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“EVALUACION DE LA INYECCION DE POLIMEROS PARA
INCREMENTAR LA PRODUCCION DEL POZO MARIANN-53
DEL CAMPO SHUSHUFINDI”
Autor: Del Pezo Figueroa Malena

Tutor: Gutiérrez Hinestroza Mallerlis
RESUMEN

El presente trabajo tiene como objetivo en la nueva implementacion de
métodos de recuperacion mejorada (EOR en la técnica de inyeccion de
polimeros como una solucion para el aumento de produccion del petroleo
en el pozo Mariann-53, que se encuentra ubicado en el campo Shushufindi.
En la cual presenta informacion como caracteristicas del pozo y datos
relevantes que seran de ayuda para la aplicacion de esta técnica para el
recobro del crudo, considerando la disminucion natural de la presion y

produccion con el paso de los ultimos arios.

Se evaluaron tres escenarios para el aumento del petroleo como la
produccion primaria, inyeccion de agua y la inyeccion de polimeros en dos
tipos HPAM y AN125VHM a diferentes concentraciones y caudales. Los
resultados se presentaron con la ayuda del simulador CMG demostrando
que el HPAM a 1500 ppm y ANI25VHM a 1000 ppm, proporcionan un
incremento notable para el factor de recobro de petrdleo, con una mejora

en la eficiencia de barrido y la movilidad de los fluidos agua-petroleo

La investigacion ayuda como precedentes para el desarrollo de nuevos
proyectos para los métodos de recuperacion mediante la inyeccion de los

polimeros para los campos maduros del pais.

PALABRAS CLAVE: EOR, Pozo, Produccion, Polimeros, Simulacion.
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“EVALUATION OF POLYMER INJECTION TO INCREASE
PRODUCTION FROM THE MARIANN-53WELL IN THE
SHUSHUFINDI FIELD”
Autor: Del Pezo Figueroa Malena

Tutor: Gutiérrez Hinestroza Marllelis
ABSTRACT

The objective of this study is to implement enhanced oil recovery (EOR)
methods using polymer injection to increase oil production in the Mariann-
53 well, located in the Shushufindi field. It presents information such as well
characteristics and relevant data that support the application of this
technique for crude oil recovery, considering the natural decline in pressure

and production over the last few years.

Three oil recovery scenarios were evaluated: primary production, water
injection, and polymer injection using two types of polymers, HPAM and
ANI25VHM, at different concentrations and flow rates. The results were
presentd with the help of the CMG simulator, demonstrating that HPAM at
1500 ppm and AN125VHM at 1000 ppm provide a notable increase in the
oil recovery factor, with an improvement in sweep efficiency and the mobility

of water-oil fluids.

The research serves as a precedent for the development of new projects for

recovery methods using polymer injection for the country’s mature fields.

KEY WORDS o EOR, Well, Production, Polymer, Simulation
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CAPITULO I: INTRODUCCION

Con el paso de los afios, la industria petrolera ha presentados desafios en la continuidad
de la extraccion de hidrocarburos, debido al agotamiento natural de sus reservas o la
disminucion en la eficiencia de los métodos convencionales de produccion, tales como
las técnicas de levantamiento artificial. Ante esta situacion, se ha desarrollado un nuevo
enfoque en la implementacion de nuevas técnicas como es la recuperacion mejorada
(EOR) para maximizar la recuperacion del crudo en los yacimientos. De acuerdo con la
informacion de la EIA (Administracion de Energia de Estados Unidos, en inglés) la
aplicacion de estos nuevos procedimientos en las reservas disponibles ha incrementado
considerablemente su produccion con el tiempo, esto sugiere un potencial significativo
para los nuevos campos descubiertos que aun no han sido implementados este tipo de

método para el aumento de los hidrocarburos. (Guevara, 2022)

Unos de los procedimientos de EOR a definir es la inyeccion de polimeros en los pozos,
que consiste en mejorar la eficiencia del barrido para desplazar el crudo del yacimiento
para el aumento de la produccién. Este tipo de técnica a demostrado ser efectiva en
campos maduros, logrando un incremento en el factor de recobro del petréleo entre un
10% y 20% que parece ser poco, no obstante, para la industria del oro negro representa
un aumento significativo para la tasa de recuperacion y produccion. Los resultados que
se presentaron son demostraciones que dardn acceso a estos nuevos métodos para los
pozos que no han sido explorados o explotados debido a que no son viables

comercialmente. (Guevara, 2022)

Un claro ejemplo para la aplicacion de inyeccion de polimeros lo redacta (Andrés
Legarreta, 2022) quien sefiala que en el area de Cafiadon Leon cuenta con un importante
desarrollo de reservorios que corresponden a Cafiadon Seco y Caleta Olivia, lo cual
cuenta con las caracteristicas geologicas y condiciones dinamicas que han evidenciado
una baja eficiencia de barrido por la inyeccion de agua, y a su vez han presentado ciertos
requisitos para la inyeccion de polimeros, por ende, esta metodologia implementada en
el “Bloque B” en mayo del 2022. No obstante, se lograron identificar ciertas
incertidumbres como la conectividad y extensiones laterales de los reservorios
conectados, ademas de una distribucion de la saturacion remanente de petroleo, dado el
caso que demuestre resultados positivos, se extendera el proyecto a mas de 10 pozos

nuevos dentro del area.



Para la industria petrolera del pais segin la Asociacion de la Industria de los
Hidrocarburos, en las décadas de 1960 la produccion de petréleo y gas en sus nuevos
campos representaron con un porcentaje de 50% y 60% de su produccion total, donde
este porcentaje se fue reduciendo entre un 12% y 15% en la actualidad, pero incluso esté
se ha ido reduciendo en un aproximado de 7% y 10% en un “futuro cercano”. (Guevara,

2022)

Para el caso de Ecuador, una de las soluciones que han realizado para el aumento de la
produccion del crudo ha sido la implementacion de sistemas de levantamiento artificial,
siendo este el Bombeo Electro-sumergible (BES). Este tipo de soluciones han sido
aplicadas en la region amazodnica, que describe condiciones operativas y geoldgicas que
ayudan en la eficiencia. Un ejemplo es el Campo Sacha, uno de los mas productivos
dentro del pais con un promedio de 75,000 BPPD que equivale a un 86,6% que depende
directamente del sistema BES. Sin embargo, puede presentar ciertas limitaciones
operativas, como fallas en los equipos lo cual puede afectar la continuidad y eficiencia en

el proceso de operacion. (Pesantez Rivadeneira, 2016)

De igual manera, el Campo Auca ha reportado que un 90% de sus pozos operan con el
sistema de Bombeo Electro-sumergible (BES), con técnicas de recuperacion secundaria
mediante el uso de inyeccion de agua, ademas de la incorporacion de nuevas tecnologias
como equipos con motores de imanes permanente y sistemas hibridos BES con cavidad
progresiva, lo que demuestra la preferencia por estos sistemas en los campos con
caracteristicas similares (Carpio, 2021). Paralelamente, el Bombeo Mecanico (BM) es
otra técnica de solucién mads realizadas en los campos, especialmente aquellos campos
antiguos o con una media o baja produccion, a su vez de ser menos costosa en la
instalacion y mantenimiento, no obstante, su efectividad tiene a tener limitaciones en
cierto tiempo, lo que obliga a considerar nuevos métodos mas eficientes como la
implementacién de recuperacion terciaria o mejorada (EOR). Lamentablemente, la
ejecucion de estas nuevas tecnologias para los diferentes pozos que han presentado
disminucion en su produccion, en gran parte puede ser la falta de comprension a estas
nuevas soluciones o falta de asignacion de capital para los proyectos de la industria

petrolera.

Hasta el momento, se desconoce de informacion que confirma sobre la implantacion de
técnicas de recuperacion mejorada basadas en la inyeccion de polimeros en Ecuador,

tanto en sector publico como en el privado. La tnica informacidon que presentan los
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diferentes documentos se refiere a la inyeccion de agua como un método de recuperacion,
aplicadas en ciertos pozos con resultados viables, tanto positivos como negativos. Segin
(Castro, 2024), este método a demostrado resultados en el aumento de la produccioén con
un incremento de recobro del 7% en las areas evaluadas, aunque esto no representa un

impedimento para llevar a cabo la inyeccion de polimeros en los pozos del Pais.

1.1 PROBLEMA DE INVESTIGACION

Con el trascurso del tiempo, la disminucién progresiva en la produccion de petréleo en
los pozos ha sido uno de los inconvenientes que han afectado en la industria petrolera,
como consecuencia de la pérdida de energia natural de los yacimientos durante la
explotacion continua del crudo. Frente a esta problematica, una de las soluciones que se
ha implementado para el aumento del combustible fosil es la recuperacion secundaria,
que consiste en inyectar un fluido externo, ya sea este agua o gas en el yacimiento, a
través de pozos de inyectores que se encuentran ubicados estratégicamente en la
formacién para la comunicacion con los fluidos de los pozos productores, manteniendo
la presion constante y desplazamiento de los hidrocarburos, pero este procedimiento
presentan limitaciones operativas cuando el fluido inyectado, ya no produce cantidades
considerables dentro de los pozos productores, afectando la rentabilidad economica de la

operacion. (Perfoblogger, 2016)

La recuperacion secundaria tiende a ser un procedimiento menos eficiente después de
cierto tiempo, en algunos casos se ha recurrido a replicar varias veces la misma solucién
a diferentes condiciones, con el objetivo de evaluar los resultados efectivos para el
aumento de la produccion, sin embargo, los resultados han demostrado ser pocos
eficientes. Esta situacion ha llevado en buscar nuevos métodos mas avanzados como es
la recuperacion mejorada de petrdleo (EOR), en la cual se centra en la inyeccion de agua
recuperada que normalmente tienen un alto contenido de salmuera, con el fin de aumentar
la movilidad del petréleo que se encuentra atrapado en el yacimiento. Adicionalmente,
los métodos de EOR se inyecta productos quimicos que suelen ser polimeros para la
mejora de la movilidad del fluido, cuya funcion es de aumentar la viscosidad del fluido
optimizando el barrido del petroleo, en alguno de estos tipos también puede incluir

tensioactivos o alcalis. (ProProcess, 2020)

En Ecuador, existen varias problematicas que pueden irse presentando, segun ¢l
(Universo.com, 2021) que expresa un articulo sobre las reservas dentro del Pais en la cual
describe que hidrocarburos podrian agotarse en menos de una década, como consecuencia
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en los resultados del factor de recobro que han ido disminuyendo en comparacion de otros
anos. Aunque entre 2019 y afos posteriores se han registrados sobre resultados muy
satisfactorio hasta 660 millones dependiendo de los afios en que comenzaron, pero en
diciembre del 2020 los datos descendieron segin la informacion exhibidos por la
Coalicion Petrolera. No obstante, segun el analista petrolero Miguel Robalino sostiene
que aun existen reservas econdmicamente viables que existen en la Amazonia. Sin
embargo, uno de los factores que se limita su desarrollo es debido a la falta de inversiones

y, por ende, lo que evita el incremento de la produccién a largo plazo.

Sin embargo, segun ¢l (Comercio, 2022) los datos de produccion que ha registrado el
Banco Central Del Ecuador (BCE) a partir de las fechas de enero a octubre del 2022, se
ha reportado como la segunda produccion mas baja, con un total de 479,156 barriles en
mas de una década. Senalando que el pais se encuentra estancado hace tres afios sin
aumentar los fluidos, en lo cual resalta que el 2020 cay6 en su extraccion debido a una
ruptura en los oleoductos en donde se trasportaban los hidrocarburos desde la Amazonia
hasta los puertos, la principal causa es la erosion regresiva que habia sido registrada en el
rio Coca y sus afluentes, ademas que se han registrado apagones, cortes de energia, robos

de cables, entre otros, donde han inhabilitado el aumento de la produccién en Ecuador.

En el (Comercio, 2022) redacta un claro ejemplo de la problematica de disminucion de
produccion, recalcando una descarga eléctrica que llegod a afectar la linea de trasmision,
en donde el Vergel Jivino 3 que opera en Petroecuador no pudo tomar soluciones
inmediata debido a la falta de los cables del sistema de proteccion a tierra, llegando a
tener como consecuencia en la suspension de la produccidn en 728 pozos petroleros, que
se encuentra ubicados en los campos Sacha, Auca y Bloque 15 llegando a impedir la
extraccion de 55,439 barriles, que luego se logr6 informar que dos dias después se llegd
a recuperar el 95% de la produccion. Al mismo tiempo, el 21 de diciembre del 2022 se
registrd un nuevo inconveniente sobre una falla eléctrica en la central de generacion de
la CELEC del campo Cuyabeno, Bloque 58, ubicados en la provincia de Sucumbios,
donde esta averia se extendid por mas de siete horas afectando a 79 pozos, en el que se

estima se dejo de extraer 3 000 barriles de petrolero durante ese dia.

Asimismo, otro inconveniente que ha afectado en la produccion nacional, segin lo redacta
(Orozco, 2023) es debido a la inestabilidad administrativa y la falta de concrecion de
varios proyectos durante el gobierno de Guillermo Lasso. Una de sus metas propuesta era

el aumento de la produccion de 514,759 barriles diarios antes de terminar el afio, sin
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embargo, entre enero y el 27 de diciembre del 2023, el pais solo extrajo un total de
474,216 barriles, siendo 40 543 barriles diarios menos de lo que se tenia previsto. Esto
demostré que el ingreso esperado era de USD 3,315 millones en proyectos ingresos
petroleros, lo cual llegd a completar USD 1983 millones al finalizar el 2023. Esto
evidencia la mala administracion en Petroecuador, como lo demuestra la sucesiva

renuncia de los nueves gerentes durante un corto periodo.

Incluso, (Orozco, 2023) sefiala que otro factor que afectd negativamente en la produccion
nacional fue el fracaso de las licitaciones que present6 la Petroecuador, estos tenian como
objetivo en el aumento de la produccién, y entre ellas incluia la reactivacion de 1,000
pozos cerrados, que podian aportar unos 15000 barriles diarios de petréleo, la otra
solucion era la busqueda de capturar el gas asociado a la produccion que seria convertida
en energia eléctrica, en lugar de quemarlo en mecheros y, finalmente, la adjudicacion del
desarrollo del Campo Amistad a una empresa privada. Sin embargo, las tres licitaciones
propuestas resultaron fallidas, lo cual evidencia una falta de ejecucion efectiva en los

proyectos propuestos.

Pero, (Alvarado, 2025) redacta otro contexto referente a los derrames de petroleo que
pueden ir apareciendo, el mas reciente fue el 13 marzo del 2025, donde este llego a
contaminar el rio de Esmeraldas, segun los reportes el derrame se origind por la rotura de
una seccion del Sistema de Oleoductos Transecuatoriano (SOTE) durante varias horas,
debido a los deslizamiento de tierra “Producto de la temprana invernal”, segin la
informacion que fue publicada por el ministerio de Energia y Minas (MEM),
consiguiendo que puede ser otro posible factor que disminuye la producciéon de petroleo

en el Pais.

1.2 ANTEDECENTES

A nivel mundial se han realizado varios proyectos relacionados con la recuperacion
mejorada de petrdleo con respecto a la inyeccion de los polimeros, uno de los mas
relevantes es el estudio de (Skjevrak, 2014) que presenta la revision de proyectos en
campos petroleros que incluyeron 72 inyecciones de polimeros, en la que describe que 66
se encuentran en tierra y los otros 6 en costa afuera entre 1964 a 2014, la mayoria de los
proyectos manejaron Poliacramida Hidrolizada (HPAM) que fueron utilizados en 57
campos. El estudio resalta que los polimeros en emulsiones (liquidos) tienen una mayor
tendencia en inducir la reduccion de la inyectividad que los polimeros en polvos. Sin

embargo, se describe que 7 de 17 inundaciones de polimeros que utilizaron emulsiones
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poliméricas que se obtuvo resultados que redujeron severamente la inyectividad. Al
mismo tiempo, se detectaron varios desafios que fueron apareciendo debido a los avances
tempranos del polimero y reflejaron baja productividad, ademas de reportar problemas de
corrosion y la formacion de emulsiones en los sistemas de produccion. A pesar de estos
inconvenientes, el estudio concluye que la mayoria de los proyectos tuvieron éxito para

el aumento de produccion, ya que los casos reportados fueron pocos.

En el pais, aun no se han presentado proyectos de inyeccion de polimeros como una
solucion efectiva para el aumentd de pozos. Sin embargo, se han realizado estudios
preliminares sobre este método, como lo redacta (Castillo, 2013) con su tema “Estudio
para implementar recuperacion mejorada por inyeccion de polimeros en un campo del
Oriente Ecuatoriano”. En este trabajo, se analiza el comportamiento histérico de la
produccion y futuras, mediante el uso de la inyeccion de polimeros considerada una
técnica de recuperacion mejorada para el aumento de la produccion. Ademas, el estudio
aborda los fundamentos tedéricos de dicha técnica, asi como la revision tedrica de la
simulacion matematica y la descripcion de los programas de computacion para su

implementacion.

Por otro lado, (Yela, 2015) con el titulo “El desempefio de dos polimeros, de alto y bajo
peso molecular para minimizar la dispersion y acrecion de cortes de perforacion en la
seccion intermedia de pozos en el campo Shushufindi”, en el cual realiz6 una recopilacion
de datos lo que permitio la construccion de modelos estaticos y dindmicos para optimizar
la tasa de produccioén, a su vez una comparacion de la propiedades de los polimeros de
alto y bajo peso molecular, demostrando que ambos resultados de polimeros tienen

caracteristicas diferentes pero pueden ser utilizados en ciertas propiedades del campo.

(Borbor Moran & Montalvan Recalde, 2021) presentan el proyecto titulado “Estudio de
implementacién de recuperacion mejorada por inyecciéon de polimeros, en el campo
Pacoa — Bloque 17, en la cual se analiza el comportamiento de la curva del factor de
recobro a base de la inyeccion de polimeros. El estudio se basé en un diseno de arreglo
de 5 pozos invertidos, y mediante diversos analisis técnicos; se realizaron varias pruebas,
efectuando tres casos de simulacion diferentes con la inyeccion de polimeros de diferentes
tipos como los polimeros poliacrilamida parcialmente hidrolizada (HPAM), polimeros
AN125VHM vy élcali-surfactante-polimero ASP. Los resultados obtenidos permitieron

identificar el escenario técnico y econdmico mas viable para los pozos.



1.3 HIPOTESIS
Mediante la inyeccion de polimeros tipo HPAM y polimero AN125VHM se incrementara

la produccién de petroleo en el pozo Mariann-53.

1.4 OBJETIVOS
1.4.1 Objetivo General

Evaluar un mejor procedimiento de inyeccion de polimeros para el incremento de

produccion de petréleo en el pozo Mariann-53, en el campo Shushufindi.

1.4.2 Objetivos Especificos

e (aracterizar el pozo Mariann-53 y las propiedades del crudo para una
seleccion adecuada de los polimeros

e Detallar los diferentes procesos con los polimeros HPAM y AN125VHM
referentes a la inyeccion de polimeros.

e Disefar una formulacion de polimeros Optimos para el campo Mariann-53
mediante el simulador CMG.

e Analizar los datos de producciéon del pozo Mariann-53 para evaluar la

efectividad del proceso.

1.5 ALCANCE

Durante la elaboracion de este trabajo se recopilard y analizara la informacion que
sera necesaria para la implementacion, tomando como referencia investigaciones
anteriores, tales como tesis de grado, registros y/o reportes de produccion, en
donde se han aplicado esta técnica de la inyeccion de polimeros, en la cual los

resultados obtenidos seran de ayuda para el desarrollo del presente estudio.

1.6 VARIABLES

1.6.1 Variables Dependientes:
e Aumento de la produccion de los hidrocarburos

e Mgjorar la eficiencia de barrido

1.6.2 Variables Independientes
e Historial de produccion

e Condiciones en que se encuentra el yacimiento



CAPITULO II: MARCO TEORICO

2.1 MECANISMO DE PRODUCCION

A nivel mundial los mecanismos de produccion de petroleo se obtienen de conjuntos de
procedimientos técnicos y operativos, que permiten extraer el petroleo crudo del subsuelo
y llevarlo a la superficie, con diferentes métodos de recuperacion ya sean estos primarios,

secundarios o terciarios con un promedio de recobro del 35%. (Ginozky, 2022)

2.1.1 Recuperacion Primaria

Es la primera etapa de la produccion de los hidrocarburos, en la cual la energia natural
dentro del yacimiento ayuda a desplazar los hidrocarburos hacia el pozo y hacia la
superficie, por medio de drenaje de gas, drenaje por agua o drenaje gravitacional; donde
depende del tipo de petrdleo, las caracteristicas del reservorio, la ubicacion de los pozos

y el porcentaje de petroleo.

Tiene un porcentaje de recuperacion con un promedio de 10 — 15%. No obstante, llega su
limite cuando la presion del yacimiento disminuye y la produccion baja dejando de ser
econdmicos o también es debido a que las proporciones de gas y agua son elevadas. (SLB,

Recuperacion Primaria, 2025)

e A

Figura 1. Recuperacion Primario de los hidrocarburos
Obtenido de: Camara departamental de hidrocarburos y energias en Santa Cruz (CHE-
EPR, 2020)

2.1.2 Recuperacion Secundaria
Es la segunda etapa de produccion de hidrocarburos es implementada cuando la presion

natural del yacimiento disminuye y no es posible de mantener la produccion econémica.



El objetivo principal en el cual consiste en inyectar un fluido externo dentro del
yacimiento ya sean estos agua o gas a través de pozos inyectores ubicados en la roca
donde tienen comunicacion de fluidos con los pozos productores. Tiene como propdsito

mantener la presion dentro del yacimiento y desplazar los hidrocarburos,

Su limite es cuando el fluido inyectado (agua o gas) deja de producir cantidades
considerables de los pozos productores y la produccion deja de ser econémica. Se conoce
que entre la recuperaciéon primaria y recuperacion secundaria en un yacimiento de
petroleo producen alrededor del 15% al 40% del petroleo. ((SLB), Recuperacion
secundaria, 2025)

Proguction Fukis (ON, Gas ana Wasor)
Soparation and Storage Facities

-y R

Injection o=

Figura 2. Proceso de Recuperacion Secundaria
Obtenido de: (Pinczewski, 2002)

2.1.3 Recuperacion Mejorada (EOR)

Es la tercera etapa de produccion se implementa cuando las técnicas de recuperacion
primaria y secundaria ya no son suficientes para mantener la produccion economica. Con
el objetivo de aumentar la cantidad de petréleo que se extrae de los pozos mediante
métodos de induccidn con agua o al mantenimiento de la presion. Sus principales técnicas
de recuperacion se basan en métodos térmicos, inyeccion de gas e inundaciones quimicas,
ademas de que puede aplicarse actualmente a cualquier etapa del desarrollo del
yacimiento para mejorar la eficiencia del desplazamiento mediante una reduccion de las

fuerzas capilares. (SLB, Recuperacion terciaria, 2025)



Injection Well Production Well

Figura 3. Recuperacion Mejorada de petroleo
Obtenido de: ProProcess — EOR Quimico (ProProcess, 2020)

2.2 PRINCIPALES PROPIEDADES DEL SISTEMA ROCA - FLUIDO
QUE AFECTAN LA EFICIENCIA DE LA RECUPERACION
MEJORADA DE PETROLEO

2.2.1 Permeabilidad y Porosidad

Para la permeabilidad absoluta es considerada buena entre 50 y 250 md. Ademas de una
permeabilidad moderada esta entre 15 y 50 md causan de inyeccion mads altas. También
se considera una buena permeabilidad estan entre 250 y 1000 md, excelentes mayores de
1000 md ya que aseguran mayores recobros con una inyeccion de agua convencional y

hace que la inyeccion de polimeros sea costosa y dificil de justificar. (Rojas Castillos,

2013)

La porosidad ayuda a determinar la capacidad de almacenamiento de los fluidos,
igualmente de facilitar el flujo de fluido y mejorar el barrido si este tiene una buena
conectividad entre sus poros, al mismo tiempo, dentro de su proceso puede requerir
menos presion de inyeccion, dado el caso que no sea asi puede requerir mayores presiones
para desplazar los fluidos, ademas de si la interaccion con los agentes EOR es buena

tendrdn un espacio adecuado para la reacciébn o con la mezcla de los quimicos.

(FasterCapital!, 2024)
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2.2.2 Presion capilar

Describe el comportamiento de la inyeccion de fluidos, predice la distribucion vertical
inicial del fluido dentro del reservorio y se define de la siguiente manera. (Andrade
Cullispuma & Cruz Chafla , 2015)

e (Cuantitativamente: se define como la diferencia de la presion del fluido no
mojante con el fluido mojante para un yacimiento hidrofilo y viceversa para un
yacimiento oleoéfilo.

e Cualitativamente: es la diferencia de presion que resulta a través de la interfase
que separa los fluidos inmiscibles.

e Conceptualmente: es la capacidad de succiéon de un solido para un fluido
humectante o es la capacidad que tiene un so6lido para repeler un fluido no
humectante.

A continuacidn, se presentan férmulas para la presion capilar:

P.=(8, —6,)gh Ec. 1
__ Pcr
" 2cos@ Ec.2
PC=2c059cr Ec. 3

r

Donde:

P. = Presién capilar (psia)
Oy = Densidad del agua
6o = Densidad del pétroleo
6 = angulo de contacto

r = radio entre las rocas

g = gravedad especifica
o = tensioén interfacial

h = altura
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2.2.3 Geometria del yacimiento

Se ha identificado la presencia de una barrera la cual divide el yacimiento en dos partes
quedando una hacia el lado Norte y la otra de lado Sur. En el presente estudio estara
concentrado en el lado Sur en donde se encuentra el pozo a estudiar. De igual manera,
sera fundamental para determinar un espesor adecuado, asi como la continuidad de la

arena presente.

2.2.4 Humectabilidad

La humectabilidad o mojabilidad es aquella propiedad importante que se define como el
efecto del comportamiento capilar y desplazamiento de rocas, ademas de su habilidad de
la afinidad de la roca por el agua o el petrdleo, es decir, su habilidad de la fase del fluido
para adherirse preferencialmente en la superficie solida en presencia de otra fase
inmiscibles, por el momento la mojabilidad hacia el agua favorece una mejor
recuperacion debido a que el agua desplaza mas eficientemente el petrdleo en espacios

porosos. (Alarcon, 2021)

Tabla 1.- Efectos de la Humectabilidad en la Saturacion
Interseccion curvas

humectabilidad Sw Irreducible So residual Kt
Petroleo <15% VP >50% <50% de Sw
Agua > 15% VP <30% > 50% de Sw

Fuente: Aspectos de la ingenieria de yacimientos en la inyeccion de agua (Forrest F,
1971)
Elaborado por: Malena Del Pezo

2.3 FACTORES QUE AFECTAN EL PROCESO DE RECUPERACION
MEJORADA

2.3.1 Eficiencia de barrido areal (Ex)
Se define como la fraccion del area horizontal invadida del yacimiento donde ha ocurrido

el proceso de recuperacion mejorada. (Rexxer1013, 2023)

area horizontal invadida
EA == Ec. 4

adrea horizontal invadible

Depende basicamente de tres factores:
e Modelo de inyeccion
e Acumulacién de agua inyectada

e Relacion de movilidad
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2.3.2 Eficiencia de barrido vertical (Ev)
Es aquella fraccion de la seccion del area vertical del yacimiento que ha sido invadida por

el flujo desplazante.

area vertical invadida
EV == Ec. 5

area vertical total invadible

Entre los factores que afectan en la eficiencia vertical se tienen:
e Flujos cruzados entre las capas
e Razén de movilidad
e Volumen de fluido inyectado

e Heterogeneidad del yacimiento

2.3.3 Eficiencia de desplazamiento (Ep)
Es la fraccion del volumen de petroleo contactado movilizado, en la cual se representa en

la siguiente ecuacion: (Castillo, 2013)

__ Volumen de petrdleo contactado movilizado

Ep =

Ec. 6

Volumen de petroéleo contactado

También se menciona que la eficiencia de desplazamiento contintia incrementandose
durante el proceso de desplazamiento mientras se siga incrementando la saturacion de

agua promedia.

2.3.4 Eficiencia de Barrido Volumétrica (Es)
La eficiencia de barrido volumétrico se define como el volumen total del yacimiento que
es invadido o entra en contacto con el fluido desplazante, se calcula a partir de la cobertura

con la cual ocurre la invasion vertical y de la cobertura areal. (Castillo, 2013)

volumen invadido
ES == Ec. 7

volumen total invadible

Al mismo tiempo, puede expresarse de la siguiente manera:

ES=EA*EV Ec. 8

Pero para yacimientos homogéneos la eficiencia volumétrica es igual a la eficiencia de
barrido areal.
Los factores que afecta la eficiencia volumétrica son:

e (Cambios verticales y laterales en facies (Porosidad, geometria, permeabilidad)

e Barreras estructurales (fallas, fracturas, buzamiento)
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2.2 DEFINICION DE POLIMEROS

Un polimero es una gran molécula construida por la repeticion de pequenias unidades
quimicas simples. En algunos de los casos la repeticion es lineal, teniendo una forma
semejante a una cadena por sus eslabones. En otros casos las cadenas pueden ser
ramificadas o interconectadas formando reticulos tridimensionales. La unidad repetitiva
del polimero es usualmente equivalente o casi equivalente al mondémero siendo un
material de partida del que se forma el polimero. (Billmeyer JR, 2020)

Folimero

SV LI AT IR, f;\g

Figura 4. Estructura de los polimeros
Fuente: (Fernandez, 2015)

2.2.1 Descripcion sobre la inyeccion de polimeros

La inyeccion de polimeros es una técnica que ayuda en el aumento del porcentaje de
petroleo en los yacimientos. Siendo este uno de los métodos que ha tenido una mejora
con respecto a su eficiencia de barrido, en el incremento de la produccion en el menor
tiempo posible, logrando reducir costos en un lapso en la utilizacion de los equipos en
superficie, mejorando la economia durante todo su procedimiento. (Templates & Gomes,

2011)

Al mismo tiempo, se puede decir que la inyeccion de polimeros consiste en el método de
inyeccion de quimicos, que ayuda en el mejoramiento de la eficiencia de barrido mediante
el mejoramiento de la relacion de la movilidad de los fluidos, donde los polimeros son
grandes moléculas en que consiste en la repeticion de pequenas unidades de monomeros,
y este puede ir variando en su aplicacion, ya que algunos pueden requerir polimeros
viscosificantes, para que generen un gran volumen hidrodindmico en solucién, o un
dispersante, donde este rodea las particulas de arcilla, tomando en cuenta que su
estructura debe ser de un peso molecular moderado y con cargas repartidas

apropiadamente.

En conjunto, se puede afirmar que este procedimiento es una de las alternativas que
asegura una de las altas cantidades de petroleo incrustados en los yacimientos, logrando

obtener resultados exitosos con el paso del tiempo con el uso de aditivos de poliacrilamida
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solubles en agua ha sido utilizado para incrementar la viscosidad del fluido inyectado, y

al mismo tiempo favoreciendo el barrido de petréleo con mayor eficiencia.

Qil and
Water

;-"f?%%%i

Water 3
O
- -.’I“’R‘é?
Oll and
Water

Polymer

Water

Polymer Flood

Figura 5. Esquema de comparacion de la inyeccion de polimeros con inyeccion de agua
Obtenido de: inyeccion de polimeros (Angel Gomez & Rodriguez Turizo, 2019)

2.2.2 Inyeccion de polimeros como mecanismo de recuperacion

La inyeccion de polimeros ha sido rentable por mas de 40 afios a nivel mundial siendo
aplicados en el comercio del recobro de petrdleo con un porcentaje entre el 5% al 15%.
Los proyectos donde ya se ha aplicado presentan un aumentado en su comercio alrededor

de 1 barril de petroleo por cada $1 a $3 de polimeros. (Floerger, 2016)
Factores que ayudan en la mejora de recuperacion de petréleo:

e Aumenta la viscosidad del agua o salmuera
e Mejora el barrido del petréleo con mayor eficiencia

e Decrecimiento de la movilidad del agua
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Figura 6. Inyeccion de polimeros
Obtenido de: (Floerger, 2016)

2.2.3 Clasificacion de polimeros

e Polimeros naturales o Biopolimeros
Son aquellos que se forman o se encuentran de manera natural en los organismos vivos,
es decir, son compuestos por unidades repetidas llamadas monomeros y son tipos de
biopolimeros que pueden estar disponibles en la actualidad, tanto los polisacaridos como
los derivados de celulosa, donde estas han recibido mucha atencion en lo que respecta a

su aplicacion en la recuperacion mejorada de petréleo.

Estos materiales son susceptibles a la biodegradacion, siendo una cualidad extra que
puede presentar algunos de ellos, ademas de agregar productos quimicos protectores a las
soluciones que ayudan a protegerlas contra el ataque de bacterias durante el
almacenamiento y uso en el yacimiento, siendo de gran ayuda como componente en los

fluidos de perforacion. (Zschimmer & Schwarz, 2022)

e Polimeros Semisintéticos
Por otro lado, se encuentran los polimeros semisintéticos que se consiguen al modificar
polimeros naturales que se encuentran en la naturaleza mediante procedimientos
quimicos para mejorar sus propiedades o para que se adapten en ciertas aplicaciones. Por
ejemplo: la carboximetilcelulosa (CMC), la hidroxietilcelulosa (HEC), la etonita, la

nitrocelulosa y el caucho vulcanizado. (Marketing, 2024)
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e Polimeros sintéticos o artificiales
En cambio, los polimeros sintéticos son el resultado que se obtienen mediante procesos
de sintetizados en el laboratorio. En la actualidad, solo los polimeros orgéanicos solubles
en agua son los que se han estado usando para la aplicacion en EOR. (Rojas Castillos,

2013)

En la Figura 4 se observa un resumen de la clasificacion de los polimeros.

POLIMEROS
|
| |
INORGANICOS ORGANICOS
|
| |
Condensacion Sintética Aditivo Sintético
(Oxido de polietileno) (POLIACRILAMIDA)*
Biopolimeros
|
| | |
POLISACARIDOS* Proteinas Acido Nucleico
|
| | ]
Extra células Microbial Derivadas celulosa (CMC, Goma
(Goma Xantan) Carboximetil Celulosa) Natural

* Polimeros potenciales para recuperar petroleo

Figura 7. Clasificacion de los polimeros
Fuente: (Stright, 1976)

2.2.4 Tipos de polimeros

El principal uso de las soluciones de polimeros que se utilizan en los procesos de EOR
siendo agentes deslizantes de petroleo en los yacimientos, donde disminuyen la relacion
de movilidad del agua y obtener un mayor de recobro de petroleo. Ademas de permitir
aumentar la viscosidad del agua inyectada y en consecuencia en disminuir la movilidad

de la fase desplazante.

Destacando que por el momento solo dos tipos de polimeros solubles en agua y con alto

peso molecular, pueden producir incrementos sustanciales en la viscosidad del agua a
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concentraciones entre 200 ppm y 1000 ppm, siendo estas las poliacrilamidas hidrolizadas

(HPAM) y la polisacaridos o goma de xantano.

e Poliacrilamidas
Es uno de los mas usados en la aplicacion de recobro mejorado también conocida como
poliacrilamida hidrolizada (HPAM), ya sea este que tenga una concentracion de
polimeros o un nivel de viscosidad, estos han presentado mayor recuperacion de petréleo,
ademés que presenta mayor viscoelasticidad que las soluciones de xantano. (Angel

Gomez & Rodriguez Turizo, 2019)

Al mismo tiempo, estd compuesta por una cadena muy larga del mondémero acrilamida,
con la cual se combinan quimicamente se produce la cadena polimérica la cual se muestra

en la siguiente Figura 8.

— CH, — CH
I
C: o
I

NH,

n

Figura 8. Estructura primaria de la Poliacrilamida
Fuente: (Sorbie & Phil, 1991)
Ademas, el peso molecular es un pardmetro que debe ser tomado en cuenta, y debe
compararse con el tamafio de los poros de la formacion a tratar para garantizar asi un
control efectivo de la movilidad. Asi mismo, este puede ser modificado en las propiedades
de los polimeros, alguna de las amidas se sustituye quimicamente por el grupo carboxyl,

tal como se puede observar en la Figura 9.

Siendo un proceso de sustitucion que se conoce como “Hidrolisis”, donde su grado de
hidrolisis es una variable quimica que puede jugar un rol importante en el
comportamiento y las propiedades reologicas de las soluciones de poliacrilamida, ademas
de que la extension de hidroxila afecta la viscosidad de la solucion, la adsorcion del

polimero sobre la roca y las propiedades de resistencia al flujo.
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Ademas, de que se han reportado en pruebas de laboratorios que las poliacrilamidas son
técnicamente estables por largos periodos de tiempo. Igualmente, son relativamente
inmunes al ataque bacterial, conjuntamente que son suministradas en seco, formulado en

polvo o concentrado en una emulsion de agua y petréleo. (Rojas Castillos, 2013)

— CH, —CH CH, —CH
I I
C =0 C =0
| I
N NH,  |x OH | n=x
— CH,—CH CH, —CH
| I
(G—— C =0
| I
= NH X o= n-x
Na"

Figura 9. Estructura de la Poliacrilamida parcialmente Hidrolizada
Fuente: (Sorbie & Phil, 1991)
e Polisacaridos
El biopolimero goma xantano o xantana, es otro polimero mas utilizado ampliamente en
la EOR, esta actia mediante una varilla semirrigida y es bastante resistente a la
degradacion mecanica, presentan con un peso molecular promedio de biopolimeros de
xantano que van de 1 millon a los 15 millones. Los biopolimeros de xantano se pueden
presentar como suministros en polvo seco como también en liquido concentrado. (Angel

Goémez & Rodriguez Turizo, 2019)

Los polisacaridos, como se observa en la Figura 10 son polimeros lineales y menos
sensibles que las poliacrilamidas a la salinidad, su concentracion de iones disolventes
(Cat+, Mg++) y son muchos mas propensos a romperse por los esfuerzos cortantes. No
obstante, este tipo de polimeros requieren pasar por filtros de microporos para evitar
taponamiento del pozo y normalmente requeriran bactericidas debido a que ellos también

son susceptibles al ataque bacterial.

Uno de los efectos principales sobre este tipo de polimeros es el de incrementar la

viscosidad aparente del fluido, ademas de que la reduccién de la permeabilidad asociada
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a este polimero es mucho menos que a la asociada a las poliacrilamidas resisten a

temperaturas cercanas a las 200 °F.

OH HOCH; OH HOCH; OH
’ ¢ ) G < o
- D Df
- HOCH; HOCH
ACETATE — N 2
- . CH; OCCH,
)
l.'.IH
coo- N maNNOsE
[ )
_—
_ PYRUVATE . GLUC OSE
HOCH Qﬂ; 0 —LH; ™\ OH
- -
el X o
O o

Figura 10. Estructura Primaria de la Molécula Xantano
Fuente: (Carcoana, 1992)

2.2.5 Ventajasy desventajas de la inyeccion de polimeros
» Ventajas

e Ayudan a mejorar el barrido vertical

e Optimiza la razéon de movilidad agua-petroleo

e Pueden ser muy viscosas cuando son altamente diluidas

e Factor econdmico

e Son unos de los métodos mas utilizados en pruebas de campo
> Desventajas

e No son aptas con alta salinidad

e Susceptible al ataque bacterial

e Pueden llegar a ser costos al momento de tener problemas

e Pueden sufrir taponamiento que se origina en la formacion
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2.2.6 Ciriterios de seleccion (screening)
Para la implementacion de la inyeccion de polimeros depende de varios factores como la
temperatura, permeabilidad, viscosidad del petrdleo, espesor de la zona, salinidad, total

de solidos disueltos y el tipo de roca. (Ragab, 2021)

A continuacion, se presenta una tabla con los factores importantes y necesarios para el
proceso de inyeccion de polimeros.

Tabla 2.- Screening para proyectos de inyeccion de polimeros

Factores Caracteristicas Recomendadas Unidad

Gravedad >15 API
Viscosidad <150 cp
Saturacion de petréleo > 50 %
Tipo de formacion Arenisca (Preferible) y Carbonatada -
Espesor No es critico ft
Permeabilidad promedio > 10 md
Factor de heterogeneidad 0,5-0,65 -
Profundidad <9,000 ft
Temperatura <200 °F

Salinidad <100,000 ppm

Fuente: Obtenido de la tabla de inyeccion de polimeros de (Ragab, 2021)
Elaborado por: Malena Del Pezo

2.2.7 Desarrollo historico y la evolucion del proceso de inyeccion de
polimeros
En la industria petrolera a principio del siglo XX se han reconocido varios problemas
debido a la ineficiencia de los métodos convencionales (primarios y secundarios), desde
entonces se han empezado a realizar nuevas investigaciones para la mejora de la
eficiencia de desplazamiento y barrido en la recuperacion del petrdleo, donde se han
implementado varios procesos diferentes, destacando uno de los mecanismos es sobre la
inundacion con polimeros para la mejora de la eficiencia de barrido para la movilidad de
los fluidos, en el cual (Chang, 1978) explica el comienzo del proceso de recuperacion
donde utilizan aditivos poliméricos con una concentracion de 250 a 1500 ppm en el agua
de inundacion, donde esta solucion polimérica mejora la relacion de movilidad
agua/petrdleo donde se inunda con agua que no contuviera adictivos para que reduzca la
movilidad al mismo tiempo, redacta los tipos de polimeros y el costo de implementacion
que han sido utilizados como: el polimero sintético clasificada como poliacrildmida con

un costo de $1,35/1b y un polimero de produccion biologica conocido como goma xantana
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con un costo de $2,50/1b, siendo valores reportados en dicho estudio. Ademas, de tomar
en cuenta las conversiones de la inyeccion de agua en inundaciones de los polimeros que
deben tomarse en las primeras etapas y las evaluaciones posteriores siendo importantes

para los estudios previos de este.

Por otro lado, (Riley B. Needham, 1987) describe brevemente sobre la revision y
actualizacion de los avances que tuvieron con respecto a las inundaciones con polimeros,
tomando en cuenta las investigaciones anteriores, destacando 27 casos de campo en los
EE. UU, Francia y Alemania, donde describen el tipo de polimeros utilizados, como la
poliacrilamida en la mayoria de los pozos y en solo tres se utilizaron biopolimeros,
ademas que 5 proyectos implementaron citrato de aluminio para mejorar efectos de
reduccion de la permeabilidad, siendo este un método conocido como CDG (“Geles de

dispersion coloidal”)

(E. J. Manrique, 2007) redacta en su publicacion que corresponde a la experiencia con
campos que han sido probados con EOR en formaciones de carbonatos en EE. UU, siendo
documentadas en los afios de 1960 hasta 1990, donde mencionan que la mayoria de las
inundaciones poliméricas han utilizado poliacrilamidas solubles en aguas, y biopolimeros
(polisacaridos y polimeros de celulosa), en estos proyectos de campo se obtuvieron
informaciones con respecto a la inyeccion de concentracion de polimeros que se dieron a
cada uno, donde varian de 50 a 3700 ppm que pueden interpretarse también como 19 a
150 Ib/acre-ft donde se incluyeron proyectos fallidos y exitosos que lograron describir
sobre la recuperacion que fueron incrementando del 0 al 18% del petroleo original in-situ

(OOIP).

Posteriormente, (Gao, 2011) explica diversos casos practicos en los que se aplicaron
inyecciones de polimeros como método de recuperaciéon mejorada en yacimiento con
petroleo pesado. Los resultados obtenidos demuestran la viabilidad técnica y econdmica
con respecto a la inyeccion de polimeros en los yacimientos con petrdleo pesado, donde
el autor destaca la importancia de la salinidad del agua, la degradacion del polimero y la
absorcion sobre la viscosidad del polimero, tomando en cuenta varios parametros una de
ellas es tener sumamente cuidado al momento de minimizar la degradacion en los
cizallamientos, destacando que es uno de los principales problemas de estos, debido a la

baja produccion en los campos.
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(José Luis Mogollon, 2013) presentaron un resumen sobre la aplicacion de inundaciones
de polimeros en tres diferentes campos con petroleo viscosos superiores a 150 cp,
especificamente siendo pruebas piloto para los campos Tambaredjo (Suriam) y los
proyectos comerciales en Bohai Bai (Costa afuera de China) y el Lagi Pelican (Canada),
describiendo las problematicas que se presentan en cada una, por ejemplo, en el
yacimiento de Tambaredjo se propone la fracturacion, en el yacimiento de Pelican que
aborda en la inyectividad mediante pozos horizontales y por ultimo el Bohai siendo un
yacimiento en alta mar se toma en cuenta la amplia separacion entre el pozo y problemas
logisticos asociados al trabajo en una plataforma. Su estudio concluy6 con la viabilidad
técnica y econdmica basandose en un analisis probabilistico, destacando las multiples
variables evaluadas y la importancia de la tasa de inyeccion de los polimeros en la
economia de los proyectos, resaltando las soluciones innovadoras aplicadas a las
diferentes situaciones ya mencionadas, como la inyeccion en los pozos horizontales
logrando superar la presion de separacion, o la alta salinidad con el uso de polimeros de
asociacion hidrofobica especialmente desarrollado, ademas de utilizar polimeros en bruto

en emulsiones y equipos automatizados montados sobre bases para aquellas plataformas.

Luego, (Renouf, 2014) presenta un resume sobre la aplicaciéon de 32 inundaciones de
polimeros en el oeste de Canada, principalmente en campos de petroleo pesado, siendo
proyectos que han ido tomando popularidad debido a la necesidad de obtener mas
petréleo de las inundaciones de aguas maduras, donde se resalta que en el afio 2011 se
lleg6 a producir més de 1,6 millones m* y en el 2012 su cifra se elevo a méas 1,7 millones
m?®, con un rango de recuperacion del 0,5 al 14% del petréleo original in-situ, ademas de
que en la mayoria de los proyectos se utilizd polimeros de poliacrilamida, al mismo
tiempo, destaca las tasas de inyeccion, el uso de inyectores horizontales y la calidad de
agua representaron las variables operativas mas significativas que contribuyeron en el
¢xito de las inundaciones de polimeros revisadas. Por otro lado, también explica que la
calidad del agua y la integridad e inyectividad del polimero causaron la mayoria de las

dificultades operativas de los proyectos que fueron evaluados.

Posteriormente, (Juarez-Morejon y otros, 2018) presenta datos experimentales que se
presentaron en el articulo, destacando en la influencia de la madurez de la inyeccion de
polimero y la mojabilidad del nucleo en la recuperacion final de petrdleo, demostrando
que es necesario tomar una gran medida de la distribucion del fluido, la saturacion de

petrdleo, el historial de saturacion y mojabilidad. Comprobando que los resultados que se
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obtuvieron durante la inyeccion de agua como con polimeros en un nucleo fuertemente
humedecido por agua, la mayor parte del petroleo crudo se recupera antes del
breakthrough (BT), tomando en cuenta que en el sistema de humedad intermedia de BT
las inyecciones de agua y polimeros se producen tempranamente, logran recuperar
volumen importante de petrdleo después de BT, indicando que los polimeros logran una
menor saturacion de petrdleo remanente en condiciones de humedad intermedia, en
comparacion con los sistemas de humedad por agua, demostrando que la inyeccion de

polimeros temprana mejora la eficiencia de barrido a escala de poro.

A continuacion, (Ning y otros, 2019) demuestran que ya han implementado durante un
cierto tiempo que corresponde a la inyeccidon de polimeros en yacimientos con petroleo
pesado de Schrader Bluff, en el campo de Milne Point que se encuentra en el norte de
Alaska, en donde explican que la unidad de corte de polimeros disefiada y fabricada a
medida pueden funcionar para hidratar y bombear polimeros tras pequefas
modificaciones para que pueda adaptarse al gas/hidrocarburo mas alto de lo esperado en
el agua de origen. Ademas, el estudio sefiala que las pruebas de velocidad de paso y caida
de presion muestran que la inyectividad de polimeros a corto plazo de los inyectores
horizontales es similar a los de inyeccidon de agua, siendo una ayuda para la movilidad de
los fluidos en las profundidades de yacimientos mas que las proximidades del pozo. Pero
aun asi no es demasiado pronto para cuantificar el incremento de la produccién, ya que
solo se han implementado la inyeccidon para campos de un 4% de TPV de solucién de

polimeros.

2.2.8 Campos donde se ha aplicado la inyeccion de polimeros a nivel mundial
e Inyeccion de polimeros en el campo Tambaredjo, Suriname

En campo Tambaredjo en Suriname presenta un caso de inundacion de polimeros con
depositos de petroleo pesado (Let y otros, 2012) siendo un plan piloto con tres inyectores
y nueve productores con una viscosidad del petroleo que varia entre 1260 a 3057 cp con
un promedio de 1728 cp, ademas de una permeabilidad promedio de la arena de 4000 md
con heterogeneidad significativa. Las soluciones que implementaron con los polimeros
fueron con una viscosidad de 50 cp en la instalacion de la mezcla y 45 cp en el pozo de
inyecciéon mas cercana, tomando en cuenta que la solucidon de polimeros inyectado es

menor que la viscosidad del petréleo se esperaba un aumentdé de concentracion de
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polimeros mejoraria el rendimiento y esperaban que el documento que se publicé en 2012

obtuviera los resultados necesarios.

No obstante, la tasa de petroleo aument6 mientras que los cortes de agua disminuyeron.
Sin embargo, la inyeccion de polimeros arrojé resultados modestos, y se interpretd que
los niveles de oxigenos disueltos fueron ambientales 3 — 8 ppm durante todo el proceso
de mezcla de inyeccion. Aunque el oxigeno disuelto alto no es una buena practica general,
pero se argumento que los niveles altos de oxigeno disuelto estuvieron presentes a través

del proceso de mezcla e inyeccion.
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Figura 11. Localizacion de Bloques de exploracion ofrecidos por Suriname
Obtenido de: (Giraldo , 2021)

e Inyeccion de polimeros en el campo Murmal, Oman

Se realizé un piloto de polimeros en 1986 donde sus resultados fueron prometedores en
el campo Murmal siendo uno de los campos petroleros mas grandes del Sultanato de
Oman, con su principal formacion productora es de arenisca Al Khalata con un espesor
de 65 ft, porosidad de la formacion entre 26 — 34%, la permeabilidad varia de 8 — 25 md,
ademas de una temperatura de 46 °C, la salinidad de formacion es de 7404 ppm, con una
viscosidad de petroleo de 40 — 120 cp y viscosidad del agua de 0,64 cp. (Teeuw y otros,
1983)
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El piloto de inundacion de polimeros comenz6 en mayo de 1986 con un solo patron
invertido de 5 puntos, con una distancia de 140 m desde el inyector hasta el productor,
donde primero se inyecté una descarga previa de agua de 0,23 PV, después de la
inyeccion de polimeros de 0,63 PV de 1000 ppm y por tltimo una bala de 0,34 PV de
agua después del lavado, con el agua de inyeccion con una salinidad de 600 ppm. El
polimero que se utilizo fue del tipo HPAM vy la viscosidad disefiada de la solucion de
polimeros fue de 15 cp a la temperatura del deposito. Durante el periodo de prueba se
recuperd un 59% de petroleo, ademads de ser interpretado como un proceso con éxito. (E.

J. L. Koning, 1988)

No obstante, la aplicacion a gran escala de la inyeccion de polimeros no se implemento
hasta febrero del 2010 (24 afios después de la prueba piloto). En donde 27 inyectores que
incluyeron 20 patrones invertidos de 9 puntos, 4 patrones invertidos de 5 puntos y 3
patrones horizontales con una tasa de inyeccion total de aproximadamente de 82000
STB/D, ademas de una tasa promedio de inyeccion de 3000 STB/D. Las pruebas de
velocidades escalonada mostraron que las velocidades de inyeccion se pueden lograr por

debajo de la presion de fractura. (Abu-Shiekah y otros, 2012)

; sl
d\Te=’ Oman . ) & sohar
S % Red ferroviaria A -8urami "2
gF » { - ) Hafest Muscat
!w"". =5 C P SR o proyectada Hafee o , Musca
s BN S /e / tewa! ©
' o3 =
e -l 3 5 o
Q;i o e )
X LS, - O Wo e S Camgos o Q"
. YZ“ X - - , 0 ~ Red @ pertmoygas °

\ _ Yerrovana @ Zonas mumeras petesciabes

\
< ) g : ; ]
A < / = yn Wruenos @ aciusies ronas .|
v L « { PORCEARS  mineras <
~ 1 Nty ) )
v —f 5 £
’ P j Hama
; e . -
<

+ @ 4D
23

Marmud .-
L L}
Mazyounah * .2
Therreat

.l
@ sanian

Figura 12. Localizacion de campos petrolero de Oman
Obtenido de: Viajes Ferroviales (Matute, 2016)

. Inyeccion de polimeros en el campo Yarigupi-Cantagallo, Colombia

Este campo se encuentra ubicado en la Cuenca Valle Medio Magdalena, entre el Puerto
Wilches (Santander) y Cantagallo (Bolivar). Donde cuenta con un area de 3000 acres,
una profundidad promedio de 6744 ft, un rango de porosidad de 15 — 22% (19 % en
promedio aproximadamente), un rango de permeabilidad de 50 — 350 md (150 md en

promedio aproximadamente) y una viscosidad 24 cp y un grado de 21 °API.
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Con agua de captacion fresca con menos de 10 mg/L de Cl, ademés de una concentracion
promedio de 550 mg/L de polimero de solucidon acuosa con una viscosidad promedio en
cabeza de aproximadamente 22 cp. Para la inyeccion de agua la relacion de movilidad se
tomoé un valor de 12, por otro lado, la inyeccion de agua con polimeros fue valores
cercanos de 1, donde se destaca que se han inyectado 3,03 millones de barriles de solucion
polimérica 278,64 toneladas de polimeros y se han producido 202,42 mil BPD
incrementado. (Angel Gomez & Rodriguez Turizo, 2019)
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Figura 13. Localizacion general del Campo Yarigui-Cantagallo
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2.4 DESCRIPCION GENERAL DEL CAMPO

2.4.1 Caracteristica del area petrolera Mariann

El area petrolera Mariann se encuentra en la Cuenca Oriental Ecuatoriana, fue descubierta
en 1970 por la compafiia extranjera Cayman Corporativos Ecuador, convirtiéndose en
una de las zonas petroleras mas antigua del pais. El primer pozo perforado fue a partir de
septiembre del afio 1971 que fue denominado el Mariann-1 siendo un pozo exploratorio,
luego vinieron otros pozos exploratorios como Mariann-2 y Mariann-3. Pero a partir del

afio de 1976 se realizaron varios estudios sismicos y geofisicos al pozo Mariann-4
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llegando a descubrir nuevas estructuras independientes en la parte Norte, que con el paso

del tiempo pasaria a llamarse Mariann 4-A1. (Baby y otros, 2014)

£0000 120000 160000 200000 240000 280000 320000 260000 400000 440000 480000

L LI

100567

L+3800°%

[

2350000

0000565

2900000

0007055

6850000

SI00en0
f000586

0020036

97500

9700000
[Las i

00000, 6

0596

0530000

20000 TA0000 150000 200000 240000 290000 320000 360000 400000 440000  4mew=| W

Figura 14. Pozos perforados en el aiio 1970
Obtenido de: Ministerio de energias y minas (Santos Alvite, 2023)

Por el afo de 2007, 1a empresa de Andes Petroleum LTD compra las acciones de Encana
Ecuador LTD y comienza con la produccién de esta zona, siendo el primer pozo perforado
fue el Mariann-1 con una produccién acumulada de 1,832 mil barriles durante 15 afios de
operacion. Luego, el area de produccion Mariann lleg6 a perforar 50 pozos en total, dando
un total de produccion acumulada de 20,382 mil barriles, por otro lado, la zona productora
Mariann 4-A que tiene un total de 12 pozos con una producciéon acumulada de 5,935
millones de barriles, Al mismo tiempo, el area de produccion Mariann Norte, con dos
pozos llamados Mariann Norte 1 y el Mariann Norte 2 con una produccion acumulada de
33,461 miles de barriles, pero fueron abandonados debido a que ya cumplieron con su

tiempo de vida util. (Sinchire Pogo, 2024)
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2.4.2 UBICACION GEOGRAFICA

El area de produccion Mariann se encuentra localizada al Noroeste en el extremo
Occidental dentro de la provincia de Sucumbios, con un 4rea de 362 Km?. Teniendo como
limites en el Norte a los campos Cuyabeno y Sansahuari, en el Sur el bloque 15, al Este

la Reserva Cuyabeno y al Oeste los campos Fanny y Dorine. (Sinchire Pogo, 2024)

En la Figura 15 se muestra los campos en donde se encuentra ubicados cada pozo, ademas
se puede observar el lugar en el que se encuentra el pozo seleccionado para la

implementacion de nuestro estudio para aumentar la produccion.
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Figura 15. Ubicacion del pozo Mariann-53 seleccionado
Elaborado por: Andes Petroleum Ltd. (Sinchire Pogo, 2024)

2.4.3 DESCRIPCION GEOLOGICAS

e Areniscas Basal Tena
En esta parte se muestran los diferentes tipos de materiales, que se encuentra la limolita
y arcillolita, ademads esta arenisca es cuarzosa, transparente y de un tamafo de grano muy
fino, donde se encuentra cementada con calcio y una matriz de caolinita. También se
destaca la limolita que tiene mayormente un color gris claro con algunas porciones en

tonalidades verdes, mientras que por otro lado la arcillolita tiene un color marrén, con
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algunas areas de color rojizo o amarillento, presenta una textura irregular en sus

subbloques con una pequeina cantidad de contenido calcareo. (Baby y otros, 2014)

e Arenisca M-1
Tiene una formacion interestratificada con estrato de lutitas donde presentan
caracteristicas de ser cuarzosa, trasparente a traslicida, donde tiene un color café claro,
con un tamafo de grano fino a mediano, ademas de una forma angular redonda. Al mismo
tiempo, se menciona que es poco fiable en secuencias fluviales y de marea, asimismo va
variando gradualmente a canales de marea abandonados y rellenados por secuencias de

lodo.

Y en esta formacion se han detectado manchas de hidrocarburos de color café oscuro y

no presenta fluorescencia. (Baby y otros, 2014)

e AreniscaU
En esta parte ya contiene los hidrocarburos, que presentan en un color gris claro a un gris
oscuro. La arenisca es cuarzosa, de un grano fino a medio y poco clasificada, teniendo
como forma subredondeada y contenido arcilloso sedimentario, ademas de tener dos
segmentos porosos separados por un estrato calcareo en su parte inferior o base llamado
“Marcador U Medio” y un estrato de lutita en la parte superior. Este tipo de arenisca se
encuentra presente en todo el campo con un espesor promedio aproximado de 29 pies, y

se divide “U” inferior y “U” superior. (Baby y otros, 2014)

e Arenisca T
En esta formacion tiene una arenisca de grano fino, predominante cuarzosa, con algunas
capas ocasionales de arcilla. Donde algunas muestran poros que estan rellenos de illita y
caolinita que se divide en dos partes siendo este un segmento inferior y un segmento

superior. (Baby y otros, 2014)
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2.4.4 Caracteristicas y propiedades PVT del campo Mariann Sur

En la Tabla 3 se detalla los valores de espesor, porosidad promedio, permeabilidad

promedio que describen la formacion del campo.

Tabla 3.- Caracteristicas de las formaciones de Mariann Sur

Arena Espesor (Ft) Porosidad Permeabilidad
p Promedio (%) Promedio (md)
Basal Tena 6-90 17 800
Arenisca M-1 15-100 27 2750
U Inferior 20-40 18 550
Napo GGU” )
U Superior 30—-130 17 515
T Inferior 20—-118 19 400
Napo GGT” )
T Superior 15-50 16 375

Fuente: ARCERNNR, 2022, (Sinchire Pogo, 2024)
Elaborado por: Malena Del Pezo

En la siguiente Tabla 4 se encuentran los datos de las propiedades PVT resumidos para
las arenas productoras del Mariann Sur, los cudles seran necesarios para la aplicacion de

EOR presentado y en la obtencion de resultados.

Tabla 4.- Propiedades PVT de las arenas productoras del Mariann Sur

Presion de  Presion de Temperatura
Arena Reservorio Burbuja po (cp) de reservorio
(psi) (psi) (F)
Basal Tena 2450 310 15,95 190
Arenisca M-1 2200 354 13,47 200
Napo “y» U Inferior 3100 520 7,89 210
U Superior
Napo “T» 1 Inferior 3200 767 1,03 215
T Superior

Fuente: ARCERNNR. 2022, (Sinchire Pogo, 2024)
Elaborado por: Malena Del Pezo

2.4.5 Estado actual de los pozos Mariann

En la Tabla 5 se muestra la informacion actual del Mariann, datos que corresponden al

numero de pozos que existen y su estado actualizado.
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Tabla 5.- Estado actual de los pozos del Mariann

Estado de los pozos Cantidad
Produciendo 43
Cerrados 12
C&PI 5
Abandonados 3
Inyectores 3
Total 66

Fuente: ARCRNNR, 2022, (Sinchire Pogo, 2024)
Elaborado por: Malena Del Pezo

A continuacion, en la tabla 6 se muestran la descripcion de la produccion de acuerdo con
los tipos de sistemas de levantamiento artificial que se encuentran instalados en el campo

Mariann.

Tabla 6.- Produccion por tipo de sistema de levantamiento artificial

Sistema Pozos Bfpd Bppd Bapd
BH 10 56150 1684 39310
BES 33 31523 5359 26164
Total 43 37138 7043 30095

Fuente: ARCERNNR, 2022, (Sinchire Pogo, 2024)
Elaborado por: Malena Del Pezo

2.4.6 Seleccion del pozo de estudio

En el Ecuador, especialmente de la zona oriental, es una parte significativa para la
produccion de petroleo que se originan en campos maduros que con el paso del tiempo
ha ido disminuyendo la produccidn, en donde los yacimientos comienzan a extraer mas
agua que petroleo, lo que lleva al aumentd de los costos de produccion y reduce la

rentabilidad de algunos de los pozos.

Tomando en cuenta la situacion actual debido a la escasez de inversion en la industria, la
optimizacion de la produccion se vuelve mdas crucial que nunca, ya que no basta
simplemente en controlar y analizar la produccion, se necesita buscar nuevas alternativas
que permitan aumentar la produccion, siendo una de ella el EOR con la inyecciéon de

polimeros.

El pozo fue seleccionado tomando en cuenta algunos criterios como: la tasa de petroleo
producido no menos a 100 bl/dia, sistema de levantamiento artificial instalado, valores

bajos de BSW.
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La tabla 7 presenta el estado de produccion actual del pozo seleccionado para el estudio
y para la aplicacioén del método que se desea efectuar. Los datos mostrados corresponden

al afo del 2022.

Tabla 7.- Estado actual del pozo productor seleccionado

Pozo Arena Pr Puwr Pwn GOR Qr Qo Qw Tipo de
(psi) (psi) (psi)  (pie’/bl) (bl/dia) (bl/dia) (bl/dia) bomba
Mariann-53 U Inferior 2800 541 90 181 576 394 182 BH

Fuente: ARCERNNR, 2022, (Sinchire Pogo, 2024)
Elaborado por: Malena Del Pezo

2.4.7 Datos de entradas requerido
Se necesita tomar en cuenta los siguientes datos del pozo para lograr desarrollar ciertos

calculos e implementar el método de EOR.

Tabla 8.- Datos necesarios para los cadlculos del pozo Mariann-53

Datos Valor Unidad Datos Valor Unidad
L= 7915 ft Yw = 1,020 -
= 7539 ft Fo= 0,684 -
Dirr = 2,992 pg Gw= 0,433 psi/pie
Dorp = 3,5 pg Lo = 9,4 cp
Pwn = 90 pg Uw = 0,29 cp
Yo = 0,936 - GOR = 181 pie’/bl
Fluido Petroleo i Fy = 0,316 ;
motriz =
Qs= 700 bl/dia Twn = 153 °F
Pg = 775,141 psi Twr = 215 °F
Pr = 2800 psi Pwr = 541 psi
°API = 19,6

Obtenido de: (Sinchire Pogo, 2024)
Elaborado por: Malena Del Pezo

2.5 PROPIEDADES DEL YACIMIENTO

2.5.1 Propiedades del Fluido
e  Compresibilidad del fluido
Es el cambio relativo en el volumen del fluido en relacion con el cambio de una unidad
de presion, es decir, el cambio de volumen por unidad de volumen de fluido por el cambio
de presion, ademas que el gas tiene mayor compresibilidad que el liquido (petrdleo, gas).

((SLB), Compresibilidad del fluido, 2025)
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e  Densidad
La densidad de un fluido es una masa por unidad de volumen, donde depende de

condiciones reales de presion y temperatura del yacimiento. (Contreras Cordova , 2010)

Tabla 9.- Clasificacion del crudo de acuerdo con su densidad

Aceite crudo Densidad (gr/cm?) Densidad (grados API)
Extrapesado >1.0 <10.0
Pesado 1.01 -0.92 10.1-22.3
Mediano 0.91 -0.87 22.4-31.1
Ligero 0.86 — 0.83 31.2-39
Superligero <0.83 >39

Fuente de: (Garcia Tinajero y otros, 2015)

Elaborado por: Malena Del Pezo

e  Factor volumétrico del petréleo

Se lo conoce con la abreviacion Po, que mide el cambio de volumen de la fase liquida al
pasar de la condicion de yacimientos a las condiciones estandar de superficie y se expresa
como una relacion. Por ejemplo, fo = 1,5 B/BF significa que para tener un barril de
petroleo en superficie (Barril Fiscal, BF) se solicita 1,5 barriles de petréleo en el
yacimiento. (Brito Rodriguez, 2024)

De acuerdo con la ecuacion de balance de materia (BM) se define como:

62,4y0+0,0136R,y,
By = ; 4 Ec. 9
o

e  Factor volumétrico de gas
Tiene la abreviacion de Pg, se define como el volumen de gas a condiciones de

yacimiento, requerido “para producir. (Pérez Angulo, 2018)

— ZyactTyac [ft*

By = 002827 2%~ |Z] Ee. 10
_ Zyac*Tyac [bbl

By = 0,005035 2 1= Een

e  Presion de burbuja
La presion de burbuja o también presion de saturacion se denota como Pb, se define como
la presion en donde se libera la primera burbuja de gas al pasar un sistema del estado

liquido al estado de dos fases (liquido — gas), en la cual se encuentra en equilibrio con el
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gas y petréleo presente a una temperatura y presion del yacimiento, estando en su punto

de burbuja. (Plus)

e  Viscosidad
Es la propiedad més importante de los fluidos y esta se define como la resistencia interna
que tienen ciertas sustancias para fluir cuando se aplica una minima cantidad de esfuerzo
cortante, se representa con  y se expresa en cp, ademas de ser equivalente de espesor y
tiene tres factores fundamentales como: (Rojas Castillos, 2013)

e Latemperatura

e La presion

e El gas que contenga en solucion

» Viscosidad de petréleo

e representa con siendo una caracteristica importante que controla el fluido de
S t 0> d terist rtant trola el fluido d
petroleo a través de un medio poroso y de la tuberia, ademads de ser la resistencia interna

que ofrece el petrdleo para moverse. (Gudino, 2006)

» Viscosidad del gas

Para la viscosidad de los gases es mucho menor que los liquidos ya que al aumentar su
temperatura también aumenta su viscosidad, esto se debe a que el aumento6 de agitacion
o movimiento de las moléculas, también varian con respecto a su composicion, si hay

gases mas pesados tienen mayor viscosidad. (Guillén, 2014)

2.5.2 Propiedades de la roca
. Compresibilidad de 1a roca
Al igual que los fluidos es un mecanismo de expulsion de los hidrocarburos, en donde al
comenzar la explotacion de un yacimiento y cae la presion, se expande la roca y los
fluidos, la cual causa la disminucion del espacio poroso interconectado, a su vez es
importante para los calculos de balance materia, simulacion de yacimientos y analisis de

pruebas de pozos. (Madrid, 2009)

e  Espesor neto
Es el espesor de la formacion que contribuye el flujo de fluidos o la suma de los intervalos
productivos de un yacimiento, este se determina mediante los andlisis o registros y puede

variar del espesor bruto o del intervalo perforado. Para los pozos inclinados o con
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desviacion dentro de su formacion el espesor neto se mide a partir de la perpendicular al

angulo de declive. (Energy, 2020)

. Porosidad

Es el porcentaje total del volumen ocupado por el espacio poroso, independiente del tipo
de fluido que contenga, se obtiene a partir de anélisis de nucleos o registros, donde se
utiliza para célculos de reservas volumétricas y la compresibilidad de la formacién y se

la ocupa en las ecuaciones de flujo transitorio de presion. (Energy, 2020)

. Permeabilidad

Es aquella que mide la facilidad del flujo de fluidos a través de la roca bajo un gradiente
de presion, esta se puede medir normalmente en darcies o milidarcies. Las formaciones
que pueden trasmitir fAcilmente son aquellas formadas por areniscas describiéndose como
permeables, con poros grandes y bien conectados, por otro lado, las formaciones
impermeables como las lutitas y las limolitas tienden a tener granos mas finos o un
tamafio de grano mixto, con poros mdas pequefios, crecidamente escasos 0 menos

interconectados. (SLB, Permeabilidad, 2025)

e  Saturacion

Es la fraccion delo volumen poroso ocupado por ese fluido (agua, petrdleo, gas) a
condiciones de presion y temperatura en una formacion rocosa, usualmente se encuentra
en porcentaje de volumen. es un parametro clave para evaluar el potencial de los
yacimientos, estimar las reservas de hidrocarburos y disefiar estrategias Optimas de

perforacion y produccion. (Linkedin, 2025).

Esta propiedad se expresa para cada fluido como:

., , Volumen de aceite
So = Saturacién de petréleo — Sy = Ec. 12
Volumen de poros

./ Volumen de gas
S, = Saturacion de gas - S, = g Ec. 13
9 9 Volumen de poros

./ Volumen de agua
Sw = Saturacion de agua - Sy, = g Ec. 14
Volumen de poros

So+S,+Sw =1 Ec. 15
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CAPITULO III: METODOLOGIA

3.1TIPO DE ESTUDIO

3.1.1 Cuantitativo

El presente trabajo enfoca un estudio cuantitativo, ya que se basa en la informacion de
datos obtenidos de un trabajo de titulacion referente a varios campos y andlisis de datos
para evaluar el comportamiento con la ayuda de un simulador para el aumento de la

produccion de hidrocarburos a partir de inyeccion de polimeros.

Este enfoque permite establecer relaciones matematicas y aplicacion de métodos para la
obtencion de los resultados, al mismo tiempo, tiene como objetivo asegurar que los
resultados puedan ser replicables y generalizadas en contexto similares, logrando aportar
evidencia empirica para la validacion de los métodos para el aumento de produccion de

los pozos.

3.1.2 Explicativo

Por otro lado, es un estudio explicativo, ya que este trabajo se basa en la manipulacion de
datos que se muestran en el capitulo II, para el manejo de software de simulacién tomando
en cuenta algunas de las caracteristicas para poder ser aplicadas para la recuperacion
mejorada, y asi poder determinar el caso de estudio favorable para la obtencion de
resultados que puedan ayudar a comprobar la efectividad del procedimiento que se

aplicado.

3.2 POBLACION Y MUESTRA
3.2.1 Poblacion

Es el conjunto de todos los individuos, los cuales se quieren investigar con respecto a una
particularidad dada, (Triola, 2018). Para este proyecto, la poblaciéon de estudio
corresponde al campo Shushufindi. Actualmente se registran 43 pozos que ya han sido
intervenidos mediante levantamiento artificial, en la cual especificamente se dara un
enfoque prioritario para los pozos que han manifestado disminucidon progresiva en la
produccion con el paso de tiempo. Esta situacion resalta en considerar la aplicacion de
esta técnica de recuperacion mejorada realizando varias pruebas en el estudio para la

implementacion de polimeros y optimizar la productividad de dicho pozo.
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3.2.2 Muestra

Se define como la seleccion més pequefia de observacion extraida de una poblacion,
(White & White, 2017). La muestra seleccionada se describe como un muestreo no
probabilistico por conveniencia para el desarrollo de este estudio que corresponde a uno
de los pozos que se encuentra en campo, siendo el pozo Mariann-53 en donde ha
alcanzado un punto en el cual la energia natural dentro del yacimiento ya no es suficiente
para sostener la extraccion de los hidrocarburos cumpliendo asi su vida 1til y para lograr

extraer un poco mas se pondra a prueba este estudio.

3.3PROGRAMA CMG
El software de simulacion yacimientos modelo para la industria petrolera que pertenece
a la empresa Computer Modelling Group (CMG), siendo una herramienta de simulacion
numérica mas avanzada y utilizada para modelar el comportamiento de los yacimientos
petroleros y de gas, tomando en cuenta sus parametros estaticos y dinamicos, ademas de
sus multiples procesos de produccion, recuperacion mejorada, inyeccion de fluidos y
fenomenos térmicos y quimicos en medios porosos para poder realizar predicciones

futuras de la produccion.

Componentes principales del Simulador CMG:
e [MEX (Simulador de petréleo negro y composicion)
e GEM (Simulador de composicidén y no convencinal)
e STARS (Simulador térmico)
e  WinProp (Simulador de caracteristicas de propiedades de fluidos)

e Builder y Results (Simulador de creacion de reservorio)

ARadsduaEamg@E

Figura 17. Ventana principal del programa CMG
Obtenido de: CMG, Version 2015.1
Elaborado por: Malena Del Pezo
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3.4PROGRESO EN LA MALLA DEL SIMULADOR
Para este trabajo se deberan desarrollar varios pasos con la ayuda del simulador CMG
Version 2015.10 y con los datos presentados en el capitulo II, para el presentar los

resultados para la inyeccion de polimeros hacia el pozo Mariann-53.

3.4.1 Configuraciones iniciales para el modelo
En el simulador CMG se visualiza varias aplicaciones que cumplen diferentes funciones
para la implementacidon de varios mecanismos para un yacimiento, en el cual incluye

modelo estatico y sus propiedades.

Para comenzar se requiere seleccionar Builder creando una nueva hoja para la
construccion del modelo a simular, donde se visualiza la ventana I/O y se establecen los
parametros que se van a trabajar, como la unidad en la que se efectuard el simulador, el

tipo de porosidad y por ultimo la fecha en que se dara inicio.

Current Reservoir Simulator Settings X
Simulator Working Units Pomosity Shape Factor
O GEM sl (®) Single Porosty ~man and Kazem Smulator STARS
C_} IMEX (®) Field (O DUALPOR Wamen and Root Working Units FIELD
®STARS  OlLab ) DUALPERM
OMING Fractured Mo
Advanced.._ () SUBDOMAIN Dual Porosity Type
Subdivisions for Matrix Blocks Sub Divisions
Mumber of subdivisons
Shape Factor
Wolume fractions
(2 values expected) Samulation Start Date 2022401-1.00
smlam'.-' Start Date ) Once selected, these seftings cannot be changed.
Year: 2022 | Month:|1 Day: |1
| Coc
QK Cancel

Figura 18. Ventana del modulo 1/0
Obtenido de: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo

3.4.2 Dimensiones para el yacimiento

Para esta parte se crea la malla en la cual se ingresan las siguientes dimensiones 35 (I-
direccion) X 35 (J-direccion) X 7 (K-direccion) como se muestra en la Figura 19, en
donde la direccion K se dividira en 7 capas que se extiende para la parte de abajo.
Asimismo, los bloques de cada direccion I y J tendran una medida de 25 ft, por lo cual se

desconoce con exactitud el yacimiento.
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Create Cartesian Grid
Grid Type K Dlirection
() Cartesian 2 Up
Comer poirnt {orthogonal) () Down
Mumber of Grid Blocks
I direction J direction K direction

Block widths
I direction

o ] [ ]

[20-50

J direction

[20-50

Controlling Grid spacing

[1 Snap spacing

Snap grd lines as multiples of:
| direction J direction
1 1

Cancel

Figura 19. Dimensiones para el mallado
Obtenido de: CMG (Version 2015.10)
Elaborador por: Malena Del Pezo

De tal manera que se genera de forma automatica el mallado con las dimensiones que se

colocaron como se muestra en la Figura 20.
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Rendering 2400 grid blocks, 0 view blocks, 0 exterior faces.

Figura 20.-Visualizacion del mallado ajustado a las dimensiones colocadas

Obtenido de: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por. Malena Del Pezo
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3.4.3 Propiedades y caracteristicas de la roca

A continuacidn, se procede a ingresar la informacion para los casilleros “Gird Top” y

“Grid Tihickness”, después en las siguientes casillas se coloca los detalles que

demuestran en la tabla 3, en donde el valor de 1a porosidad y la permeabilidad se la agrega,

como se describe en la tabla para completar los detalles necesarios pata los calculos.

B General Property Specification — m] x
Edit Specification
Only for Start Time, Goto | Grid Thickness ~ | | Use Regions # Sectors
Grid Top Grid Thickness Parosity Permeability |
UNITS: ft ft n
SPECIFIED: X X X |
HAS VALUES: X X X
Whole Grid |
Layer 1 7705 50 017 800
Layer 2 FI55 &0 027 2750
Layer 3 7815 80 018 550
Layer 4 7895 40 017 515
Layer 5 7935 35 015 400
Layer 6 7970 70 0.16 7
< >
[ ok ] | cance

Figura 21. Ingreso de informacion para las capas
Obtenido del: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo

Posteriormente, se presentara el mallado bidimensional y tridimensional que representa

cada capa, mostrando cémo se ird generando la simulacion.

(& Builder - [CMGBuilder00.dat: 1] - o x
File Edit View 10 Control Resevoir Components Rock-Fluid Initial Conditions Numerical Geomechanics Well Tools Window Help -8 x
NEHE BB (& 0SS e Whibage - BB O L LER S+ AQAD OB @ = W
- v Plane 10f 6
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| Block il v |® Grd Thickness v| [a2zo0 IR iz ST
Model Tree View - 3 x a 0.2D | Ch plot | -x
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Components o T I I T [ [ I [ [ [ [ | [ [ T I T T = i
a | -300 -200 -100 0 100 200 300 400 SO0 800 70O 800 900 1.000 1.100 1.200 1.300 EI:HCN:!J(:UB:I\:M‘W
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Figura 22.-Mallado en 2D
Obtenido por: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo
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Figura 23. Mallado en 3D
Obtenido de: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo

3.4.4 Ingreso de componentes
Se procede a ingresar la informacion PVT del yacimiento, lo que se realizard es lo

siguiente:

Se ingresa “Import Black Oil PVT”, en donde se escogera la unidad de campo y se dara
clic en la opcidn de “Launch Black Oil PVT”, lo que aparecerd una nueva ventana y se le
dard clic en “Generate PVT Table Using Correlations”, se ingresan los valores

correspondientes de la siguiente tabla.

Tabla 10.- Resultados PVT tomados del pozo Mariann-53

TaCF)  Pan@s) P P (1) Poes (775)

215 3200 775,141 58,40 0,084

Elaborado por: Malena Del Pezo

Después de ingresar los datos de la tabla 10 se genera los resultados de la tabla PVT con

la siguiente informacion:
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[T Imex PVT Regions e

rrsn (15 3
PVT Table General Undersaturated Data

PWT Table Type: | il and gas (PVT) v Table Uses: | Gag expansion factor (EG) ~

Differential liberation table parameters
Bubble poirt pressure

[ Include Oil Compressibility in PYT Table

[ Include Gas-oil Interfacial Tension in PVT Table
Qil formation vol. factor

Solution gas-oil ratio

# p Rs Bo Eg viso visg co ~
psi ft3/bbl ft3/bbl cp cp 1/psi

1 14.656 327573 1.07613 4.35008 12371 0.0115827 3e-005

2 65.3923 875755 1.07882 19.5262 11,653 0.0116355 3e-005

5 116.083 14.5401 1.0818 3457 11.0057 0.0117047 3e-005

4 166.785 21603 1.08503 50.6916 10.3455 0.0117854 3e-005

5 217.481 28.6357 1.08845 66.695 9.72457 00118758 3e-005

6 268.178 35.9857 1.09205 829881 91483 00119753 3e-005

7 318.874 43.5973 1.0958 99.5778 8.61565 0.0120835 3e-005

8 369.57 51.4427 1.09963 116.471 8.12525 0.0122001 3e-005

2 420.267 594375 1.10363 133.673 T.ET444 0.012325 3e-005

10 470.963 67.7426 1.10781 151.183 7.26018 0.0124585 3Je-005 ¥
£ >

ok ] [ ] [awv ] [ ]

Figura 24. Resultados PVT generados con la informacion ingresada
Obtenido por: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por Malena Del Pezo

(775.141 psi) y la temperatura del yacimiento (215 °F).

Stars Import Black Gil PVT =

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

Read Black Oil PVT Data in IMEX Format Black Oil PVT Properties
Launch the Black il PVT Graphical User Interface(GUI) Celactilings Field »
Write Black Oil PVT Data to a File

Awverage and Select PVT Region

Cil Density Options
(®) Use Do={DeadOilDensity + GOR"GasDensity)/Bo P Region #1, psi =~
() Input live cil density in the table on the right 1 14656000
Input gas gravity in the table on the right and —
O calculate oil density using the equation above. 2_ 65392300
3 |116.085000
lain Density Input ——
| EolanDensty oot | 4 |166.785000
Bubble Point Pressure and Temperature 5 217431000
To enable the Next button, a bubble point pressure that 268.178000
ig identical to one of the pressure points in the black oil — :
PVT table and temperature must be input. 318.874000
| Bubble Pt. Temperature | Set 8 |369.570000
Region #1 | 775.141 psi 215F 3 [420.267000
10 |470.963000
11 |521.655000
12 | 572.356000
12 L) NEnNN <

Re-Maich <Back | [ Nei> | | Cancel |

Figura 25. Ventana principal para el ingreso de presion de burbuja y temperatura

Obtenido de: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo

Luego, se presentara la ventana principal en donde se ingresard la presion de burbuja
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Por ultimo, se verifican las propiedades PVT con sus errores promedio con respecto a la
informacion ingresada, demuestran que los resultados tienen un porcentaje que son

parecidos a datos del laboratorio

Stars Import Black Oil PVT

Step 5: Check Matches of PVT Properties

Explain Density Match

Explain K Value Match

Explain Viscosity Match

Explain Gas Match

Density Match Controls

Qil density weight
il FVF (Bo) weight

Themal Expansion Coefficient

(O Use Input Value
(O Caleulate from first Bo
(® Automatically match value

K Value Match Controls

tl:; points to bubble point

(®) Use K value coefficients
(") Use K value table

Liquid Viscosity Controls

lze non linear ail
viscosity option

lse pressure
dependent viscosity

Water Viscosity

() Use default values
(®) Match input PVT

Gas Match Controls

Intemal comelation for
gas viscosity

Composition
{®) dependent gas
viscosity

LUze high gas density
comection for gas
viscosity

Density Match Results

Used a 2 point match with points
5. 16.

Ct= 0000478646 1/F
Co= 0 1/psi

Calliguid)= 0 1/psi
Do=54.3744 |b/ft3
Dalliquid)= 225245 Ib/ft3

Avg emor= 0.02 %

Re-Match

K Value Match Results
Used a 3 point match with
points 4, 8 and 16.

Coeff 1= 39585.5 psi
Coeff 2= 0.0062658 1/psi
Coeff 3=-5.11403

Coeff 4=-1583.98 F
Coeff 5=-446.782 F

Awvg emor= 029 %

Viscosity Match Results

Dead ol visc=12 6078
Soln gas visc=0242367

Avg emor= 0.46 %

< Back

Gas Match Results
Region 1 emor=4 84 %

Stars gas viscosity is not
pressure dependent!

TePc emor=4 46 %
Gas Viscem=48 %

Cancel

Figura 26. Ventana con errores promedios de las propiedades PVT

Obtenido por: CMG (Version 2015.10
Elaborado por: Malena Del Pezo)

3.4.5 Interaccion roca — fluido
En esta seccion se ingresara datos para generar las curvas de permeabilidades relativas y
precision capilar, siendo una ayuda para conocer en como se mueve una las fases gas —

petroleo — agua con respecto a la otra.

Al momento de ingresar en la seccion de Rock Fluid Types, se selecciona la opcion de
“Generate Tables Using Correlations” donde se muestra una ventana para el ingreso de

valores para las permeabilidades y saturaciones que seran necesarias para los calculos del

yacimiento.
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Relative permeability correlations

Falculations for cil-water-gas system

Use list below as a guide to set exponent values for the generalized

KROGCG - Krog at Connate Gas
Exponent for calculating Krw from KRWIRO
14 | Exponent for calculating Krow from KROCW

equations, orto select specific analytical equations. o
Suggestions not required. ~ E
3
Show Equations g'f’
[] Liquid saturations do not include connate water o
# | Description Value | -
1_ SWCON - Endpmrlt Saturatl.on: Co.n.nate Water 0.3 00 T T S ¥
2 |SWCRIT - Endpoint Saturation: Critical Water  0.35 Sweon Swerit 1-Sorw 1-Soirw
3_ SOIRW - Endpoint Saturation: Imeducible Qil ... 0.25
4_ SORW - Endpoint Saturation: Residual Oil for... 0.25
5_ SOIRG - Endpoint Saturation: Imeducible il f... 0.1
E SORG - Endpaint Saturation: Residual Oil for .. 0.1 =
_.-"_ SGCON - Endpoint Saturation: Connate Gas 0 % %
8 |SGCRIT - Endpoint Saturation: Critical Gas =~ 0 =8
'9 | KROCW - Kro at Connate Water 09 @2
W KRWIRO - Krw at Imeducible Cil 03 gg
11 | KRGCL - Krg at Connate Liquid 08 g8
12 -'.z.
13|

4 T [} sl
Swcon | Sirg
N Slcon

? Exponent for calculating Krog from KROGCG
16 | Exponent for calculating Krg from KRGCL

2
2
2 0.0
2

Cancel Apply

Figura 27. Ventana de correlaciones de permeabilidades relativas

Obtenido por: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo

3.4.6 Condiciones iniciales

Para esta etapa, se definen los parametros iniciales del yacimiento que son necesarios para

el simulador como la presion inicial, profundidad del contacto agua-petroleo y gas-

petréleo, y una profundidad de referencia en donde se encuentra la arena.

STARS Initial Conditions

Vertical Equilibrium Calculation Methods
(@) Depth-Average Capillary-Gravity Method { VERTICAL DEPTH_AVE )
() Add a phase pressure comection. { EQUIL )

(®) Do not add a phase pressure comection. { NOEQUIL )

(C) Do Mot Perform Vertical Equilibrium Calculations { VERTICAL OFF )

Datum Depth for Pressure
[[] Datum Depth for Output Pressure { DATUMDEPTH)
Use Initial Equilibrium pressure distribution to calculate comected datum pressures. ( INITIAL )
Use the grid block density to calculate comected datum pressures. ( REFDENSITY GRIDBLOCK )

Use an input reference density to calculate comected datum pressures { REFDENSITY density )

Initiglization Region Region 1 e 4
Region 1: Inttialization Region Specifications

Initialization Set Mumber 1 is not defined. Grid depth range: 7705 to 8040 ft

Reference Pressure { REFPRES ) 2800 psi Water/Gas Transition Zone { TRANZOMNE ):
Location For Reference Pressure Intial Reservoir Saturation
=
® Reference Depth ( REFDEPTH) 7900 R WaterOil Cortact Depth { DWQC ) 3000 ft
O Reference Block ( REFBLOCK )
(UBA Fomnat i.c. 11 k1 /i2i2k2 ...) Gas-Oi Contact Depth { DGOC ) ]
B Cancel Aoply

Figura 28. Ventana de las condiciones iniciales
Obtenido de: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo
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3.4.7 Control de método numérico

En esta parte aparece la ventana para ingresar los intervalos de tiempo, en donde el resto

de informacion estaran generados por defecto, por lo cual no serd necesario rellenar todos

valores.
B STARS Mumerical O s
2022-01-01 ~ | =
General Mumset
Keyword Description Default Walue I Diataset Value Set At Time
Timestep Control Keywords
Maximum Mumber of Timesteps (MAXSTEPS) 959
Maximum Time Step Size (DTMAX) 1e+020 day 10 day
Minimum Time Step Size (DTMIN) 1e-008 day
First Time Step Size after Well Change (DTWELL) 0.01 day
Solution Method Keywords
Isothermal Option (ISOTHERMAL) OFF ™
Model Formulation (TFORM) SXY ZT ™
Linder-Relaxation Option {LMNRELAX) -1
Upstream Calculation Option (UFSTREAM) MLEVEL ~
Maximum Mewton kerations (MEWTONCYC) 15
Maximum Time Step Cuts (NCUTS) i
Maximum Pressure Limit (MAXPRES) 145038 psi
Minimum Pressure Limit (MINFPRES) 7.25189 psi
Minimum Temperature Limit (MINTEMP) J38BF
Maximum Temperature Limit (MAXTEMP) I63IZF
Maximum Phase Switches per Time Step (PVTOSCMAX) | 60
Adaptive Implicit Method (A1M) OFF ~
Frequency of Checking for Backward Switching (BA. ..
Threshold Value (THRESH)
Material Balance herations (MATBALITER) 3
Material Balance Emor Tolerance (MATBALTOL) 0.0001
Limear Solver Keywords "
£ >

Comments for

Cancel Apply Help

Figura 29. Ventana que aparece para el control numérico
Obtenido de: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo

3.4.8 Informacion de los pozos

A continuacion, para esta fase es esencial en colocar los pozos ya sea productores o
inyectores en la malla que se ha construido, con el objetivo de aumentar la produccion de
petroleo para esta zona. Se menciona que los pozos productores son aquellos que extraen
el fluido de manera natural en un determinado tiempo. Por otro lado, los inyectores
ayudan a mantener la presion en el fondo durante un periodo especifico con la ayuda de
los fluidos que seran inyectados en el mismo, para facilitar el movimiento de los

hidrocarburos en el yacimiento hacia el pozo.
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B Well Events ] X

displayed wells 2 of 2 20240101 ~| |E Well: ‘Inyector (Agua y AN125VHM)" at  2024-01-01 (730.00 day)
Name / Dale Buvent ID & Type [+] Well definition Previous date: <none>
Inyector (Agua y —

2024-01-01 WELL Constraints
INJECTOR P Name Inyector (Aguay AN125VHM [ Edit
constraints ulplers
injected fluid Welbore
stream tempera.. —— Type: INJECTOR UNWEIGHT -

20250501 INJECTOR Injected Fluid 2t or 2 v .
canstraints —— Group: <None> ~ or level group with no
injected fluid Options other gmup.s attached to it
stream tempera.. - [ Fraction 1 use to muttiply well rates and

Layer Gradient index
Mariann-53

2022-01-1 WELL Gas Lt
PRODUCER
constraints Guide Rates

Commerts
N,
Sort by: g D:i:e Tools P Reset Page DALrto-apph.' 0K Cancel Ppply Help

Figura 30. Ventana para la creacion de pozos
Obtenido de: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por Malena Del Pezo

3.5 PARAMETROS PARA LA INYECCION DE POLIMEROS

3.5.1 Informacion de los polimeros
Para este estudio se utilizara los polimeros tipo HPAM y AN125VHM, los cuales serviran
como base para comenzar la simulacion de la inyeccion. En las siguientes tablas se

presentaran las caracteristicas a tomar en cuenta.

Tabla 11.- Propiedades del polimero HPAM

Caracteristicas Valor
Nombre del polimero HPAM
Peso molecular 8000 1b/Ibmol
Volumen poroso accesible 0,7
Factor de residencia residual 3
Porosidad 0,438

Obtenido de: (Angarita Buitrago & Buitrago Pefia, 2016)
Elaborado por: Malena Del Pezo

Tabla 12.- Propiedades del polimero ANI25VHM

Caracteristicas Valor
Nombre del polimero AN125VHM
Peso molecular 12000
Volumen poroso accesible 0,75
Factor de residencia residual 3
Porosidad 0.1527

Obtenido de: (Angarita Buitrago & Buitrago Pefia, 2016)
Elaborado por: Malena Del Pezo
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3.5.2 Procedimiento para el ingreso del polimero

En esta parte del proceso, se debe de especificar la inyeccion de polimeros en la cual se
utiliza la herramienta Process Wizard que se encuentra en la parte del modulo
Components, siendo de gran ayuda para representar y modelar diferentes tipos de
procesos como crudo espumante, combustion, inyeccion de agua de baja salinidad, entre
otros. A continuacion, se mostrara el procedimiento para la inyeccion de los 2 tipos de

polimeros a monopolizar que son HPAM y AN125VHM para la simulacion,

Primero, se escoge la opcion de polimeros que se representa como “Alkaline, surfactant,

foam, and/or polymer model”, luego presionamos “Next”

B " Process Wizard Step 1 - Choose Process >

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

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

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

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

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

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

Back Mext = Cancel

Figura 31. Ventana para la creacion de polimeros
Obtenido de: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo

Lo siguiente serd en ingresar la informacion de los polimeros HPAM y AN125VHM,

detalles que se encuentran en las Tabla 11 y Tabla 12 para completar esta seccion.
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= Back

B " Step 2 - Input Specific Data For A.5.P. Models
Choose model
Polymer flood {add 1 components) s
Select Options
Palymer viscosity is a function of Salinity 1
Polymer is adsorbed onto the reservair rock
Polymer resistance factor (1.0=no pemeability blockage) 3
Accessible pore volume for polymer adsorption 0.7
Polymer Wettability Shift 1
Polymer quarntity decreases with time 1
Rock type for conversion of adsorption values (gm rock to PW) Sandstone ~
Rock Density, amscm3 265

Cancel

Figura 32. Especificaciones del polimero

Obtenido de: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo

Para la siguiente parte es necesario ingresar los datos sobre la adsorcidon del polimero

(mg/100g rock) y el peso del polimero %, en la cual tomaremos en cuenta la informacion

de la Tabla 13 y Tabla 14 correspondientes para cada polimero a utilizar.

Al mismo tiempo, en la tabla muestra la viscosidad que también serd necesaria para el

siguiente paso que se mostrara después de hacer clic en “NEXT”, donde se tomara en

cuenta el peso del polimero % y la viscosidad de este, la cual se tomara en cuenta de la

Tabla 13 y Tabla 14.
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Tabla 13.- Datos de las propiedades del polimero HPAM

Concentracion

Adsorcion

(ppm) Fraccion Molar  Peso (%) mg/100g rock Viscosidad (cp)
0 0 0 0 0.29
20 5,63474686e-008  0,00250149 0.46300 0.72
50 1,126948215e-007  0,00500285 0.48500 1.09
75 1,690420585¢-007  0,00750408 053296 1.40
100 2,253896299¢-007  0,01000519 0.57100 1.72
150 3,380832969¢-007  0,01500704 0,60215 2,39
200 4,507792005e-007  0,02000838 0,64890 3,00
250 5,634728326e-007  0,02500923 0,84090 3,81
400 9,015581101e-007  0,04000876 1,02000 6,20
500 1,126947422¢-006  0,05000595 1,04090 7,88
600 1,352334365¢-006  0,06000114 1,24890 10,50
800 1,803112367¢-006  0,07998552 1,24890 13,10
1000 2,253889754¢-006  0,09666191 1,43000 18,90
1500 3,380832072e-006  0,14986796 2,03990 31,68
2000 4,507765911e-006  0,19972417 2,78000 48,08
2500 5,634714463e-006  0,24953062 3,33990 67,48
3000 6,761630774e-006  0,29928738 4,06490 89,88
35000 7,888467702e-006  0,34899000 4,93990 115,28
4000 9,015450388e-006  0,39865000 5,66490 143,68

Obtenido de: (Angarita Buitrago & Buitrago Pefia, 2016)
Elaborado por: Malena Del Pezo

Tabla 14.- Datos de las propiedades del polimero ANI125VHM

Conzle)g::)lcmn Fraccion Molar  Peso (%) m:/(iiboggc:)ollk Viscosidad (cp)

0 0 0 0 0.29
25 5,789073444e-008  0,00257 0,037375 3,200
50 1,142075273e-007  0,00507 0,067000 3,326
75 1,705271298e-007  0,00757 0,096375 3,436
100 2,268495423e-007  0,01007 0,125500 3,550
150 3,395027978e-007  0,01507 0,183000 3,788
200 4,521672956e-007  0,02007 0,239500 4,043
250 5,648430372¢-007  0,02507 0,295000 4,314
500 1,128390462¢-006  0,05007 0,557500 5,971
800 1,805018773e-006  0,08007 0,839500 8,819
1000 2,253846871e-006  0,09996 1,010000 10,62
1500 3,380877258e-006  0,14987 1,390000 24,32
2000 4,507675451e-006  0,19972 1,460000 46,13
2500 5,634691826e-006  0,24953 1,700000 76,15

Obtenido de: (Angarita Buitrago & Buitrago Pefia, 2016)
Elaborado por: Malena Del Pezo
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Enter porosity of laboratory polymer adsomption sample 0.438

Weight % Poblymer | Polymer Adsormption, mg/{100gm rock) | -~
1 |o i)
2 |o.00250149 0.463
3 |0.o0500235 0.485 !
4 | 0.00750408 0.53296
5 |0.0100052 0.571
6 |0.015007 0.60215
7 |o.0z00084 0.6439
'8 |0.0250092 0.69515
s |0.0400088 0.8409
10 | 0.050006 1.02
11 | 0.0600011 1.0409 -
< Back Mext = Cancel

Figura 33. Ventana para el ingreso de valores de peso % y adsorcion del polimero
Obtenido de: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo

B 7 Step 5 - Set Polymer Values >
Select option for velocity/shear effects on polymer viscosity | Mo velocity or shear effects ™
Select option for £ axis on the plot | MNone -

Wi Polymer Viscosity, cp -~
1 |0 0.29
2 |0.00250149 0.72
3 |0.00500285 1.09
4 |0.00750403 1.4
5 |0.0100052 1.72
6 |0.015007 2.35 e
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< Back Mext = Cancel

Figura 34. Ventana para el ingreso de valores del peso % y viscosidad del polimero
Obtenido por: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo
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Luego, se debe seleccionar los periodos de tiempos en los que se ird inyectando en los

pozos, para dar clic en “FINISH”.

Répidamente se abre la ventana de control del pozo inyector, en la cual se ingresaran las
fracciones molares del agua y del polimero, conforme a los tipos de concentracion
establecidos en la Tabla 13 y Tabla 14. Estos datos seran almacenados para lograr

comparar los resultados en graficas.

(]
7 | displayed wells 2 of 2 2025-05-01 ~ | FE Well: ‘Inyector (Agua y HPAM)' at 2025-05-01 (1216.00 day)
Mame / Date Event 1D & Type
Inyector (Agua y... Injected fluid: WATER ~
20240101 WELL Constraints
INJECTOR " Component Male Fraction Normalize
Multipliers
constraints 1 Water 0.399389545
injected fluid Wellbore 2 Palymer 3.38083207e-006
stream tempera... 3 Dead_Oil 0.0
20250501 INJECTOR Injected Fluid 4+ | Som Gos 00
conetrants Total: 0.999993326
injected fluid Optionis
stream tempera... )
Mariann-53 Layer Gradient
20220101 WELL Gas Lift
FRODUCER
constraints Guide Rates
Comments
Injection fluid / stream attributes
[] Temperature 215 F
[[] Steam quality ]
[ Pressure D psi
N
Sott by g Dot Tools b Reset Page | ] Ato-apply oK Cancel Apply Help

Figura 35. Ventana para el ajuste para las caracteristicas de los fluidos inyectados
HPAM
Obtenido por: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo

L]
7 | displayed wells 2 of 2 20250501 ~ |E Well: “Inyector (Agua y AN125VHM)' at  2025-05-01 (1216.00 day)
Mame / Date Event 1D & Type
Inyector (Agua y... Injected fluid: WATER ~
2024001 WELL Consiraints
INJECTOR =3 Component Mole Fraction Nomalize
constraints Mukipiers 1| Water 0.383995485
injected fluid Wellbore 2 Palymer 4 50767545¢-006
stream tempera... 3 Dead_Oil 00
20250501 INJECTOR Injected Auid 4 Soln_Gas 00
constraints
. Total: 0
injected fluid Optians
stream tempera .
Mariann 53 Layer Gradient
20220101 WELL Gas Lift
PRODUCER
constraints Guide Rates
Comments
Injection fluid / stream attributes
[ Temperature 215 F
[] Steam quality 0
[ Pressure 0 psi
M
sty SN [T ) ReselPage | ClAtospy | OK Cance Aoply e

Figura 36. Ventana para el ajuste para las caracteristicas de los fluidos inyectados
ANI25VHM
Obtenido por: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo
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CAPITULO IV: ANALISIS Y DISCUSION DE
RESULTADOS

En este capitulo se muestran los resultados en funcion a la simulacion de inyeccion de los
polimeros del tipo HPAM y AN125VHM en el cual se considera el tiempo de inyeccion
de cada uno con el pozo, a una temperatura de 215 °F, ademas de diferentes
concentraciones como 1000 ppm, 1500 ppm, 2000 ppm y 2500 ppm que fueron
consideradas para las respectivas corridas de simulaciéon y como este fue variando su

produccion con el paso del tiempo.

Se revelan las diferentes etapas que se fueron proyectando para este simulador como la
recuperacion primaria, luego de una simulacion de inyeccién de agua, por ultimo, la
inyeccion de polimeros de ambos tipos, resaltando que para el comienzo de la simulacion

sera a partir del afio 2022.

4.1PRODUCCION PRIMARIA

Produccion Primaria
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Oil Recovery Factor SCTR
—————— Qil Prod Cum SCTR

Figura 37. Curva de Produccion de Recobro y Acumulada de la Recuperacion
Primaria

Obtenido de: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo
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Produccién Primaria

400
0] N . E—

20 he e m— E—

Oil Prod Rate SCTR (bbl/day)

T — S —— S S—

1 1 1 I I I
2023 2024 2025 2026 2027 2028
Time (Date)

Oil Prod Rate SCTR |

Figura 38. Tasa de produccion de petroleo en Recuperacion Primaria
Obtenido de: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo

En la Figura 36 se puede analizar como un factor de recobro de 8,9 % aproximadamente,
con una produccién de 90,43 bl/dia por la Figura 37 y una producciéon acumulada de
143 807 bl con respecto al 2022 al 2023, llegando aumentar hasta 578 852 bl hasta el

comienzo del afio 2028 como produccion a futuro.

4.2INYECCION DE AGUA

A continuacion, después de haber culminado con el anélisis de la produccion primaria se
realiza una simulacion de inyeccion de agua con una tasa de 1000 bl/dia durante un
periodo de 5 afios aproximadamente, teniendo en cuenta que la inyeccién comenzo en el
afio 2024 teniendo como resultado un factor de recobro de 10 % hasta el comienzo del
ano 2028, con una cantidad productiva de 717495 bl y con una 222,93 bl/dia,
demostrando que la inyeccion agua ayudo en cierto tiempo al aumento de produccion de

petrdleo como se detalla en la Figura 38.
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Inyeccion de agua 1000 bbls/day

400

3004

200+

0il Prod Rate SCTR (bbl/day)

400 oo HH by R M hE b

2023 2024 2025 2026 2027 2028
Time (Date)

Figura 39. Tasa de recuperacion de petroleo con inyeccion de agua
Obtenido de: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo

0il Prod Ratz SCTR_|

4.3 INYECCION DE POLIMEROS
4.3.1 Primer caso: Polimero HPAM

Se planteo dos casos de estudio donde el primero se trata del uso de poliacrilamida
parcialmente hidrolizada (HPAM) a una temperatura de 215°F a diferentes
concentraciones como 1000 ppm, 1500 ppm, 2000 ppm y 2500 ppm. Ademas de utilizar
diferentes caudales para la inyeccién como 1000 bl/dia, 1500 bl/dia y 2000 bl/dia, en la

cual se explicara a detalle estos procesos.

Tabla 15.- Concentracion y Fraccion Molar de HPAM

Concentracion (ppm) Fraccion Molar
1000 2,253889754e-006
1500 3,380832072e-006
2000 4,507765911e-006
2500 5,634714463e-006

Elaborado por: Malena Del Pezo
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e Concentracion de 1000 ppm @ 1000 bl/dia, 1500 bl/dia y 2000 bl/dia.

Factor de Recobro

12,0

10,0

8.0

6,0

Oil Recovery Factor SCTR

4,01

2.0

0,0

1 1 1 1 T 1
2023 2024 2025 2026 2027 2028
Time (Date)

Qil Recovery Factor SCTR 1000 bbls/HPAM @ 1000 ppm.irf
—————— Qil Recovery Factor SCTR 1500 bbls/HPAM @ 1000 ppm.irf
------------ Oil Recovery Factor SCTR 2000 bbls/HPAM @ 1000 ppm.irf

Figura 40. Factor de Recobro de HPAM — 1000 ppm con diferentes caudales
Obtenido por: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo

e Concentracion de 1500 ppm @ 1000 bl/dia, 1500 bl/dia y 2000 bl/dia.

Factor de Recobro
14,0

12,0

10,0

8,0

6,0

Oil Recovery Factor SCTR

4,0

2.0

00 i i i i i i
2023 2024 2025 2026 2027 2028
Time (Date)

Qil Recovery Factor SCTR 1000 bbls/HPAM @ 1500 ppm.irf
—————— Qil Recovery Factor SCTR 1500 bbls/HPAM @ 1500 ppm.irf
------------ Qil Recovery Factor SCTR 2000 bbls/HPAM @ 1500 ppm.irf

Figura 41. Factor de Recobro de HPAM — 1500 ppm con diferentes caudales
Obtenido por: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo
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e Concentracion de 2000 ppm @ 1000 bl/dia, 1500 bl/dia y 2000 bl/dia.

Factor de Recobro
140

e — e EE——— ——

5 5 i i b
10,0 R S R :

Oil Recovery Factor SCTR

L O R L R R e
e e e
0,0 T T T T T T
2023 2024 2025 2026 2027 2028
Time (Date)
Oil Recovery Factor SCTR 1000 bbls/tHPAM @ 2000 ppm.irf
—————— Qil Recovery Factor SCTR 1500 bbls/HPAM @ 2000 ppm.irf
------------ Oil Recovery Factor SCTR 2000 bbls/HPAM @ 2000 ppm.irf

Figura 42. Factor de Recobro de HPAM — 2000 ppm con diferentes caudales
Obtenido por: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo

e Concentracion de 2500 ppm @ 1000 bl/dia, 1500 bl/dia y 2000 bl/dia.

Factor de Recobro
140

12,01

10,0

8,0

Oil Recovery Factor SCTR

6,0
4,0
2,0
O:O 1 1 1 1 1 IE
2023 2024 2025 2026 2027 2028

Time (Date)

Oil Recovery Factor SCTR 1000 bbls/HPAM @ 2500 ppm.irf
Qil Recovery Factor SCTR 1500 bbls/HPAM @ 2500 ppm.irf
------------ Qil Recovery Factor SCTR 2000 bbls/HPAM @ 2500 ppm.irf

Figura 43. Factor de Recobro de HPAM — 2500 ppm con diferentes caudales
Obtenido por: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo



» Analisis
Se plantearon 4 diferentes escenarios donde se puede visualizar un aumento significativo
por el Factor de Recobro con respecto a la concentracion, siendo de ayuda después de la
recuperacion primaria e inyeccion de agua, no obstante, en las graficas no se observa a
detalle las diferencias para escoger el caudal dptimo. A continuacion, se redactara los
resultados del Factor de Recobro que se muestran en la Tabla 16.

Tabla 16.- Factores de Recobro, HPAM

Caudal Caudal Caudal
1000 bl/dia 1500 bl/dia 2000 bl/dia
Concentracion FR (%) FR (%) FR (%)
1000 ppm 11,37 11,48 11,53
1500 ppm 11,40 11,52 11,56
2000 ppm 11,44 11,54 11,60
2500 ppm 11,47 11,57 11,63

Elaborado por: Malena Del Pezo

Con los valores establecidos a diferentes caudales y concentraciones se entiende que el
caudal optimo a escoger es de 2000 bl/dia, por tener mejores resultados y ser mas eficiente
en comparacion que los demds caudales, dado que el objetivo es incrementar la
produccion con una eficiencia moderada. Inmediatamente a base del caudal seleccionado
procedemos a evaluar a diferentes concentraciones entre 1000 ppm, 1500 ppm, 2000 ppm
y 2500 ppm con el proposito de determinar la concentracién dptima para el aumento de

la produccién. A continuacidn, se realizard graficas para diferentes situaciones.

Factor de Recobro HPAM a 2000 bbls/day
14,0 : . :

12,0
10,01
8,0

6,01

Oil Recovery Factor SCTR

4,01

2,0

00 f i i f f i
2023 2024 2025 2026 2027 2028
Time (Date)

Oil Recovery Factor SCTR HPAM @ 1000 ppm.irf
—————— Oil Recovery Factor SCTR HPAM @ 1500 ppm.irf
------------ Oil Recovery Factor SCTR HPAM @ 2000 ppm.irf
—_——————— Oil Recovery Factor SCTR HPAM @ 2500 ppm.irf

Figura 44. Factor de Recobro HPAM — 2000 bl/dia a diferentes concentraciones
Obtenido de: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo
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» Analisis
En la Figura 44 muestra el Factor de Recobro hasta el comienzo del afio 2028 en donde
se detallan los siguientes datos:

e Concentracion de 1000 ppm: 11,53 %.

e Concentracion de 1500 ppm: 11,56 %.

e Concentracion de 2000 ppm: 11,60 %.

e Concentracion de 2500 ppm: 11,63 %.

Produccion Acumulada HPAM a 2000 bbls/day
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il Prod Cum SCTR HPAM @ 1500 ppmirf
------------ Qil Prod Cum SCTR HPAM @ 2000 ppm.irf
—_——— Qil Prod Cum SCTR HPAM @ 2500 ppm.irf

Figura 45. Produccion Acumulada HPAM — 2000 bl/dia a diferentes concentraciones
Obtenido de: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo

> Analisis

La Figura 45 ahora refleja los datos de la Produccion Acumulada hasta el comienzo del
2028, detallando la siguiente informacion.

e Concentracion de 1000 ppm: 725 552 bl.

e Concentracion de 1500 ppm: 727 606 bl.

e Concentracion de 2000 ppm: 729 707 bl.

e Concentracion de 2500 ppm: 731 862 bl.
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Produccién de Petréleo HPAM a 2000 bbls/day
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Figura 46. Produccion de Petroleo HPAM — 2000 bl/dia a diferentes concentraciones
Obtenido por: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo

» Analisis
Con la Figura 46 se presentan resultados con respecto a la Produccion de Petroleo, en la
cual tomaremos en cuenta hasta el comienzo del 2028, con la que detallaremos a
continuacion:

e (Concentracion de 1000 ppm: 263 bl/dia.

e (Concentracion de 1500 ppm: 267 bl/dia.

e (Concentracion de 2000 ppm: 272 bl/dia.

e (Concentracion de 2500 ppm: 277 bl/dia.

7/
** Resultados
Con los resultados descritos se puede interpretar que a medida que se incrementa la

concentracion, la produccion presentard una diminucion con el paso del tiempo. A base
de los resultados mostrados, se determina un escenario Optimo para el proceso de
inyeccion de polimero HPAM el cual corresponderé a la inyeccion de 2000 ppm con el
caudal de inyeccion de 2000 bl/dia, con un Factor de Recobro de 11,60 %, con una
Produccion Acumulada de 729 707 bl y una Produccion de Petréleo de 272 bl/dia con un
periodo aproximado de 3 afios hasta al comenzar el afio 2028, por el cual ofrece un buen

rendimiento para el aumento de la produccion.
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4.3.2 Segundo caso: Polimero AN125VHM

Para este segundo caso de estudio, se considerard la inyeccion del polimero AN125VHM
que es como un copolimero de acrildmida y acrilamido terciario butilsufonato (ATBS), a
una temperatura de 215 °F, con los caudales de 1000 bl/dia, 1500 bl/dia y 2000 bl/dias y

las concentraciones de 1000 ppm, 1500 ppm, 2000 ppm, en la cual se detallara a

continuacion.
Tabla 17.- Concentracion y Fraccion Molar, AN125VHM
Concentracion (ppm) Fraccion Molar
1000 2.253846871e-006
1500 3,380877258e-006
2000 4,507675451e-006
2500 5,634691826e-006

Elaborado por: Malena Del Pezo

e Concentracion de 1000 ppm @ 1000 bl/dia, 1500 bl/dia y 2000 bl/dia

Factor de Recobro
14,0

12,0

10,0

8,0

6,0

Oil Recovery Factor SCTR

4,04
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0.0

T T T T T T
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Oil Recovery Factor SCTR 1000 bbls/AN125VHM @ 1000 ppm.irf
—————— Oil Recovery Factor SCTR 1500 bbls/AN125VHM @ 1000 ppm.irf
------------ Oil Recovery Factor SCTR 2000 bbls/AN125VHM @ 1000 ppm.irf

Figura 47. Factor de Recobro ANI125VHM — 1000 ppm con diferentes caudales
Obtenido de: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo
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Concentracion de 1500 ppm @ 1000 bl/dia, 1500 bl/dia y 2000 bl/dia

Factor de Recobro
140
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6.0

Oil Recovery Factor SCTR

4,0
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00

T T T 1 1 1
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Qil Recovery Factor SCTR 1000 bbls/AN125VHM @ 1500 ppm.irf
—————— Qil Recovery Factor SCTR 1500 bbls/AN125VHM @ 1500 ppm.irf
------------ Qil Recovery Factor SCTR 2000 bbls/AN125VHM @ 1500 ppm.irf

Figura 48. Factor de Recobro AN125VHM — 1500 ppm con diferentes caudales
Obtenido por: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por Malena Del Pezo

Concentracion de 2000 ppm @ 1000bl/dia, 1500 bl/dia y 2000 bl/dia

Factor de Recobro
140
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10,0

8,0

6,0

Oil Recovery Factor SCTR

4.0

2,01

0,0

T T T T T T
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Qil Recovery Factor SCTR 1000 bbls/AN125VHM @ 2000 ppm.irf
—————— Oil Recovery Factor SCTR 1500 bbls/AN125VHM @ 2000 ppm.irf
------------ Qil Recovery Factor SCTR 2000 bbls/AN125VHM @ 2000 ppm.irf

Figura 49. Factor de Recobro AN125VHM — 2000 ppm con diferentes caudales

Obtenido por: CMG (Version 2015.10)
Elaborador por: Malena Del Pezo
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e Concentracion de 2500 ppm @ 1000 bl/dia, 1500 bl/dia y 2000 bl/dia.
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------------ Oil Recovery Factor SCTR 2000 bbls/AN125VHM @ 2500 ppm.irf

Figura 50. Factor de Recobro ANI25VHM — 2500 ppm con diferentes caudales
Obtenido por. CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo

» Analisis
De los diferentes escenarios que fueron realizados con distintos caudales 1000 bl/dia,
1500 bl/dia y 2000 bl/dia y para 4 tipos de concentraciones como se realizo en el caso

anterior, se detallara a continuacion los resultados en la Tabla 18.

Tabla 18.- Factores de Recobro, AN125VHM

Caudal Caudal Caudal
1000 bl/dia 1500 bl/dia 2000 bl/dia
Concentracion FR (%) FR (%) FR (%)
1000 ppm 11,73 11,50 11,59
1500 ppm 11,40 11,54 11,64
2000 ppm 11,44 11,58 11,67
2500 ppm 11,47 11,61 11,71

Elaborado por: Malena Del Pezo

A partir de los datos obtenidos a diferentes escenarios planteados se entiende que el
caudal 6ptimo para este caso de polimero es de 2000 bl/dia, lo cual muestran valores de
FR (%) con mayores concentraciones a un mayor caudal proporcionando mejor

desempefio en el sistema lo que sugiere a una mejor eficiencia en el movimiento del

fluido.
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Luego de haber seleccionado el caudal se procedera en el analisis de las diferentes
concentraciones como 1000ppm, 1500 ppm, 2000 ppm y 2500 ppm con la intencioén de
identificar la concentracion dptima que maximice la produccion, por lo cual se obtendran

curvas para diferenciar la mejor opcion.

Factor de Recobro AN125VHM a 2000 bbls/day
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Oil Recovery Factor SCTR
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Time (Date)

il Recovery Factor SCTR AN125VPM @1000 ppm.irf
—————— Oil Recovery Factor SCTR AN125VPM @1500 ppm.irf
—————— Oil Recovery Factor SCTR AN125VPM @ 2000 ppm.irf

Oil Recovery Factor SCTR AN125VPM @ 2500 ppm.irf

Figura 51. Factor de Recobro AN125VHM — 2000 bl/dia a diferentes concentraciones
Obtenido por: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo

> Analisis

En la Figura 51 muestra una curva de Factor de Recobro hasta el comienzo del 2028, que

se detallard a continuacion:
e Concentracion de 1000 ppm: 11,58 %.
e Concentracion de 1500 ppm: 11,64 %.
e Concentracion de 2000 ppm: 11,67 %.
e Concentracion de 2500 ppm: 11,71 %.
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Produccion Acumulada AN125VHM a 2000 bbls/day
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Figura 52.-Produccion Acumulada AN125VHM — 2000 bl/dia a diferentes caudales
Obtenido por: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo

» Analisis
Para la Figura 52 la cual se observa la Produccion Acumulada se detalla los siguientes
valores hasta el comienzo del afio 2028:

e Concentracion de 1000 ppm: 729 443 bl.

e Concentracion de 1500 ppm: 731 997 bl.

e Concentracion de 2000 ppm: 734 406 bl.

e Concentracion de 2500 ppm: 736 461 bl.

» Analisis
En la Figura 53 que es la Produccion de Petroleo presentan datos hasta el comienzo del
2028 en la cual se detallaran a continuacion:

e Concentracion de 1000 ppm: 273 bl/dia.

e Concentracion de 1500 ppm: 280 bl/dia.

e Concentracion de 2000 ppm: 285 bl/dia.

e Concentracion de 2500 ppm: 290 bl/dia.
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Produccién de Petréleo AN125VHM a 2000 bbls/day
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—————— Qil Prod Rate SCTR AN125VPM @ 1500 ppm.irf

Qil Prod Rate SCTR AN125VPM @ 2000 ppm.irf
————-— Qil Prod Rate SCTR AN125VPM @ 2500 pprm.irf

Figura 53. Produccion de Petroleo ANI25VHM — 2000 bl/dia a diferentes caudales
Obtenido por: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo

% Resultados
Con los resultados detallados para la inyeccion de polimeros AN125VHM logramos
entender que si queremos maximizar el volumen total del petroleo es mejor considerar la
eficiencia con los resultados que se presentan, la mejor opcion es de 1500 ppm debido a
que tiene un buen equilibrio entre la eficiencia para aumentar la tasa diaria con un caudal
de inyeccion de 2000 bl/dia, por ende logramos obtener una Produccion Acumulada de
731997 bl, un Factor de Recobro de 11,64 % y una Produccion de Petroleo de 280 bl/dia,
a pesar que hay mejores opciones para el aumento de produccion diaria como
concentraciones a veces es mejor optar con estos resultados que puedan ser Optimos a

largo plazo.

4.4 Comparacion de HPAM y AN125VHM

A partir de los resultados obtenidos en los casos anteriores que corresponden a los dos
tipos de polimeros HPAM y AN125VHM, se determinara cual es la opcién Optima para
este pozo. Para ello, se presentaran lo resultados en la siguiente tabla, en la cual se

detallara cada tipo de polimero.
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Tabla 19.- Comparacion del desempenio entre HPAM y ANI25VHM a 2000 bl/dia

2000 bl/dia
HPAM (2000 ppm) AN125VHM (1500 ppm)
Factor de Recobro, (%) 11,44 11,64
Produccion Acumulada, (bl) 729 707 731 997
Produccion de Petroleo, (bl/dia) 272 280

Elaborado por: Malena Del Pezo

Con base en la Tabla 19 la mejor opcion para la inyeccion de polimeros para el pozo
Mariann-53 es el AN125VHM. Este polimero permite una mayor produccion diaria del
petroleo y requiere una menor concentracion, lo que puede significar menor costo por
aditivos y en un menor riesgos de problemas con la inyectividad o compatibilidad.
Ademas, facilita una simulacién mas eficiente en la recuperacion de petréleo con menos

insumo, siendo una opcion optima en econdmico y operativo.

Factor de Recobro a 2000 bbis/day - HPAM (2000 ppm) y AN125VHM (1500 ppm)
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Qil Recovery Factor SCTR HPAM @ 2000 ppm.irf

Figura 54. Comparacion de los polimeros HPAM (2000 ppm) y AN125VHM (1500
ppm) a un caudal de 2000 bl/dia
Obtenido de: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo
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Produccién Acumulada a 2000 bbls/day - HPAM (2000 ppm) y AN125VHM (1500 ppm)
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Figura 55. Comparacion de los polimeros HPAM (2000 ppm) y AN125VH (1500 ppm)

0il Prod Rate SCTR (bbl/day)

Figura 56. Comparacion de los polimeros HPAM (2000 ppm) y AN125VHM (1500

400

300

200

100

a un caudal de 2000 bl/dia
Obtenido de: CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo

Produccion de Petrdoleo a 2000 bbls/day - HPAM (2000 ppm) y AN125VHM (1500 ppm)

T T T T T T
2023 2024 2025 2026 2027 2028
Time (Date)

Qil Prod Rate SCTR AN125VHM @ 1500 ppm.irf
—————— Qil Prod Rate SCTR HPAM @ 2000 ppm.irf

ppm) a un caudal de 2000 bl/dia
Obtenido de. CMG (Version 2015.10)
Elaborado por: Malena Del Pezo
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CAPITULO V: CONCLUSIONES Y
RECOMENDACIONES

5.1 CONCLUSIONES

Se considera que la inyeccion de polimeros es una técnica de EOR factible, para
el incremento de la produccion tomando en cuenta las caracteristicas del
yacimiento, en la cual es necesario destacar las propiedades PVT y de la roca
como el fluido, no obstante falto cierta informacion de algunos parametros que
solicitaba el simulador, la cual se considerd ciertos valores de manera general
como las condiciones del pozo, a su vez, de conocer de como seria su produccion
lo més cercano posible a tiempo real que proyecta la recuperacion primaria y la

inyeccion de agua para el recobro del crudo.

Para el periodo de tiempo que se tomd en cuenta para el estudio del pozo fue
aproximadamente de 6 afios en general, siendo un punto clave de como influye la
inyeccion en el factor de recobro después de 4 anos de produccion cuando se
aplicaron, logrando observar que los polimeros HPAM y AN125VHM fue de una
inyeccion de 0,1% del volumen poroso para ser inyectados a la formacion, lo que
demuestra un tiempo sefialado de polimeros efectivos de 3 afios
aproximadamente, mostrando que durante cierto tiempo los polimeros van
deteriorandose debido a la degradacion de sus propiedades como: factor de

resistencia, volumen poroso accesible, concentracion molecular y viscosidad.

Para ambos caso de polimeros HPAM y AN125VHM se consideraron el mismo
comportamiento particular con respecto a las concentraciones de 1000 ppm, 1500
ppm, 2000 ppm y 2500 ppm, ademas de los mismos caudales de inyeccion como
1000 bl/dia, 1500 bl/dia y 2000 bl/dia, lo cual la produccion tiende a declinar,
debido a que las concentraciones altas vuelve las aguas mas viscosas provocando
que la movilidad de los fluidos con respecto al petroleo sea baja y no se pueda

realizar una buena eficiencia de barrido.
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A pesar de que se hicieron varias pruebas de ambos polimeros en el pozo
Mariann-53 en diferentes casos con la ayuda del Simulador CMG, se
demostrod tener un buen rendimiento, sin embargo, el que destaco con
mejores resultados fue el polimero AN125VHM a menores concentraciones
para obtener un incremento en la produccion de crudo después de cierto

tiempo.

5.2RECOMENDACIONES

Aumentar el tiempo de pruebas en el simulador con el fin de establecer cual es el
limite en la cual la produccion empieza a declinar para determinar de cuanto es la
curva de la tasa de produccion en un periodo mas extenso ya que el escenario
planteado fue de 6 afios a partir de la produccion del pozo productor y solo se

puso a prueba 2 afios para la inyeccion de polimeros en esta prueba.

Obtener datos completos que puedan ayudar a mejorar la eficiencia del pozo
tomando en cuenta la descripcion de los fluidos que se encuentra presentes y a
que temperatura, ademads el tipo de inyeccion la cual se esta realizando si ya se
encuentra con un pozo inyector para obtener resultados con mayor exactitud sobre

la produccioén del pozo.

Realizar pruebas con otros tipos de polimeros sintético como son los
Poliacrilamida no hidrolizada (PAM) o polimeros de asociacion hidrofobica
(HAP). Al mismo tiempo de realizar pruebas con polimeros naturales y
semisintéticos como son la goma Xantana o Carboximetilcelulosa (CMC), para
lograr el aumento de la produccion para los pozos que han presentado niveles

bajos de extraccion de petrdleo.
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Anexo N°1

Historial de Produccion de las Arenas
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Figura 57. Historial de Produccion de la Arena Napo M—1
Obtenido de: (Andes Petroleum Ecuador Ltd, 2014)

Elaborado por: (Yajamin Guanuna, 2015)
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Figura 58. Historial de Produccion de la Arena Napo U Superior
Obtenido de: (Andes Petroleum Ecuador Ltd, 2014)
Elaborado por: (Yajamin Guanuna, 2015)
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Figura 59. Historial de Produccion de la Arena Napo U Inferior
Obtenido de: (Andes Petroleum Ecuador Ltd, 2014)
Elaborada de: (Yajamin Guanuna, 2015)
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Figura 60. Historial de Produccion de la Arena Napo T Inferior
Obtenido de: (Andes Petroleum Ecuador Ltd, 2014)
Elaborado por: (Yajamin Guanuna, 2015)
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Figura 61. Historial de Produccion de la Arena Napo T Superior
Obtenido de: (Andes Petroleum Ecuador Ltd, 2014)
Elaborado por: (Yajamin Guanuna, 2015)
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