorption valu...  Sandstone ™
Rock Density, gmscm3 265

Polymer Adsorption

Polymer resistance factor (1.0=no permeabili... | 1.3

Accessible pore wolume for polymer adsomti... | 0.5
Mumber of polymer concentration vs. adsorp... | 2
Weight % Polymer Polymer Adsomition, ...
O O
0.075 50
Figura 35 Valores de absorcion del yacimiento.

Fuente: CMG, 2025.

En la imagen proporcionada se muestra el paso 7 del proceso de simulacion en CMG,
donde se definen los componentes acuosos para la inyeccion de agua en pozos.
Especificamente, se estan configurando los parametros de inyeccion para el pozo "Well-
5" (SSF-195) con una fecha de inicio de inyeccion establecida para el 8 de febrero de
2025. Se configuran valores especificos para la concentracion de polimero (0.075%) y la

salinidad del agua (35,000 ppm).

5 Step 7 - Choose Wiells, Dates, and Set Injection Composition b4
Aqueocus Components for Water Injectors
Polymer injection wt% 0.075
Salt irjection (ppm} 35000
Wl Name Date Sort Well/Date Display:
= Well-5 2025-02-08 0:00:00 Auto Select Wells
ByMName ByDate
O Al
Producers
() Injectors
() Highlighted
() Match name # wildcard
Select Deselect
oo

Figura 36 Valores de la composicion de la
nanoparticula.

Fuente: CMG, 2025.

El conjunto de datos presentado refleja las propiedades de un fluido en un yacimiento
petrolero, con foco en la inyeccion de agua de baja salinidad (PVTSEAWAT). En este
caso, se exponen varios parametros de propiedades termodindmicas esenciales para la
simulacion en el software CMG, tales como la compresion especifica del agua (cs), la
viscosidad (bw), la concentracion de agua de formacion (cws), entre otras. Estos valores,

dispuestos en diferentes rangos de saturacion, son fundamentales para modelar la
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interaccion entre los fluidos inyectados y el reservorio, permitiendo evaluar la viabilidad

de la inyeccion y su impacto en la eficiencia de recuperacion de petroleo.

FVISELWLT 1

i o= CwWE S S
o] 1. 3I.369T72=-06 o] o]
1.773=2 1. 3I.369T72=-06 o] o]
4G . 4E666 1. 3I.369T72=-06 Lo o]
T.Z013F5 1. 3I.369T72=-06 Lo o]
9.97821 1. 3I.369T72=-06 Lo o]
12 .7T982 1. 3I.369T72=—06 o]

Figura 37 Valores obtenido de la data set del modelo
Nanoparticula Seawat

Fuente: CMG, 2025.

En el grafico 38 proporcionado, se presentan las curvas de permeabilidad relativa para
agua y petroleo, junto con las curvas de saturacion de agua del yacimiento, tanto en el
primer como en el segundo conjunto de datos. El primer conjunto (Set 1), representado
por la linea verde, describe la relacion de permeabilidad relativa para agua-petréleo en un
contexto convencional, sin modificacion alguna en las condiciones del yacimiento. Por
otro lado, el segundo conjunto (Set 2), mostrado por las lineas rosadas y verdes, incorpora
la tecnologia de inyeccion de agua de baja salinidad combinada con nanoparticulas, lo

que modifica las caracteristicas de permeabilidad relativa del sistema.

® | Rock Fluid Diagnostics = | >
Minimum Tolerances
Recrasraay 0.1 Water Oil Relative Permeability Curves @ Block 1,1,1

1-Sorg-Sgcrit-Swerit o1 1,00

Show Blocks <= Minimums

Plot Controls
Enter LIBA for Plot

1.1.1 0,80

9 =] Wefter © Belative Perm.
L Gas O () Capillary Pressure
Gas Water —
() Temary Kro
Temary Krw 0,60

Scaling Controls
B Use Block Scaling
LUse Temperature Scaling

Curves to Plat 0.40

Relative Permeability

Interpolation
B setil
B sctE? 0,20

0,00 : : : .
0,00 0,20 0,40 0,60 0,80 1,00
Water Saturation

Figura 38 Diagnostico de la roca fluido.

Fuente: CMG, 2025.
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3.4.2 Modelamiento dinamico.

Tipo de roca fluido.

En el paso 5 del proceso de modelado de la simulacion, se configuran los valores para la
inyeccion de nanoparticulas, especificamente la viscosidad de las nanoparticulas en
funcion de su concentracion. El grafico que se muestra en la imagen adjunta ilustra como
la viscosidad del fluido cambia con diferentes concentraciones de polimero y como esta
propiedad varia a distintas salinidades del agua. Las salidas son cruciales para ajustar la
eficiencia del proceso de desplazamiento de crudo durante la inyeccion Los pardmetros
presentados en la tabla 9 fueron implementados para calibrar el modelo de simulacion
conforme a las caracteristicas del crudo pesado. Esta calibracion resulta necesaria
considerando que habitualmente se emplean enfoques cuadraticos para modelar

permeabilidades, lo cual introduce cierto grado de incertidumbre en los resultados.

Los datos muestran que las permeabilidades relativas del sistema agua-petrdleo alcanzan
su punto de interseccion en el 50%, en tanto que las permeabilidades relativas del sistema
petréleo-gas registran su punto de cruce en el 76%. Este comportamiento particular se
origina en las propiedades inherentes de las formaciones carbonatadas, las cuales exhiben
una arquitectura poral mas irregular y compleja en contraste con las formaciones
areniscas. La permeabilidad relativa del sistema petroleo-gas alcanza su interseccion en
el 76% debido a la mayor capacidad de desplazamiento del gas a través de las rutas
porales, particularmente cuando existen fracturas y poros interconectados caracteristicos

de estas formaciones geologicas.

Swi Kiw Ko Sg Kiq Kiog
0.30 0.000 1.000 0.30 0.300 0.000
0.34 0.015 0.900 0.35 0.270 0.000
0.36 0.033 0.760 0.38 0.250 0.000
0.37 0.040 0.650 0.40 0.230 0.000
0.38 0.046 0.570 0.45 0.180 0.000
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0.39 0.050 0.480 0.50 0.150 0.000

0.41 0.056 0.400 0.56 0.136 0.000
0.43 0.060 0.360 0.58 0.120 0.000
0.45 0.070 0.250 0.60 0.100 0.000
0.47 0.080 0.200 0.65 0.090 0.000
0.49 0.090 0.150 0.70 0.080 0.000
0.51 0.100 0.100 0.732 0.067 0.000
0.53 0.120 0.070 0.76 0.050 0.050
0.55 0.140 0.050 0.80 0.030 0.080
0.565 0.156 0.025 0.83 0.020 0.110
0.58 0.180 0.010 0.85 0.000 0.210
0.79 0.500 0.001 0.90 0.000 0.400
1.00 1.000 0.000 1.00 0.000 1.000

Tabla 18 Valores de permeabilidades relativas para sistemas agua-petroleo y petroleo- gas.

Ubicacion de los pozos en el espacio.

En la tabla 19 se describen los pozos que se implementaron en la malla de simulacién
para el estudio de optimizacion del recobro mejorado mediante la inyeccion de agua de
baja salinidad modificada con nanoparticulas en el pozo inyector del campo Shushufindi.
La configuracion seleccionada comprende un total de 5 pozos distribuidos

estratégicamente en la arena U superior del yacimiento.

La distribucion de pozos corresponde a un arreglo geométrico de 5 pozos, donde 4 pozos
productores se ubicaron en los extremos de la malla de simulacién y 1 pozo inyector se
posicion6 en el centro. Esta configuracion permite evaluar de manera representativa el
comportamiento de la produccion en el tiempo y analizar la influencia de los diferentes
fluidos de inyeccion: agua convencional, agua de baja salinidad e inyeccion de agua de

baja salinidad con nanoparticulas.
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Los pozos productores fueron seleccionados considerando su representatividad del
comportamiento tipico de pozos maduros en el campo Shushufindi, mientras que el pozo
inyector fue ubicado estratégicamente para optimizar la eficiencia de barrido y maximizar

el contacto del fluido de inyeccion con las zonas de mayor saturacion de petréleo residual.

Pozo Tipo Arena Produccion  Produccion  Produccién Coordenadas Presion
(BFPD) de agua de petréleo B minima
(BAPD) (BPPD) (0 de fondo
(psi)

SSF-1 Productor T superior 407 329 78 (1,1,1) 50

SSF-2 Productor T superior 993 588 406 (10,1,1) 100

SSF-3 Productor T superior  1.281 918 363 (1,10,1) 125

SSF-4 Productor T superior  3.313 2919 494 (10,10,1) 150

SSF-195 Inyector T superior - - - (5,5,1) -

Tabla 19 Caracteristicas espaciales y de produccion de los pozos de estudio.

3.4.3 Simulacion de inyeccion de agua de baja salinidad con

nanoparticulas (LSWF+NP).

Caracteristicas de las nanoparticulas de silice.

La incorporacion de las nanoparticulas de silice (SiO:) al sistema representa el
componente diferenciador de este escenario, requiriendo la definicion de pardmetros
especificos que complementan las propiedades del agua de baja salinidad. Las
nanoparticulas seleccionadas presentan un tamafio promedio de 10 a 50 nandometros, con
una concentracion Optima del 0.01 al 0.1% en peso, y caracteristicas de funcionalizacién
hidrofilica que favorecen su interaccion con la fase acuosa y las superficies rocosas del

yacimiento.

Modelo base de la nanoparticula.
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Tipo de Tamaiio Concentracion Salinidad Caudal Presion
nanoparticula del agua de de

inyeccion inyeccion

Silice (Si0z2) 20 nm 500 ppm 5000 ppm 1500 2800 psi
BPD

Tabla 20 Principales caracteristicas de las nanoparticulas utilizadas en el fluido de inyeccion
de baja salinidad.

Mecanismos de recuperacion mejorada.
Bloqueo selectivo de poros.

El mecanismo de accion de las nanoparticulas se fundamenta en tres efectos principales
que complementan los beneficios de la baja salinidad. En primer lugar, actian como
agentes de bloqueo selectivo, obstruyendo preferencialmente los poros ya invadidos por
agua y forzando la redistribucion del flujo hacia zonas no barridas que contienen petroleo
residual. Este fendmeno mejora significativamente la eficiencia de barrido volumétrico
del yacimiento, reduciendo la formacidon de canales preferenciales y optimizando el

contacto entre el fluido desplazante y el petroleo remanente.
Modificacion sinérgica de la mojabilidad.

El segundo mecanismo involucra la modificacion adicional de la mojabilidad de la roca,
generando un efecto sinérgico con la baja salinidad del agua inyectada. Las nanoparticulas
promueven una alteracién mas pronunciada hacia condiciones hidrofilicas, facilitando el
desplazamiento del petroleo adherido a las superficies porosas y mejorando la eficiencia
de desplazamiento microscopico. Simultaneamente, contribuyen a la reduccion de la
tension interfacial entre las fases petroleo-agua, disminuyendo las fuerzas capilares que

retienen el crudo en los poros de menor tamao.
Efecto de las nanoparticulas en la modificacion de la tension interfacial.

Estudios experimentales demostraron que el uso de agua con menos sal redujo la tension
interfacial (IFT) entre el agua y el petroleo de 28,2 a aproximadamente 21,1 mN/m?. La
IFT también fue menor con menos sal que con mas (Salmuera 1). El hecho de que la sal
tuviera una o dos cargas no alterd significativamente la IFT. Al reducirse la IFT entre el

petréleo y el agua, se puede extraer mas petroleo del subsuelo (Ebrahim et al., 2019).
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Control de movilidad del sistema.

El tercer efecto se relaciona con el control de movilidad del sistema, donde las
nanoparticulas modifican las curvas de permeabilidad relativa de la fase acuosa en las
zonas previamente invadidas. Esta alteracion reduce la permeabilidad efectiva del agua
en los canales de alta permeabilidad, promoviendo una redistribuciéon mas uniforme del
flujo inyectado y mejorando la estabilidad del frente de desplazamiento en el yacimiento

heterogéneo del campo Shushufindi.
Implementacion computacional en CMG-IMEX.

La implementacién computacional de este escenario requiere el uso del médulo IMEX de
CMG, que permite el modelamiento composicional con reacciones de desplazamiento no
miscibles y fendmenos de transporte mas simples en comparacion con el médulo GEM.
A diferencia de los escenarios mas complejos que utilizan GEM, el modulo IMEX se
enfoca en modelar la inyeccion de agua y los procesos de recuperacion primaria y
secundaria de una manera eficiente, facilitando la simulacion de los fluidos en el medio
poroso, pero sin la incorporacion directa de los mecanismos de adsorcion y retardo de
nanoparticulas. Aunque el IMEX no permite una simulacion tan detallada como el GEM
en cuanto a interacciones quimicas complejas entre los componentes del sistema agua-
petréleo-roca-nanoparticulas, sigue siendo efectivo para simular la dindmica de inyeccion
de agua y sus efectos sobre la movilidad del petrdleo en yacimientos, como lo evidencia

la aplicacion de la inyeccion de agua de baja salinidad combinada con nanoparticulas.
Parametros de transporte y adsorcion.

Los pardmetros de transporte de nanoparticulas incluyen la definicion de isotermas de
adsorcion en la matriz rocosa, factores de retardo por interaccion con la superficie porosa,
y coeficientes de dispersidon que caracterizan su movimiento a través del medio
heterogéneo. Estas propiedades se correlacionan con las caracteristicas petrofisicas del
yacimiento, considerando la variabilidad espacial de porosidad y permeabilidad en cada

bloque de la malla de simulacion.

Analisis de resultados y efectividad.

Los resultados obtenidos en este escenario demuestran la efectividad superior de la
tecnologia combinada, alcanzando un factor de recuperacion del 10.5% comparado con

el 15% del caso convencional y el 20% del escenario LSWF. La produccion
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acumulada de petréleo asciende a 4.4 MMSTB, representando un incremento de 5.9
MMSTB respecto al método convencional y 8.4 MMSTB adicionales comparado con la
inyeccion de agua de baja salinidad inicamente. Este comportamiento confirma el efecto
sinérgico entre ambas tecnologias, donde la combinacidon genera beneficios superiores a

la suma individual de cada método.
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4 ANALISIS DE RESULTADOS

4.1.1 Tasa de petroleo en funcion a los tres escenarios.

En el andlisis de los resultados obtenidos mediante la simulacion de inyeccion de agua en
el campo Shushufindi, se compararon tres escenarios clave que incluyen la inyeccion de
agua de baja salinidad. El primer escenario consisti6 en la inyeccion de agua
convencional, en el segundo escenario se realizé una inyeccion de baja salinidad (LSWF),
mientras que el tercero involucr6 una combinacion de agua de baja salinidad con
nanoparticulas (LSWF+NP).

En el primer escenario se observa un comportamiento declinante con una tasa de 200
STB/dia.

En la gréfica del escenario LSWF, la tasa de produccion de petrdleo muestra un aumento
gradual y sostenido, alcanzando un nivel estable al principio del periodo de simulacion.
La declinacién de la produccion es mas gradual que en el escenario convencional debido
a la eficiencia mejorada en el desplazamiento del petroleo. Al final del periodo de
simulacién, la tasa de produccion es de aproximadamente 600 STB/dia. Este
comportamiento refleja como la inyeccion de agua de baja salinidad mejora la eficiencia
del barrido y la movilizacion del petrdleo residual.

En el escenario LSWF+NP, los resultados son ain mas prometedores. La tasa de
produccion se mantiene mas estable durante todo el periodo de simulacion, alcanzando
800 STB/dia al final, lo que representa un incremento del 33.3% en comparacion con el
escenario convencional. Este resultado se atribuye a la sinergia entre el agua de baja
salinidad y las nanoparticulas, que no solo favorecen la eficiencia del desplazamiento
microscopico, sino que también optimizan el barrido volumétrico al modificar las
caracteristicas de permeabilidad en los poros ya invadidos por agua. La combinacion de
ambos métodos ayuda a reducir la canalizacion del agua, distribuyéndola de manera mas
uniforme y alcanzando zonas del yacimiento con petroleo residual no barrido, lo que
mejora el perfil de barrido en los patrones tipicos de los yacimientos de petroleo pesado
en la cuenca Oriente de Ecuador.

Es relevante aclarar que la simulacion comienza en cero debido a que el modelo no cuenta
con datos historicos previos a la intervencion de inyeccion de fluidos. En este sentido, el
yacimiento parte de un estado idealizado, sin produccion antes de la intervencion. Este

punto de inicio refleja la fase de "historia base" del yacimiento, donde se evidencia la
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ausencia de intervenciones. De esta manera, la simulacién parte con una produccion de
cero barriles de petrdleo, lo que permite observar como las diferentes tecnologias de
recobro (agua de baja salinidad y luego agua con nanoparticulas) impactan la eficiencia

en la movilizacion y barrido del petréleo residual a medida que se implementan.
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Figura 39 Tasa de produccion de petroleo considerando la inyeccion de agua de baja
salinidad con inyeccion de nanoparticula Adaptado de CMGBuilderTesis001.sr3
(2023), CMG Simulation

Fuente: CMG, 2025.
A continuacion, se comparan los tres escenarios de produccion de petroleo utilizando
inyeccion de agua. El primer escenario muestra los resultados de la inyeccion de agua
convencional, donde se puede evidenciar que se obtiene una produccion 200 barriles por
dia, y se mantiene constantes desde el afio 2033 a 2035, siendo un valor no favorable ya
que lo que buscamos es incrementar la produccion por encima del nivel estandar de un
pozo de buena produccion, este se considera optimo cuando la produccion es superior a
los 550 barriles por dia, mientras que para la inyeccion de agua de baja salinidad muestra
un incremento constante desde el afio 2031 en la produccion, alcanzando los 600 barriles
por dia hacia 2035. En el tercer escenario, se emplea una inyeccion de agua de baja
salinidad con nanoparticulas, la produccion aumenta mas rapidamente, estabilizandose en
800 barriles por dia hacia 2035, lo que representa un incremento de aproximadamente un
33.3% en la produccion. La introduccion de nanoparticulas optimiza la recuperacion del
petroleo al mejorar la interaccion entre el agua y el petroleo, permitiendo una mayor
eficiencia en el desplazamiento del fluido. Estos resultados sugieren que la

implementacion de esta tecnologia puede ser clave para aumentar la rentabilidad en
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campos petroleros maduros.

Los resultados obtenidos de la simulacion de produccion de petroleo mediante la
inyeccion de agua convencional, la inyeccién de agua de baja salinidad (SLWF) y la
inyeccion de agua de baja salinidad con nanoparticulas (SLWF+NP), evidencian

diferencias técnicas significativas en cuanto a la eficiencia de recuperacion.

En el escenario con inyeccion de agua de baja salinidad mas nanoparticulas, representado
por la linea verde continua, se observa una mejora sustancial en la tasa de produccion.
Esta curva presenta una pendiente inicial mas pronunciada, lo que indica que durante los
primeros afios se logra un incremento mas rapido de la produccion diaria. Esta aceleracion
en la recuperacion estd relacionada con los efectos de las nanoparticulas, que actuan
modificando la mojabilidad, reduciendo la tension interfacial y facilitando el
desplazamiento del petroleo atrapado. Como resultado, la produccion diaria alcanza 800
bbl/dia en el afio 2031, manteniéndose estable hasta el final del periodo simulado.

Por su parte, el escenario con solo SLWF, representado por la linea verde discontinua,
también muestra un crecimiento progresivo de la tasa de produccion, alcanzando un
maximo de 600 bbl/dia, donde permanece estable a partir del mismo punto. Sin embargo,
su pendiente es menos pronunciada que la del caso con nanoparticulas, lo que evidencia
una menor eficiencia en el desplazamiento del crudo, aunque claramente superior al caso
convencional.

La curva azul punteada representa el escenario base de inyeccion de agua convencional,
en el cual se observa el menor rendimiento. La tasa de produccion apenas alcanza los 200
bbl/dia, con una pendiente suave y estable. Este comportamiento es tipico de mecanismos
de desplazamiento sin modificacion de las propiedades interfaciales, lo que limita el
contacto eficiente entre el agua inyectada y el crudo, y genera canalizaciones prematuras.
A pesar de la mejora sustancial observada con la inclusion de nanoparticulas, se aprecia
una convergencia relativa entre las curvas de SLWF y SLWF+NP a partir del afio 2032,
ya que ambas se estabilizan en valores constantes sin mayor incremento. Esta
convergencia indica que el impacto positivo de las nanoparticulas es méas significativo en
etapas tempranas, mientras que su efecto tiende a estabilizarse conforme el yacimiento se
acerca a su etapa de agotamiento. Entre las causas probables de este fendmeno se incluyen
la disminucién del gradiente de presion, el agotamiento progresivo de zonas de mayor
permeabilidad, y el limite fisico de accion de las nanoparticulas sobre los mecanismos de

flujo en el medio poroso.
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4.1.2 Produccion acumulada de petroleo en funcion del tiempo.
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Figura 40 Tasa de produccion acumulada de petroleo. Adaptado de
CMGBuilderTesis001.sr3 (2023), CMG Simulation.

Fuente: CMG, 2025.

La figura 40 ilustra la produccién acumulada de petréleo (Cumulative Oil SC) durante el
periodo de simulacion, de 2025 a 2035, en el contexto de la inyeccion de agua de baja

salinidad con nanoparticulas.

El gréfico inicia en cero debido a que la simulacién parte de un modelo idealizado, sin
datos historicos previos del campo. La ausencia de informacién sobre intervenciones
pasadas, tales como reacondicionamientos o estimulaciones de pozos, nos obliga a
suponer un comienzo desde una produccion nula. Esta suposicion, aunque limita la
precision en cuanto a los datos reales del campo, ofrece una vision clara de como se
comportaria el sistema bajo condiciones iniciales sin influencias externas. La pendiente
de la curva, que muestra un incremento constante en la produccion acumulada, refleja un
proceso de recobro eficiente. Estd pendiente lineal y suave indica que la inyeccion de
agua de baja salinidad con nanoparticulas esta funcionando correctamente, permitiendo

un desplazamiento continuo y estable del petréleo hacia los pozos productores. La
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ausencia de fluctuaciones significativas en la curva sugiere que el fluido inyectado esta
manteniendo la presion en el yacimiento de manera constante, favoreciendo la extraccion
continua de crudo sin interrupciones, lo cual es esencial para optimizar el rendimiento a

largo plazo del campo.

El comportamiento observado, con un aumento progresivo y sostenido en la produccion
de petroleo, resalta la efectividad del sistema de inyeccidon con nanoparticulas, que, al
combinarse con el agua de baja salinidad, mejora la movilidad del petréleo y reduce la
adsorcion de productos quimicos en el medio poroso. Este mecanismo no solo optimiza
el desplazamiento del crudo, sino que también incrementa el factor de recobro, lo que
posiciona esta estrategia como una opcion altamente eficiente frente a métodos

tradicionales de recobro.

En resumen, el grafico comienza en 0 debido a la simulacion idealizada del campo sin
datos historicos. La pendiente constante de la curva refleja la eficacia de la inyeccion de
agua con nanoparticulas, demostrando un proceso de recobro estable y eficiente que no
solo mantiene la produccion, sino que optimiza el desplazamiento del petroleo hacia los

pozos productores.

4.1.3 Oil recovery factor en funcion del tiempo.

La gréfica presentada, que muestra la evolucion del factor de recuperacion de petréleo
(Oil Recovery Factor) en el campo Shushufindi, revela un comportamiento constante y
progresivo de recuperacion entre 2026 y 2035. Este incremento continuo, con una curva
lineal y suave, es indicativo de un proceso de recuperacion eficiente y sostenido a lo largo
del tiempo, lo cual es caracteristico de las técnicas de recuperaciéon mejorada como la

inyeccion de agua de baja salinidad, una tecnologia que busca optimizar la extraccion de
petroleo residual.

El factor de recuperacion incrementa de manera estable, sugiriendo que la inyeccion de
agua de baja salinidad (LSWF) ha logrado mantener un desplazamiento eficiente del
petroleo, modificando favorablemente la mojabilidad de la roca y reduciendo la tension
interfacial entre el petréleo y el agua. Estas alteraciones facilitan el desplazamiento del
crudo, especialmente en yacimientos maduros donde las reservas de petroleo ya han

alcanzado niveles bajos de saturacion movil.

A través de esta simulacion, se observa que el escenario de inyeccion de agua de baja

salinidad ha permitido extender la vida productiva del campo, a diferencia de los métodos
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convencionales que usualmente muestran una declinaciéon mas pronunciada en el factor
de recuperacion con el tiempo. La mejor distribucion de la inyeccion y la utilizacion de
tecnologias como las nanoparticulas para mejorar la movilidad del crudo han logrado un
efecto sinérgico, donde el aumento en la eficiencia de desplazamiento es sostenible a

largo plazo, sin grandes fluctuaciones.
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Figura 41 Oil recovery factor de la inyeccion de agua a baja salinidad con
nanoparticula disefiada. Adaptado de CMGBuilderTesis001.sr3 (2023), CMG
Simulation.

Fuente: CMG, 2025.

4.1.4 Water saturation.
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Figura 42 Water saturation de la inyeccion de agua a baja salinidad
con nanoparticula diseriada. Adaptado de CMGBuilderTesis001.sr3
(2023), CMG Simulation.
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Fuente: CMG, 2025.

En el escenario de simulacion presentado, se observa un mapa de saturacion de agua del
campo Shushufindi con fecha de corte febrero 8, 2035. En este, la distribucion de la
saturacion del agua en el yacimiento se muestra de forma homogénea, con valores que
rondan el 28% de saturacion en la mayoria de los bloques. Este patrén sugiere que la
inyeccion de agua ha alcanzado una distribucion bastante eficiente a través del reservorio,
lo que es indicativo de una operacion que ha logrado movilizar el fluido hacia las zonas

productoras de petroleo.

Los pozos productores, como Well-3 (SSF-3) y Well-2 (SSF-2), se encuentran
estratégicamente ubicados en el modelo, mostrando cémo el petrdleo residual ha sido
desplazado hacia ellos. A su vez, el pozo Well-5 (SSF-195), ubicado en una posicion
clave como inyector, esta inyectando agua que avanza progresivamente en direccion a los
pozos productores. Este comportamiento refleja una inyeccion efectiva de agua que esta
permitiendo mantener la presion dentro del yacimiento y mejorar el desplazamiento del

petréleo hacia los pozos de produccion.

A lo largo del modelo, se puede ver que el agua inyectada ha alcanzado una parte
importante del yacimiento, logrando una distribucion homogénea en los bloques cercanos
a los pozos de inyeccion y produccion. No obstante, alin existen areas con una saturacion
de agua algo baja, lo que indica que en ciertos sectores podria beneficiarse de un ajuste
en la distribucion de los pozos o un aumento de la inyeccién para optimizar aun mas el

proceso de desplazamiento del petrdleo.

Este mapa es clave para comprender como la inyeccion de agua de baja salinidad esta
influyendo en la recuperacion del crudo en el campo, permitiendo un desplazamiento mas
eficiente del petrdleo residual. Sin embargo, el analisis sugiere que ciertas areas podrian
mejorarse mediante un ajuste en la estrategia de inyeccion, lo que podria traducirse en un

incremento en la recuperacion y en la eficiencia de barrido de las zonas menos saturadas.

4.1.5 Presion promedio del yacimiento.

A medida que avanzaba la simulacion, se pudo observar el comportamiento de la presion
promedio de hidrocarburos en todo el campo Shushufindi. La grafica muestra un aumento
gradual y constante en la presion, un comportamiento que es tipico cuando se implementa

un proceso de inyeccion de agua efectivo en un yacimiento maduro. Desde el inicio de la
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simulacion en 2025 hasta su proyeccion en 2035, la presion aumentd de manera
controlada, lo que refleja la eficacia de la inyeccion de agua en mantener la presion del

yacimiento a lo largo del tiempo.

Este aumento progresivo de la presion es una clara sefial de que la estrategia de inyeccion
de agua esta funcionando correctamente. A través de este método, se ha logrado
contrarrestar la declinacion natural de la presion en el reservorio, un problema comun en
los yacimientos maduros. El agua inyectada estd ayudando a mantener la presion, lo que
favorece el desplazamiento del petroleo hacia los pozos productores y mejora la
recuperacion del crudo.
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Figura 43 Presion promedio del yacimiento con inyeccion de agua a baja salinidad
con nanoparticulas disefiada. Adaptado de CMGBuilderTesis001.sr3 (2023), CMG
Simulation.

Fuente: CMG, 2025.

La presion promedio del yacimiento es un indicador clave de la energia disponible para
sostener la produccion. En ausencia de inyeccion (escenario base), la presion cae
progresivamente desde los 4000 psi iniciales hasta estabilizarse alrededor de los 2600 psi.
Esta pérdida significativa de presion es una causa directa del bajo rendimiento productivo

del pozo en este escenario.

Con SLWF, la presion promedio se mantiene en mejores condiciones gracias a la inyeccion
continua de agua que contribuye a reponer parcialmente la energia del sistema. La curva
refleja una caida més suave, con una presion final cercana a los 2950 psi. Esta diferencia
es importante, ya que una mejor conservacion de la presion permite mantener una tasa de

produccion mas estable.
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El escenario SLWF + nanoparticulas logra el mejor control de presion, finalizando el
periodo con una presion promedio de aproximadamente 3300 psi. Esto sugiere que la
inyeccion mejorada no solo incrementa el recobro, sino que también contribuye a una
gestion mas eficiente del yacimiento, prolongando su vida productiva y retrasando el
agotamiento energético. El comportamiento de esta curva demuestra una declinacion mas
atenuada, lo que respalda el uso de esta técnica como estrategia de optimizacion de largo

plazo.

Los resultados obtenidos en los tres escenarios simulados muestran que la inyeccion de
agua de baja salinidad (LSWF) y su combinaciéon con nanoparticulas de silice (LSWF+NP)
mejora significativamente el factor de recobro y la estabilidad de la produccion en

comparacion con la inyeccidon de agua convencional.

La simulacion con LSWF+NP alcanz6é un factor de recobro del 18%, superando al
escenario LSWF (13%) y al convencional (10.5%). Este aumento se atribuye a la mejora
en la movilidad del crudo, el cambio de mojabilidad de la roca hacia condiciones mas
favorables para el flujo, y la reduccion de la tension interfacial. Estos hallazgos coinciden
con los reportados por Gao et al. (2013), quienes observaron mejoras similares mediante el

uso de nanoparticulas de silice.

Estos resultados también son coherentes con estudios realizados en el campo Palo Azul
(Yagual & Alava, 2024), donde la inyeccion de agua de baja salinidad sin nanoparticulas
logré mejorar el recobro en crudos pesados. La inclusion de nanoparticulas refuerza y

amplifica estos efectos.
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S CAPITULO V: CONCLUSIONES Y
RECOMENDACIONES

5.1 CONCLUSIONES.

La simulacion del comportamiento de la inyeccion de agua de baja salinidad
combinada con nanoparticulas en los pozos del campo Shushufindi revel6 una
mejora significativa en la recuperacion de petrdleo, alcanzando un factor de
recobro del 18%, lo que supera el 10.5% del método convencional. Este resultado
indica que la combinacion de las nanoparticulas con el agua de baja salinidad
optimiza el desplazamiento del crudo y mejora la eficiencia general del proceso
de recuperacion.

El uso combinado de SLWF con nanoparticulas permitié alcanzar un factor de
recobro final del 18%, lo cual representa una mejora relativa del 71.4% con
respecto al escenario base (10.5%). En términos absolutos, esto se traduce en una
recuperacion adicional de aproximadamente 1.5 millones de barriles de petroleo,
evidenciando el potencial técnico de esta tecnologia para incrementar la eficiencia
de extraccion en yacimientos maduros.

La simulacion identificd que la concentracion 6ptima de nanoparticulas de silice
se encuentra en 500 ppm con un tamafio de 20 nm, lo que permitié maximizar la
eficiencia de la inyeccién de agua en el reservorio heterogéneo del campo
Shushufindi. Esta concentracion ha mostrado una efectividad superior en la
mejora del desplazamiento de petroleo al modificar favorablemente la
mojabilidad de las rocas y facilitar el movimiento del petrdleo residual en las
zonas invadidas por agua.

En términos operacionales, la implementacion de la inyeccion de agua de baja
salinidad con nanoparticulas también presentd ventajas econdomicas, al reducir el
corte de agua del 89% en el escenario convencional a un 82% en el escenario

combinado. Esto no solo mejora la eficiencia del barrido, sino que también
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disminuye los costos de manejo de agua producida, lo que resulta en una
optimizacion operativa significativa.

La produccion de petréleo mostré una mayor estabilidad en el escenario
SLWEF+NP, con una tasa de produccion final de 800 STB/dia, lo que representa un
incremento del 33% en comparacion con los 600 STB/dia del escenario
convencional. Este comportamiento muestra que la combinacion de tecnologias no
solo mejora la eficiencia en el desplazamiento del crudo, sino que también
contribuye a la extension de la vida productiva del yacimiento, una caracteristica
valiosa para los campos maduros.

El modelo numérico utilizado parte de un escenario idealizado sin datos historicos
de produccién previos, lo cual limita la validacion directa con condiciones reales
del pozo.

No se consideraron interacciones geoquimicas complejas entre las nanoparticulas y
la matriz rocosa, debido a las limitaciones del médulo IMEX de CMG.

La concentracion 6ptima de nanoparticulas fue definida en funcion de simulaciones
y no de pruebas de laboratorio reales, lo que puede diferir de los resultados en

campo.

5.2 RECOMENDACIONES.

Los resultados sugieren que la combinacion de inyeccion de agua de baja salinidad
con nanoparticulas tiene un gran potencial para optimizar la recuperacion de
petroleo en yacimientos maduros como el de Shushufindi. La produccion estable y
el incremento del factor de recobro demuestran la viabilidad de aplicar estas
técnicas en otras areas del campo.

Se recomienda realizar estudios experimentales complementarios, especialmente
pruebas de desplazamiento en ntcleos representativos del campo, para validar los
resultados de la simulacion. Ademads, implementar un programa piloto en el campo
que comience con agua de baja salinidad convencional, seguido por la
incorporacion gradual de nanoparticulas, permitird evaluar el rendimiento de la
tecnologia en condiciones reales.

Desarrollar un sistema de monitoreo avanzado con sensores de fibra Optica para

mediciones continuas de los fluidos, presiones y andlisis geoquimicos. Esto
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facilitara ajustes oportunos en la estrategia de inyeccion y maximizara la eficiencia
de barrido.

Ampliar la tecnologia combinada a otros pozos con caracteristicas similares en el
campo Shushufindi. Es fundamental desarrollar un modelo econémico detallado
para evaluar los costos de implementacion y garantizar la viabilidad econdmica a
largo plazo.

Incorporar datos historicos de produccion y presion del campo Shushufindi para
complementar y validar los resultados obtenidos mediante simulaciones numéricas.
Esto ajustard y mejorara los modelos de simulacion, permitiendo predicciones mas
representativas de las condiciones reales del yacimiento.

Desarrollar capacidades técnicas locales y capacitar al personal técnico en el
manejo de tecnologias avanzadas como las nanoparticulas. La formacién en
procedimientos de inyeccion especializados y el manejo seguro de estas tecnologias

son fundamentales para garantizar el éxito de su implementacion en el campo.
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ANEXOS
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ANEXO A. Representacion de la topografia de la malla de simulacion de yacimientos,
mostrando la distribucion de los pozos. Este grdfico es un apartado del software CMG
Simulation.

Grid Top () 2025-02-08
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ANEXO B.-Representacion grafica de la presion promedio del campo de hidrocarburos en el
sistema de pozo SCTR a lo largo del tiempo. Esta figura corresponde a un andlisis de simulacion
realizado  mediante CMG  Simulation, especificamente  utilizando el  modelo
CMGBuilerTESI0001 .sr3.
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ANEXO C.-Simulacion de la tasa de inyeccion de polimero en todo el campo, mostrando su
comportamiento desde 2026 hasta 2029. El grdfico es parte de la simulacion generada en CMG
Simulation.
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ANEXO D.-Evolucion del Water Oil Ratio en todo el campo segun la simulacion de CMG

Simulation.
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ANEXO E Distribucion de la presion en el modelo de yacimiento simulado utilizando CMG
Simulation, mostrando los pozos numerados y sus respectivos valores de presion. Esta

visualizacion corresponde a la simulacion realizada el 8 de noviembre de 2025, en el plano K
del yacimiento.

CMGBUIilderTESIS001.513

Pressure (psi) 2025-Nov-08 KPlane: 10f 10

Jwel-2]

Well-] 114097

110000

1050.00

858.76

al ActualScale: 1:0

Y/ 10

Axis Unifs: ft

Total Blocks: 17.480
Active Blocks: 17.480

--------
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ANEXO F.-Mapa de permeabilidad simulada del yacimiento en el modelo CMG, mostrando la
distribucion de la permeabilidad en milidarcies (md) a lo largo de una capa especifica del
yacimiento, con la ubicacion de los pozos numerados (Pozo 1, Pozo 2, Pozo 3, Pozo 4 y Pozo
5) marcados en el plano.

CMGBUIilderTESIS001.513
Permeability | (md) 2020-Nov-08 K Plane: 10f 10
T e T 7500000
|:;|: T 7000.000
T Weld 6500000
T T 6000000
" - ! 583,130
S iorassel Iosonseness S ERENREERRE
Well-3 FHEFE : Well-2
: : Actual Scale: 10
YX 1
Axis Unis

Total Blocks: 17.480
Active Blocks: 17.480
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ANEXO G.-Evolucion de la presion en el fondo del pozo (BHP) para el pozo Well-1, segun la
simulacion realizada en CMG. Se muestra un aumento gradual de la presion desde 2026 hasta

2035.
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ANEXO H.-Evolucion del Gas Oil Ratio SC del pozo Well-1 a lo largo del tiempo, simulada

utilizando CMG.
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ANEXO I.-Resumen de los pasos de tiempo de la simulacion de inyeccion y produccion, que
muestra los valores de produccion total, inyeccion y otros parametros asociados con la
simulacion de yacimiento en CMG.

[MEX TIME STEP SUMMARY

Ting Step Timg Total Production Total Injection Total Max, Max, Change

WMt -
17 5456 053,55 2025:04:03 60,0000 77,0813 128.5 300,000 600,0000 %487 .03p 070w 314
1§ 2733 156,27 2025:04:05 600,0000 7707350 128, 3000,000 600,0000 950.2 .03p 036w 1,33
19 2,737 059,00 2025:04:08 600,000 7706589 128.4 3000,000 60,0000 91,7 .03p -.0370 L57
2w 3,703 162,70 2025:04:12 600,0000 77,0562 1284 3000,000 600,0000 9538 .02p -.04% 213

[MEX TIMNE STEP SUMNARY

Tine dtep Tine Total Froduction Total Injection Total Kax, Max, Change
WMt --eeeeeeee-

C (il Gas  Water Toly- COR. Wat, Gas  Water  Poly- Avg. bal. Satur, Pres,

S T mer  SCF/ Cut mer  Pres, err, DRUAX DRMAX

No. DeysITTDays ypmmdd STB/D MCE/D STB/D IR 518 % MCE/D ST8/D  IB/D psia & paiz

2L 3704 166,39 2025:04:15 600,0000 77,0465 1284 300,000 600,000 %358 .0Zp -.0450 2,14
22 3,703 170,09 2025:04:19 60,0000 77.037% 128.4 3000.000 €00,0000 957.9 .02p -.0460 2.14
23 7,399 077,43 2025:04:26 600,000 77,02272 1284 300,000 600,000 %62.0 .02p -.08T0 4,27
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ANEXO J.-Resultados de simulacion de produccion. Avance de parametros clave como aceite,
gas, agua y polimero a lo largo del tiempo, incluyendo GOR, tasas de flujo y presion de fondo

de pozo.

C 0il Gas  Water  Poly- GOR, Wat,
Size U mer  SCE/ Cut
Wo. Days IT T Deys yymmidd S5TB/0  MCE/D  STB/D  IB/D 318 %
241w 31,02 0 3340 2034:04:08 600,0000 7e,51245 2335,517 9992e-10 127.5 79,56
42w 30,0 2 0 3376 2034:05:08 00,0000 Te,51162 2340,398 1215e-09 127.5 79,58
243w 31,02 0 3407 2034:06:08 00,0000 7e,51080 2345,117 1484e-09 127.5 79.63
244w 30,0 2 0 3437 2034:07:08 00,0000 Te,51000 2349,344 1795e-09 127.5 T79.66
245w 31,03 0 3468 2034:03:08 00,0000 Te,50921 2353.662 2180e-09 127.5 79,68
0
0
0

26w 31,0 2 0 3499 2034:09:08 600.0000 76.50842 2338.003 2€39e-09 127.5 79.72
247w 30,0 2 0 3529 2034:10:08 600.0000 76.3076€ 2362254 3164e-09 127.5 79.75
243w 31,0 2 0 3560 2034:11:08 600.0000 76.50650 2366,600 3803e-09 127.5 79.77
24% 30,0 2 0 3590 2034:12:08 600.0000 76.50616 2370.265 4541e-09 127.5 79.80
250w 31,0 2 0 3621 2035:01:08 600.0000 76.50542 2373704 5433e-09 127.5 79.82
25lw 31,0 2 0 3652 2035:02:08 600.0000 76.50468 2376,935 6486e-09 127.5 79.85

SMMMARY (from subroutine: TSIO)
Simolation run terminated, Stopping time reached.

( Warning messages, 0 Error messages.

Water  Poly-
IEr

Avg. Dal. Satur. Pres,

Pres, err. DIMAX DEMAX

STR/D 18/D psia

3000,000 600,0000 2005 ,01p -.0770
0lp -.0750
0lp -.079%
0lp -.0800
Qlp J08Tw
0lp -.0800
0lp -.06lo
0lp -.0630
3000,000 600,0000 2006 ,0lp -.0670

3000,000 6000000
3000,000 6000000
3000,000 6000000
3000,000 6000000
3000,000 6000000
3000,000 6000000
3000,000 6000000

§

psia

2003
2006
2006
2006
2006
2006
2006

3000,000 €00.0000 2006 .0lp -.0760
3000,000 €00.0000 2006 e-3p -.0830

238

204
203
233
258
233
173
170

210

241
268
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ANEXO K.-Datos de los volumenes de hidrocarburos y polimeros en el yacimiento simulados
mediante CMG. Se presentan las cantidades totales de aceite, agua, gas y polimero en el
yacimiento, asi como el tiempo (t) en unidades correspondientes.

i | em ‘Units ‘Value
I |Tofdolinplce ST ).11268E+(8
Totalwaterinplace ST ) 23005408
Totalgasinplace  SCF ) S0591E+10
Total poymerin place LA 0 0000
| LB ) §2550E-08

oy | =l | e | e
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