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RESUMEN

El presente trabajo muestra un analisis detallado de nueve métodos de recuperacion
mejorada, en los que se compararon algunos parametros basicos de las arenas productoras
U Inferior y T Inferior del campo Frontera, junto con los criterios de seleccion de cada
método mediante la tabulacion de tablas, graficas comparativas y el uso de la interfaz de
seleccion rapida del software Eorgui. Se constaté dicho analisis y se seleccion6 el método
idoéneo que posteriormente se ejecutd en el simulador CMG, en el que se establecio un
modelo estatico del reservorio con la importacion de datos como: porosidad, topes de
formacion, permeabilidad, profundidades y el modelo dindmico del crudo,
permeabilidades relativas y condiciones de los pozos. Los resultados muestran que para
las dos arenas del campo el mejor método a usar es el de gases inmiscibles, teniendo un
porcentaje de aplicabilidad del 100% para la arena U Inferior y entre un 83% a 94% para
laarena T Inferior. En términos de factor de recobro los resultados se muestran favorables
para la arena T Inferior que incrementd un 60,6% con la aplicabilidad de la inyeccion de
gas inmiscible por nitréogeno, mientras que para la arena U Inferior solo se logro
incrementar el recobro en un 54,13% en base al método aplicado. Lo que indica que el
método seleccionado por gases inmiscibles si resultd viable en el campo Frontera, ya que

se logrd recuperar un porcentaje considerable del factor de recobro.

PALABRAS CLAVE: Recuperacion Mejorada de Petréleo - Factor de Recobro —

Simulacion de yacimientos — Gases inmiscibles.
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ABSTRACT

The present work shows a detailed analysis of nine enhanced recovery methods, in which
some basic parameters of the Lower U and Lower T producing sands of the Frontera field
were compared, together with the selection criteria of each method by tabulating tables,
comparative graphs and using the quick selection interface of the Eorgui software. This
analysis was verified, and the suitable method was selected and subsequently run in the
CMG simulator, where a static model of the reservoir was established with the import of
data such as: porosity, formation tops, permeability, depths, and the dynamic model of
the crude, relative permeabilities and well conditions. The results show that for the two
sands of the field the best method to use is the immiscible gas method, having an
applicability percentage of 100% for the Lower U sand and between 83% to 94% for the
Lower T sand. In terms of recovery factor, the results are favorable for the Lower T sand,
which increased by 60.6% with the applicability of nitrogen immiscible gas injection,
while for the Lower U sand it was only possible to increase recovery by 54.13% based on
the applied method. This indicates that the immiscible gas method selected was viable in

the Frontera field, since a considerable percentage of the recovery factor was recovered.

KEYWORDS: Enhanced Oil Recovery - Recovery Factor - Reservoir Simulation -

Immiscible gases.
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INTRODUCCION

Es necesario el aporte de estudios investigativos o de campo, que faciliten el
entendimiento y conocimiento de la factibilidad temprana para implementar métodos de
recuperacion mejorada (EOR), para el incremento del factor de recobro y la mejora del
yacimiento en cuanto a sus propiedades petrofisicas, caracteristicas, y mecanismo de
produccion, es por eso que mediante este proyecto se desea cumplir cada uno de estos
requerimientos, escogiendo la mejor alternativa de inyeccidon que genere buenos

resultados. Este estudio contiene los siguientes capitulos:

Capitulo I, contiene los aspectos generales que enfatizan las siguientes aristas: una
breve descripcion del tema, antecedentes referentes a los procesos de inyeccion por gases
inmiscibles aplicados en la industria petrolera, objetivo general, objetivos especificos,

detalles de la problematica y porqué se realizo este proyecto.

Capitulo I, presenta una investigacion bibliografica del campo Frontera, describiendo
su historia, ubicacion geografica, geologia, condiciones del campo, propiedades PVT, un
resumen de la recuperacion mejorada de petrdleo y sus diferentes técnicas de

recuperacion.

Capitulo 111, se indica la metodologia de investigacion basada en la recopilacion de
datos e informacion, tipo de investigacion y procesamiento de la informacion. También
se presenta la metodologia de analisis que indica los criterios técnicos de seleccion, para
los distintos métodos de inyeccion y las caracteristicas de las arenas productoras del
campo Frontera: U Inferior y T Inferior, realizando un analisis critico comparativo para

seleccionar el método que mejor se ajuste a las particularidades del yacimiento.

Ademas, se garantizé la seleccion del método con la ayuda del software Eorgui, que
es una interfaz grafica para el analisis de seleccion. Posteriormente, se establecio una base
de datos en el software CMG y se realiz6 una simulacion numérica con el método
seleccionado por inyeccion de gases inmiscibles, para verificar su factibilidad y la

interpretacion del proceso de inyeccion con los parametros involucrados.

Capitulo IV, muestra una recopilacion de los resultados primordiales del analisis de

seleccion y de la simulacion indicando los aportes mas relevantes del proyecto.



Capitulo V, manifiesta un analisis técnico econdémico del proceso de inyeccion
simulado, tomando en cuenta diferentes aspectos a considerar, de tal manera que, evalia

la rentabilidad econdmica del proyecto.

Capitulo VI, contiene las conclusiones y recomendaciones del proyecto.



CAPITULO I

ASPECTOS GENERALES

1.1. DESCRIPCION DEL TEMA

El presente trabajo investigativo tiene como objetivo evaluar la factibilidad de nueve
métodos de recuperacion mejorada para el campo Frontera, debido a que este presenta
una declinacion en la produccion, por consecuencia del incremento de la curva en el corte
de agua, convirtiéndolo en un candidato potencial para realizar un proyecto de

recuperacion mejorada.

Mediante un analisis critico comparativo de las caracteristicas de las arenas y los
paradmetros o criterios técnicos de la inyeccion de vapor, combustion in situ, inyeccion de
agua caliente, inyeccion de gases miscibles e inmiscibles, inyeccion de polimeros, alcali-

surfactantes y ASP, se determinara el método idoneo para realizar el presente estudio.

Se analizaran las reservas actuales e iniciales, presiones, caracteristicas del yacimiento,
con el objetivo final de mejorar el factor de recobro, el cual se vera reflejado mediante la
ayuda de un Software de Ingenieria que indicara las curvas de produccion y el
comportamiento futuro del yacimiento para conocer si el proyecto tiene una viabilidad

rentable a un tiempo determinado.

Con la simulacion numérica de yacimientos, se desea demostrar que los resultados del
modelo de campo estén dentro del rango de aplicabilidad real y muestren un potencial

significativo entorno a la recuperacion mejorada de petroleo.

1.2. ANTECEDENTES

En 1975, en el campo Bloque 31 en Texas, la presion de miscibilidad del gas fluyente fue
idéntica a la de inyeccion de gas hidrocarburo destacando el N2, con el 87% de

efectividad, 12% CO2 y 1% CO. (Hardy, Jay & Robertson, 1975)

En 1978, se realiz6 pruebas de laboratorio con un 90% del volumen de N> para
recuperar crudo, el modelo fue saturado con petréleo y desplazado por N> a 4820 psi, a
temperatura de yacimiento. Se obtuvo una recuperacion del 90% del crudo y un alcance

de la miscibilidad después de varios contactos. (Paterson, 1978)



En 1982, més de 500 * 10° ft*/d de N>, se inyectaron en yacimientos de petroleo y gas.
(Carway & Lowery, 1990) Uno de los campos que implemento este método fue el campo
Andector - Ellenberger, EE. UU operado por Phillips, en donde se inyecto 2MMscf/d de
N>, a una temperatura de 55.44 “C y 2000 psi de presion, en un area de 6.784 Km? de un
anticlinal fallado de rocas carbonatadas realizando un proceso de desplazamiento

inmiscible. (Barston, 1976)

En 1984, se inyectaron 49 = 10° pcs de CO, seguidos de 54 * 10° pcs de Na, luego de
dos meses y medio de inyeccion, el gas se presentd en un pozo lejano a la zona. En poco
tiempo hubo un incremento en uno de los pozos productores de cuatro veces su

produccion de crudo. (Denoyelle, Bardon & Couve, 1988, pag.202)

En 1985, ya se habia implementado la inyeccion de N2 como recuperacion mejorada
en 30 campos, la aplicabilidad de este método se lo utilizo en: procesos de desplazamiento
miscible e inmiscible, drenaje por gravedad y como fluido motor de un bache miscible.

(Clancy, Gilchrist, Cheng & Bywater, 1985, pag.1097)

En el afio 2005, se realizaron tres proyectos comerciales vinculados a la captacion de
CO3 con el almacenamiento geologico: el proyecto Sleipner de refinamiento de gas
natural en la costa de Noruega, el proyecto Weyburn de recuperaciéon mejorada de
petroleo (EOR) aplicado en Canadé (que almacena el CO> captado en Estados Unidos) y
el proyecto In Salah de gas natural en Argelia. Cada uno de ellos captura y almacena entre

1 y 2 megatoneladas (Mt) de CO; al afio. (IPCC, 2005)

El primer proyecto comercial de CO2-EOR en un acuifero salino profundo, es el del
yacimiento Sleipner de gas natural y condensado operado por la compatfiia Statoil en el
Mar del Norte, desde el afio 1996 y hasta la actualidad, se han inyectado anualmente
alrededor de 1Mt de CO.y por consecuencia de los elevados niveles de CO» presentes en
el gas, realizaron una separacion del gas con ¢l y lo inyectaron en el fondo del Mar del

norte a unos 800mts de la formacién Utsira. (IPCC, 2005)

En un yacimiento de gas natural del campo In Salah en Argelia, desde el afio 2004 se
maneja los procesos de inyeccion por C0», a cargo de las empresas Statoil, Sonotrach y

BP, que inyectan CO; para la recuperacion del petréleo por debajo de la capa de gas.

Al oeste de Texas en Estados Unidos, 30 Mt de CO, se inyectaron anualmente en
diferentes campos petroliferos, alrededor de 73 proyectos de CO02, son los que se han

realizados desde los afios 70. Entre los afios 1972 y 1995 se realizd el primer piloto de
4



C02 - EOR denominado SACROC en el que se utilizé C0> antropogénico a escala
comercial. (Moberg, Stewart & Stachniak, 2003)

En Arabia Saudita una de las compafiias de mayor produccion y exportacion de
hidrocarburos como lo es ARAMCO SAUDI, evaltia el riesgo de establecer proyectos de
inyeccion de CO; - EOR en varios de sus yacimientos. (Morberg, Stewart & Stachniak,
2003)

En el afio 2013 en el campo petrolifero Weyburn, operado por la compafiia ENCANA,
al sur de Saskatchewam en Canada, se implementd un proyecto de C0O2 - EOR en donde
inyect6 hasta 2Mt de C0O, anualmente y se monitoreo el comportamiento almacenado del
CO02 el cual no presentd escape del dioxido de carbono hacia la superficie. (White,

Burrowes, Davis & Hajnal, 2004)

1.3. PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

En el activo Libertador, el campo Frontera gerenciado por Petroamazonas EP, lleva varias
décadas de operacion y debido al incremento en el corte de agua ha comenzado a declinar
su curva de produccion de petrdleo, a su vez existe poca eficiencia de barrido en una de

sus arenas productoras.

De acuerdo a las caracteristicas fisicas e historial de produccion de este campo, los
pozos empezaron a perder presion y energia lo que causa una limitacion en la produccion
actual del yacimiento, por lo que se plantea la necesidad de evaluar al campo y encontrar
la manera 6ptima de aumentar o mantener la produccion en los proximos afios por medio
de técnicas de recuperacion mejorada de petroleo que aporten en el aumento de la

produccion y en la calidad del yacimiento.

1.4. JUSTIFICACION

Puesto que muchos de los campos petroliferos en el Ecuador estan en una etapa de
produccion decreciente, se tiene la necesidad de adoptar por métodos de recuperacion que

logren mantener, sostener ¢ incrementar el recobro y la energia del reservorio.

La constante extraccion de los hidrocarburos genera la disminucion de esta energia por
razones geologicas que prohiben la fluidez del petroleo o del gas a una rapidez requerida.
Esto se origina cuando mas del 50% de las reservas ya han sido extraidas por lo que
continuar con su extraccion resulta muy costoso, muy lento y a la vez la calidad del

recurso es sumamente inferior. (Bolafios & Pinto, 2016, p.16)



Para realizar una intervencion en los campos es necesario aportar con energia adicional
y asi poder recuperar las reservas del yacimiento, cabe resaltar que existen problemas
adicionales como canalizaciones, pérdidas de presion y temperatura, por lo que

implementar nuevas técnicas de recuperacion es fundamental.

Basandose en los parametros de control del yacimiento, como datos PVT, historial de
produccion, factor de recuperacion, correlaciones, geometria del pozo y junto con los
criterios de seleccion requeridos, se puede establecer un modelo de inyeccion que permita
profundizar la simulacion del yacimiento, obtener predicciones no tan lejos de la realidad

e interpretar correctamente los resultados.

Mejorar el factor de recobro es motivacion suficiente para que cualquier empresa
incluya un estudio de viabilidad sobre el implemento de nuevas tecnologias de
recuperacion mejorada de petréleo, también conocido como EOR, "Emprove Oil

Recovery".

1.5. OBJETIVOS
1.5.1. Objetivo General.

v Evaluar la alternativa mas adecuada de recuperacion mejorada de petroleo mediante
la simulacién numérica de yacimientos, para incrementar el factor de recobro en el

campo Frontera del Oriente Ecuatoriano.

1.5.2. Objetivos Especificos.

v' Comparar los métodos EOR preseleccionados y posteriormente escoger el mas
idoneo para las arenas U y T Inferior del campo Frontera.

v’ Establecer un historial de produccion que permita un mejor ajuste de la produccion
del campo.

v Determinar uno o dos pozos inyectores que influyan en el aumento del factor de
recobro.

v Realizar la simulacién numérica de yacimientos a diferentes tasas de inyeccion para
las dos arenas del campo.

v Generar las curvas de factor de recobro y tasas de produccion del fluido.

v" Evaluar la factibilidad econémica para determinar qué tan rentable resulta la

aplicabilidad del método EOR seleccionado en el campo Frontera.



1.6. ALCANCE

El alcance de este proyecto estd enfocado en evaluar la vialidad técnica de la
recuperacion mejorada de petroleo, eligiendo una tecnologia adecuada que sostenga
factibilidad de éxito en cuanto a los resultados, mediante un analisis previo de la seleccion
de criterios junto con las caracteristicas de las arenas, para luego realizar una simulacion
numérica con el fin de analizar su comportamiento e incrementar el recobro en el campo

Frontera.

1.7. HIPOTESIS

Es posible incrementar el factor de recobro en las arenas del campo Frontera, una vez

testeado el método EOR seleccionado.

1.8. VARIABLES
1.8.1. Variable Independiente.

v" Métodos de recuperacion mejorada de petroleo.

<\

Criterios de seleccion de recuperacion mejorada.

1.8.2. Variable Dependiente.

Simulacion numérica de yacimientos.
Viscosidad.
Temperatura.

Tasa de desplazamiento.

AN N NN

Factor de recobro.



CAPITULO 11

MARCO TEORICO

2.1. GENERALIDADES DEL. CAMPO FRONTERA

2.1.1. Historia del campo.
La exploracion del campo Frontera se inicia en 1987, su historia tiene un desarrollo en
procesos sismicos e interpretacion debido a su ubicacion en la zona fronteriza, a cargo de
las empresas estatales (CEPE) Compaiiia Estatal de petroleo de Ecuador, actualmente es

Petroamazonas EP y (Ecopetrol) Compaiiia Colombiana de Petroleo.

El Comité Técnico Nacional colombo - ecuatoriano, determind que era una estructura
de caracteristicas similares al que llamaron Frontera — Quillacinga. A finales de 1987, se
perforé el pozo exploratorio FRN-001 en el lado ecuatoriano a una profundidad de 9254
ft, produciendo la arenisca Napo U y Napo T. El pozo Quillacinga-1 fue perforado en el

lado colombiano en 1988 resultando ser muy productivo.

Para precisar la extension e interpretacion de un nuevo mapa estructural, se corrieron
las lineas sismicas (P87-1090 y P87-1320) por CEPE y (P87-1210 y P871220) por
Ecopetrol. En junio de 1988 se perforaron los pozos FRN-002 y Quillacinga-2, indicando
que el segundo pozo se encontraba seco lo que demostrd que su estructura era diferente.

(Petroecuador, 1999, pag. 20)

El 17 de abril de 1991, el comité técnico de ambas partes (Ecuador-Colombia) trazo
un modelo geologico de la estructura Frontera — Quillacinga a consecuencia del cambio
lateral de facies concordantes a la linea de frontera, ambos yacimientos resultaron ser
discontinuos, de manera que en julio del mismo afio el campo Frontera comenz6 a ser

explotado de forma independiente. (Baby, Rivadeneira & Barragan, 2004, pag.65)

2.1.2. Ubicacion.
La figura 1, muestra que el campo Frontera se encuentra ubicado al norte del lado
ecuatoriano en la provincia de Sucumbios del canton Lago Agrio, perteneciendo al activo

Libertador (bloque 57), ubicado entre los paises de Ecuador y Colombia.



Las coordenadas del campo son 0 ° 14' 28.1” Ny 76 © 33'27.72” W, al noreste de los
campos petroleros Tapi - Tetete. (Petroamazonas EP, 2017)
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Figura 1. Ubicacion geogrdfica del campo Frontera
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Fuente: (Secretaria de Hidrocarburos, 2018)

2.1.3. Condiciones del campo.

Las condiciones del campo Frontera presentan una produccion acumulada de petroleo
de 14.81 MMbbl, con 8 pozos perforados desde Julio de 1991, su produccion actual es de
226,77 Bls, con un corte de agua del 98%. API ponderado de 34 grados, los reservorios
productores son U Inferior / T Inferior/ T Superior sobresaliendo T Inferior y un sistema

de levantamiento artificial por bombeo electro sumergible en dos pozos. (Petroamazonas,

2017)



Tabla 1. Reservas del campo Frontera

Reservas
Reservas Probadas +
Petroleo Reservas Probadas + Probables +
Original en Probadas Probables Posibles (3P)
CAMPO Reservorio Sitio POES ap) 2P) Bls
Bls Bls Bls
U Inferior 14,047,637 3,159 385,559 385,559
T Superior 352,114
FRONTERA
T Inferior 17,104,250 578,929 578,929 578,929
Subtotal 31,504,002 582,088 964,488 964,488
Frontera
Fuente: (Petroamazonas, 2017)
Tabla 2. Pozos del campo Frontera
Pozos del campo Frontera
Productores 2 FRN-002, FRN-004B
Cerrados 3 FRN-001R, FRN-005R, FRN-006
Abandonados definitivamente 2 FRN-001, FRN- 005
Reinyectores 1 FRN-003
N° total de pozos perforados 8

Fuente: (Petroamazonas, 2017)
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2.2. GEOLOGIA DEL CAMPO
2.2.1. Geofisica.

La geofisica del campo Frontera es sismica 2D de 9 lineas en direcciéon NE - SWy 3D a

20.34km? del 4rea con 142 lineas internas y 196 lineas de cruce. (Petroamazonas, 2017)
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En la figura 3 y 4 se puede ver una estructura en sentido N-NE, con simetria lineal la
cual esta limitada por una falla inversa en su flanco oriental en sentido norte de menor
angulo, junto a la estructura Quillacinga en Colombia y su flanco Oeste presenta una falla

inversa y se extiende sobre lo mas elevado del basamento igneo.

La geofisica de los pozos FRN-001 y FRN-002 presenta dos fallas estructurales que
intervienen en la continuidad del campo, una de las fallas proviene del pozo FRN-001 en
direccion NE-SW al extremo sur con los pozos FRN-003 y FRN-4B en continuidad del
flanco que divide el pozo FRN-003 al norte del valle con la estructura principal y de los
demas pozos. Al oeste del campo se presenta la proyeccion de una falla que interviene en

la relacion de los pozos FRN-002 y FRN-005 lo que ocasiona la segunda falla.

El pozo FRN-001 que tiene una continuidad y un mejor desarrollo en direccion norte
con los pozos FRN-002 y FRN-005 incide en la arenisca T, a diferencia de la arenisca U
la cual se forma en los pozos FRN-001 y FRN-4B provocando una alteracion en las facies
con los extremos opuestos, a la vez esta arenisca resulta ser homogénea. (Petroamazonas

EP, 2017)

2.2.2. Estratigrafia.

El campo Frontera integra el corte cretacico de la Cuenca Oriente, la cual presenta una
columna estratigrafica como se observa en la figura 5, siendo una cuenca sedimentaria en
donde se encuentran rocas permeables y porosas, que tienen un gran potencial de roca

reservorio, con calizas negras y arcillas. (Baby, Rivadeneira, & Barragan, 2004, pag.206)
Las formaciones de mayor interés son:
s Formacion Hollin

Esta formacion contiene areniscas cuarzosas que varian en el tamafio, en la parte
superior de esta formacion se tiene presencia de lignito y una capa de limolitas que
intercalan la parte inferior; posee un espesor entre 0 y 150 m, presenta areniscas de
ambiente marino litoral de grano fino en la parte superior de la formacioén y en la inferior

areniscas gruesas continentales. (Petroamazonas, 2017, pag. 11)
s Formacién Napo

Esta formacion estd constituida por la arena Napo Inferior, donde se localiza la
arenisca U, que tiene una matriz arcillosa saturada de hidrocarburo de areniscas

glauconitas enlazadas con calizas, contiene laminacion crinkle, ripple, horizontal,
13



bidireccional, inclinada de 10° a 20°; la caliza M2 se encuentra en la arena Napo Media 'y
la caliza M1 en Napo Superior. También esta la formacion basal Napo que posee areniscas
glauconitas, enlazadas con calizas y lutitas de grano fino a medio, su espesor es de 60m;
ademas de la arenisca T que también desarrolla glauconitas. (Petroamazonas, 2017, pag.

12).
& Formacion Tena

Se encuentran areniscas llamadas Basal Tena, de espesor variado en direccion Este a
300m y hacia el suroeste a 1000m de la zona. Esta formacion esta dividida en T Inferior
y Superior, de areniscas calcareas con lutita, el porcentaje elevado de glauconita que se
encuentra en T Superior genera la coloracion verdosa, lo que discrepa de T Inferior. (Irua,

2017, pag. 12)

En Ia figura 6, se puede ver las zonas de mayor interés del campo Frontera que son: U
y T de la formaciéon Napo, siendo Napo Basal la de mayor productividad, por lo que se
perforo esta formacién someramente con los pozos FRN-001 y FRN-002 que contienen
la caliza C y las areniscas T que son de arenas glauconiticas, divididas en T Superior de
areniscas calcareas con lutita y T inferior limpia de areniscas limosas, todas estas

intercaladas.

Sobre Napo Basal esta Napo inferior a 30 ft de espesor, el cual contiene un estrato de
caliza B, después una capa de lutita que divide la formacion de las demas areniscas. La
arenisca U Inferior es la mas relevante ya que en todo el campo es una arenisca basal
limpia que presenta limosas al tope y enlaces de areniscas calcareas y lutitas. La arenisca

U Superior con enlaces de lutita y arenisca calcarea.

Dentro de la formacion Napo se encuentra Napo Media, a esta corresponde el otro
contador litologico que vale para correlaciones del campo Frontera, la caliza A calcarea,

con espesor igual que la caliza B es de poco interés. (Petroamazonas, 2017, pag. 26)
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Figura 6. Columna estratigrafica del campo Frontera

Fuente: (Paredes, 2014)

La figura 7 muestra que, en el registro eléctrico del campo Frontera, se observan las

correlaciones estructurales en sentido NE-SW de los pozos FRN-002, FRN-005R 1, FRN-

001, en el que se indica que tanto la caliza A y B se evidencian en todo el campo siendo

las mas relevantes como marcadores litologicos.

Se puede observar que la arenisca U Inferior en direccion NE-SW tiene mejor

desarrollo entorno al pozo FRN-4B, de la misma manera se desarrolla la arenisca T

Inferior, mientras que la caliza C se adhiere al pozo FRN-001.

En tendencia NE-SE la arenisca U Inferior es constante, mientras que en la arenisca T

Inferior existe un mayor desarrollo. La caliza C se adhiere a la roca ignea del pozo FRN-

002 en sentido Norte y en sentido Sur al pozo FRN-001; por otra parte, se observa la

caliza A en sentido SW con un posible contacto agua-petroleo del pozo FRN-003 hacia

todo el campo. (Petroamazonas, 2017, pag. 28)
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Figura 7. Correlacion estructural NE — SW

Fuente: (Petroamazonas, 2017)

2.2.3. Litologia.
s U Inferior

La presencia de cuarzo y arenitas glauconiticas representan la litologia de U Inferior,
existe una variacion en el tamafio del grano de la arenisca que va de fino inferior a fino
superior, su grado de consolidacion es completamente duro, su color suele ser café claro
u oscuro predominando los contactos concavos y convexos entre los granos, aunque
también son rectos y puntuales, el siliceo y glauconiticas es el cemento que predomina.

(Endara, 2011, pag.6)
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R/

s T Superior

T Superior al igual que U Inferior contiene cuarzo y glauconitas con la diferencia que
el tamafo en la arenisca va de fino superior a medio inferior. Su seleccion es buena y
moderada, predominan los tipos concavos y convexos y el cemento de siliceo y
glauconita, esporadicamente calcareo, la disposicion de la matriz es esporadica por la
combinacion de arcillas caolinita puestas en los espacios intergranulares. (Endara, 2011.

Pag. 8)
s T Inferior

Presenta cuarzo arenitas de tamafio medio a grueso, la clasificacion en el tope va de
moderada a mala y de buena a la base, por la saturacion de hidrocarburos su color resulta
café, presentando un rango de consolidacion duro; en el tope los granos sub-angulares
son finos y en la base gruesos, terminan en arcillolitas negras de resina fosil y lodolitas
sideritas con glauconita en direccion a la base. El siliceo es el cemento que predomina y

la matriz esta constituida por caolinita especificamente Illita. (Petroproduccion, 2001)

Tabla 3. Datos del Reservorio, U inferior

Propiedades de U Inferior

Entrampamiento Estructural-Estratigrafico
Porosidad (%) 16
Permeabilidad (mD) 371
Espesor neto (ft) 12
Profundidad TVD (ft) 8.220
Presion de reservorio actual (psi) 3769
Presiéon de burbuja (psi) 685
Acumulado de petréleo (MMbbl) 7.77
Produccion actual (bppd)
POES (MMbbI) 14.04
Reservas
0.003
e 1P (MMbbIl) 0.386

e 2P (MMbbI)

Propiedades del Fluido a condiciones de Reservorio

API 34.2

Factor Volumétrico Bo: 1.348
Relacion de Solubilidad Rs (SPC/BN) 225
Viscosidad 2.53

Fuente: (Petroamazonas EP, 2017)

18



Tabla 4. Datos del Reservorio, T Inferior

Propiedades de T Inferior

Estructural-Estratigrafico

Entrampamiento
Porosidad (%) 15
Permeabilidad (mD) 166
32

Espesor neto (ft)
Profundidad TVD (ft) 8.350

Presion de reservorio actual (psi) 3580
Presion de burbuja (psi) 640
Acumulado de petréleo (MMbbl) 6.96
Produccion actual (bppd) 275

POES (MMbbl) 17.10

Reservas
0.003
e 1P (MMbbI) 0.386

e 2P (MMbbI)

Propiedades del Fluido a condiciones de Reservorio

API 34.7

Factor Volumétrico Bo: 1.226
Relacion de Solubilidad Rs (SPC/BN) 179
Viscosidad 2.52

Fuente: (Petroamazonas EP, 2017)

2.3. PROPIEDADES DE LA ROCA
2.3.1. Porosidad.

La porosidad es una propiedad de la roca la cual se la expresa en % y con el simbolo @,

se la puede clasificar de la siguiente manera con la siguiente ecuacion:

Ecuacion 1. Porosidad

_Vb—Vm
Vb

*100%

v @ = Porosidad Absoluta
v Vb = Volumen Bruto

v" Vm = Volumen Motriz
El volumen poroso representado por (Vp), es la diferencia entre el volumen bruto y el

volumen motriz (Vb — Vm).
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Origen
Primaria u Original del reservorio
Secundaria o Inducida

Volumen Poroso

AN N e

Total, o Absoluta: Volumen vacio de la una roca, que no contenga ningun material
denso.
v’ Efectiva: Volumen de roca que abarca los espacios de los poros que estan

conectados entre si.

El valor de la porosidad total siempre va a hacer mayor o igual a la porosidad efectiva,
en los casos de estudio de ingenieria de yacimientos la porosidad de interés es la porosidad

efectiva. (Halliburton, 2004)

Demasiado baja = < 5%

Porosidad baja 5% < @ < 10%
Porosidad media > 10% hasta < 20%
Buena cuando > 20% pero = < 20%

AR NN NN

Excelente > 30%

Figura 8. Porosidad del reservorio

2.3.2. Permeabilidad.

La permeabilidad se define como la facilidad con la que una roca permite que cierto
fluido pase a través de medios porosos interconectados. La Figura 9 detalla un grafico
creado por darcy para explicar el movimiento de los fluidos, que luego se definié como
la permeabilidad de la roca. En la industria del petroleo, generalmente se expresa en

milidarcy (mD).
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TUBO CAPILAR

q ' X q

: VISCOSIDAD | i
‘ :

Figura 9. Representacion de la ley de Darcy
Fuente: (Halliburton, 2004)

Ecuacion 2. Permeabilidad

_aul
AAP

K = Permeabilidad (Darcy)

1 = Viscosidad en la direccion de recorrido del fluido (cps)
L = Distancia que recorre el fluido

A = Seccién transversal (cm?)h

AP = Diferencia de presion (atm)(P2 — P1)

AN N N NN

3
q = Tasa de produccién (%)

2.3.2.1.Clasificacion de permeabilidad.

% Permeabilidad Absoluta: se considera un 100% de saturacion de un solo fluido
en el reservorio.

¢ Permeabilidad Efectiva: Existen varios fluidos en el reservorio (agua, petréleo
y gas) y por lo general esta permeabilidad es mejor que la permeabilidad

absoluta.

Ecuacion 3. Permeabilidad Efectiva

_ il
F = AAP

Subindice f indica el tipo de fluido.
+ Permeabilidad Relativa: relacion de la permeabilidad efectiva y absoluta, a
esta permeabilidad se la considera en funcion de la saturacion debido a que

coexisten fases en el reservorio y debe ser menor que la unidad.

(Schlumberger,2020)
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Ecuacién 4. Permeabilidad Relativa
K
Kyp=—
rf K
v' K, = Permeabilidad relativa al fluido f.
v' K; = Permeabilidad al fluido f.
v K = Permeabiliad absoluta.

PERMEAEBEILIDAD RELATIVA

1.0 5

\ | |
0.8 \ — Ko
\ —

. ~
05 \'

§
0.4 \\
N
0.3
0.2 \\
01
0.0 -l » .

0 110 20 30 ill:lgﬂ B0 7O 80 S0 100
W

Figura 10. Representacion de permeabilidades relativas de agua y petréleo
Fuente: (Halliburton, 2004)
2.3.3. Saturacion.
La saturacion se define como la relacion entre el volumen de fases presentes en el
reservorio y el volumen de porosidad presente en el reservorio, es decir, el término de
porosidad esté relacionado con la saturacion porque representa el volumen total que seran

ocupadas por los fluidos. (Tewari, Abhijit, Dandekar & Ortiz, 2019).

Ecuacién 5. Saturacion

Vf
Sfluido = " 100%

v Shuido = Porcentaje del fluido que satura el espacio poroso.
v Vf = Volumen del fluido dentro del espacio poroso.

v" Vp = Volumen poroso.

De manera general se detalla la saturacion:
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Ecuacion 6. Saturacion del fluido

Volumen total del fluido
Saturacion del fluido =

Volumen poroso
Como en el reservorio tenemos 3 fases (petroleo, agua y gas) la relacion anterior nos
queda de la siguiente manera:

Ecuacion 7. Saturacion del Petroleo

Volumen de petroleo

°= Volumen poroso
_ Volumen de agua
W Volumen poroso
_ Volumen de gas
8

Volumen poroso

La suma de las saturaciones de las fases de petroleo, agua y gas no deben superar el 1

o el 100%, debido a que la suma de dichas fases representa el espacio poroso.

Ecuacion 8. Suma de fases
So + Sw + S5 = 1.0
v So = Saturacion de petrdleo
v' Sw = Saturacién de agua.

v Sg = Saturacion de gas.

2.3.4. Presion Capilar.

La presion capilar (Pc), es un parametro fisico muy importante para describir el flujo
multifasico “Agua, petréleo y gas” en medios porosos. Esta fuerza actiia entre dos fases
inmiscibles y se cuantifica por la diferencia de presion entre la fase no humectante y la
fase humectante, es la diferencia de presion que existe en la interfase que separa dos

fluidos inmiscibles bajo sus tensiones interfaciales y tamafio de los capilares. (Ferrer,
2001, p.35)

Ecuacion 9. Presion Capilar

Pe = Pom — P
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v Pc = Presion capilar.

v" Pnm = Presion no mojante.

v" Pm = Presion mojante.

En la figura 11 se observa que en el reservorio existe petroleo, agua y gas. Por lo que

existen tres tipos de presiones capilares.

Ecuacion 10. Tipos de Presion Capilar

1. Presion capilar entre los sistemas agua — petréleo.
Pewo = Po — Pw

2. Presion capilar entre los sistemas gas — petroleo.
Pego = P; — P,

3. Presion capilar entre los sistemas gas — agua.
Pegw = Ps — Pw

Pelrdlen

- e Ascenso Capilar

,-'f.
2 - Imterfiese “ilme™

Adbora

<

Figura 11. Presion capilar

Fuente: (Marcelo, 2003)

L]
10055

Figura 12. Comportamiento de la presion capilar en la fase de drenaje e imbibicion

Fuente: (Halliburton, 2015)
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2.3.5. Humectabilidad.

La humectabilidad se define como la tendencia del fluido a adherirse a particulas de
arena cuando coexisten fluidos que no se pueden combinar debido a propiedades como el
petréleo y agua, se considera un atributo importante del mecanismo de recuperacion

asistida. (Ferrer, 2001, p.268)

Aire

Mercurio

o Putrdleo B I
_—~——Agua

Plato de vidrio

Figura 13. Tensiones interfaciales y angulos de contacto de los fluidos en el medio poroso
Fuente: (Rivera, J. 2004)

La humectabilidad o mojabilidad es una caracteristica importante porque afecta el
comportamiento capilar y el desplazamiento de las rocas del yacimiento. Debido a las
fuerzas de atraccion, la fase humectante tiende a ocupar los poros mas pequefios de la
roca, mientras que la fase no humectante ocupa los poros mas grandes. Por lo tanto, en el
caso de un yacimiento petrolero, la superficie solida de las rocas y el fluido estan

comprendidas por agua, petroleo y gas natural. (Ferrer, 2001, p.268)

Figura 14. Mojabilidad de los poros

Fuente: (Oilfield Review, 2007)
e Verde = petroleo
e C(Cecleste = agua

e (Café = granos de la roca
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El angulo de contacto 0 esta relacionado con la energia superficial mediante la

siguiente:
Ecuacion 11. Tension Superficial
A =0, — Oys = Oy, COS O
Ecuacion 12. Angulo de Contacto
Oos — Ows
cos = ——
Oow
Donde:

v At = Tension superficial (dina/cm).
v ows = Energia interfacial del agua y solido (dina/cm).
v' oow = Tension interfacial del petroleo y agua (dina/cm).
v" 8 = Angulo de contacto (granos).
Existen dos condiciones de humectabilidad
v 0 < 90° - El reservorio tiene a mojarse por agua.
v' 0> 90° - El reservorio tiene a mojarse por petroleo.

Varios investigadores estudiaron el problema de medir la humectabilidad preferencial
de las rocas y disefiaron métodos que incluian procesos de drenaje e imbibicion,
desarrollaron una prueba combinada para comparar la imbibicion de una muestra normal
con una muestra obtenida después de calentar el nucleo a 400 ° F durante espacios de 24
horas. La diferencia de imbibicion se registra cualitativamente a la roca una

humectabilidad preferencial. (Bobek, Mattaz & Denekas, 1958, p.155)

(Amott, 1959, p.162) Propuso un método para combinar el proceso de desplazamiento
con la absorcion y propuso el uso de los términos nimero de mojabilidad y angulo de
contacto aparente para calcular estos valores mediante dos pruebas de desplazamiento. El
punto importante de estos diferentes métodos para estimar la humectabilidad de la roca
es que las muestras de fluido y ntcleo utilizadas en el laboratorio deben procesarse de
acuerdo con las condiciones del laboratorio, y se puede obtener una humectacion

completamente diferente a partir de las muestras de fluido y nucleo existentes.
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«»* Imbibicion

Es la saturacion de la fase humectante que se incrementa al reemplazar la fase no

humectante. (Ferrer, 2001, p.277)

% Drenaje

Es la disminucion de la saturacion de la fase humectante reemplazada por la fase no

humectante. (Ferrer, 2001, p.278)

Krg A 0| Ciclo T
Imbibicion Sw
Drenaje S
4 Ciclo
1.0 or ! 1a
P e R P e
Sw '.'-r ./// [
> -
——g .//
S iy L /
Sw ,JI - Sg
0o

Figura 15. Comportamiento de permeabilidades relativas y saturaciones en un proceso de inyeccion

2.3.6. Comprensibilidad.

Fuente: (Surguchev & Research, 1992)

Un reservorio con una profundidad de varios ft estd sujeto a la presion de sobrecarga

causada por los estratos superiores. El cambio de presion mas importante ocurre con la

profundidad, y un valor tipico es de alrededor de un lcp por ft de profundidad. La presion

tipica puede ser de 0,5 Icp por ft de profundidad. La diferencia de presion entre la presion

de sobrecarga y la presion interna se denomina presion de sobrecarga efectiva. A medida

que produce un reservorio la presion interna de los poros disminuye, por lo que la presion

de sobrecarga efectiva aumenta, dando como resultado los siguientes efectos. (Ferrer,

2001, p.295)

v" El volumen bruto de un yacimiento se reduce.

v Se expanden dentro de los espacios porosos de los granos de la arena.
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La compresibilidad representa la variacion del volumen dV sobre el mismo volumen V
dividido para cada unidad intervalo de presion dP de acuerdo con el tiempo. (Tewari,

Abhijit, Dandekar & Ortiz, 2019).

Ecuacion 13. Comprensibilidad

co 1 (dV)
~ v \dp
2.3.6.1.Comprensibilidad de la roca matriz.

Se lo conoce como el cambio fraccional entre el volumen del material solido de una

roca por el cambio que puede a ver por las unidades de presion.

Ecuacion 14. Comprensibilidad de la roca matriz

c _1 <6V)
Y7V, P/

v C; =Comprensibilidad de la roca motriz.
v" V; =Volumen de los solidos.

v" T = Corresponde a la derivada de la temperatura constante.

2.3.6.2.Comprensibilidad del volumen total de la roca.
Es el volumen fraccional definido por el volumen bruto de una roca ocasionada por
los cambios de las unidades de presion, matematicamente se la puede expresar con la

siguiente ecuacion. (Ferrer, 2001, p.297)
Ecuacion 15. Comprensibilidad del volumen total de la roca
1 /0Vg
-5
B Vg \dp
2.3.6.3.Comprensibilidad de los poros.

El volumen poroso se lo define por su cambio fraccional en la roca debido al cambio

en la unidad de presion, relacionada con la siguiente ecuacion. (Ferrer, 2001, p.298)

Ecuacion 16. Comprensibilidad de los poros

o1 <avp>
p Vp\dp /.

v P = Presion de los poros.
v" Vp = Volumen poroso.

v" Cp = Comprensibilidad de los poros.
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2.3.6.4.Comprensibilidad total de un reservorio
Otras definiciones de compresibilidad que se implementa en la industria del petroleo
es que la compresibilidad total incluye la de la roca, suma de las compresibilidades de las

fases que coexisten en un medio poroso. (Escobar, 2012, p.59)

Ecuacion 17. Comprensibilidad total de un reservorio

1
C, = (E) = CoSo + CwSw + CgSg

2.4. PROPIEDADES PVT DE LOS FLUIDOS

Las propiedades de "presion, volumen y temperatura" de PVT generalmente se realizan
en muestras de nucleos y fluidos de yacimientos en el laboratorio, y generalmente se
analizan fluidos como agua, petréleo y gas natural. Estos analisis suelen ser costosos, por
lo que los graficos reflejan correlaciones empiricas que nos permiten encontrar ciertas

caracteristicas en funcion de otras. (McCain, 1990)
Las propiedades son muy importantes porque permiten saber:

v La composicion del fluido cambia dentro de un cierto periodo de tiempo.

v Disefio de reacondicionamiento de pozos.

v Predecir el impacto en los mecanismos de recuperacion primaria, asistida y
mejorada.

v Produce efectos de miscibilidad y concentracion de gases.

2.4.1. Densidad del petroleo.

La densidad de propiedad fisica es la relacion entre masa y volumen, la cual se puede
determinar desde la gravedad especifica del petroleo y del gas en solucion, de la relacion
gas-petroleo en solucion y el factor de volumen de formacion del petroleo. (Brill, Beggs,

1984) Bajo cualquier condicion, la densidad estara definida por:
Ecuacion 18. Densidad del petroleo

P wo+W,
0O=v—TFArv
Vo+4Vg

Expresado de forma mas rigurosa con las propiedades PVT, convirtiéndose en:
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Ecuacion 19. Densidad del Petrdleo con propiedades PVT

po_ 62.427  (+0.0136 gRg
= B,

Bo = Factor volumétrico del petrdleo, bbl/STB
Yo = Gravedad especifica del petroleo

Yg = Gravedad especifica del gas, aire = 1

Rs = Solucion GOR, scf/STB

V, = Volumen de petroleo, L

V. = Volumen de gas, L*

W, = Peso de gas disuelto, m

D N N N N N N R N

W, = Peso de crudo, m

Esto es valido para todas las condiciones de presion y temperatura para las que se
determinan las propiedades PVT. Como lo indica la ecuacion de densidad en unidades

Ibm/pie’. (Brill, Beggs, 1984)

2.4.2. Gravedad especifica.
También conocido como SPG, la gravedad especifica es un indice que se utiliza para
medir la densidad de un liquido. Se calcula como la relacion entre la densidad de un
liquido y la densidad del agua. Entonces, cualquier liquido con una densidad mayor que
el agua tiene un peso especifico mayor que 1. Los liquidos con una densidad menor que
el agua, que incluye la mayoria de los grados de petroleo y productos derivados del

petroleo, tendran un peso especifico entre 0.0 y 1.0.

En la industria petrolera, la gravedad especifica es una especificacion de calidad
comun para los productos terminados. Sin embargo, para los grados de petrdleo, el indice

de gravedad API se usa mas comiinmente. (Energy Insights, 1996)

Calculo de la gravedad especifica a partir de la gravedad API:

Ecuacion 20. Gravedad especifica

141,5

Gravedad ifica =
ravedad especifica gravedad API + 131,5

2.4.3. Factor volumétrico de petroleo.

El factor de volumen de formacion de petroleo relaciona el volumen de petroleo en

condiciones de yacimiento con el volumen de petréleo a presion y temperatura a
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condiciones estandar. Los valores oscilan aproximadamente entre 1,0 bbl/STB para
sistemas de petroleo que contenga poca o ninguna solucion de gas a 3,0 bbl/STB para

crudos altamente volatiles.

Ecuacion 21. Factor volumétrico de petroleo

Vol a condiciones de yac

bbl/STB

° " Vol a condiciones estandar

2.4.4. Viscosidad del petroleo.

La viscosidad del crudo esta determinada principalmente por el tamafio de las moléculas.
Cuanto mayor sea la estructura molecular, mayor sera la viscosidad. Esta propiedad
proporciona una resistencia interna del fluido al flujo y al cizallamiento, que afecta la tasa
de desgaste y la eficiencia del crudo, a medida que la temperatura aumenta la viscosidad

disminuye, lo que genera que el crudo fluya més facilmente. (Petrowiki, 2013)

Este parametro es necesario para condiciones que van desde los sistemas de
recoleccion de superficie hasta el yacimiento y su unidad de medida es utilizada en

centipoises.
Dentro de los factores que afectan la viscosidad del petréleo se encuentran:

Composicion del petroleo
Presion

v
v
v Temperatura
v

Gas disuelto
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Figura 16. Curva tipica de la viscosidad del petrdleo en el reservorio a temperatura constante
Fuente: (Cayros, 2021)
2.4.5. Factor del volumen de formacion del petroleo.
La cantidad de petrdleo que ingresa al tanque de almacenamiento desde la superficie es
menor que la cantidad que fluye hacia el pozo de petroleo desde el reservorio. El cambio
de las condiciones del yacimiento a las condiciones de la superficie va acompaiado de

este cambio en el volumen de petréleo debido a tres factores.

El factor mas importante es el desarrollo del gas de petroleo a medida que la presion
desciende desde la presion del yacimiento hasta la presion de la superficie. Ocasionando
una reduccion significativa en el volumen del petréleo cuando hay una cantidad

significativa de gas disuelto. (Heriot & Todd, 2011)

Ecuacion 22. Factor del volumen de formacion del petroleo

_ VOlurnenreservorio + Gas dlsueltocondiciones de reservorio [res bbl

B, =
0 Volumengperficie STB

Cuando hay una gran cantidad de gas disuelto, provocara una reduccion significativa
en la cantidad de petrdleo. La disminucion de la presion también hace que el petroleo
restante se expanda ligeramente, pero debido a la disminucién de la temperatura el
petréleo compensa la presion hasta cierto punto. Debido a estos tres factores, el cambio
en el volumen de petroleo se expresa mediante el factor de volumen de petréleo. Definida

como la relacion entre el volumen de petroleo y sus gases disueltos en condiciones de
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yacimiento y el volumen en condiciones de tanque de almacenamiento. (Heriot & Todd,

2011)

B, =

Vo + G [ rb
Vo |ISTB

v" Vo (rb) = Volumen de petrdleo en el yacimiento.

v' G = gas disuelto a condiciones del yacimiento.

v" Vo (STB) = Volumen del petrdleo que ingresa a los tanques.

La unidad es un barril de petréleo por barril en condiciones de almacenamiento de
. b . .
petroleo SCTB Independientemente de la temperatura del tanque de almacenamiento, la

cantidad de petroleo en el tanque de almacenamiento siempre se registra como 60 ° F.
Por lo tanto, en condiciones estandar, La forma de la curva de presion Bo relativa a la

curva de presion se muestra como:

2.4.6. Presion de Burbuja.

En el andlisis de laboratorio y en el diagrama de fase, se indica el punto de presion
donde se libera la primera burbuja del fluido del yacimiento. Bajo la presion de la burbuja,
el petroleo esta saturado y ya no puede contener mas gas. Por encima de esta presion, el
petréleo es insaturado y como liquido monofasico, todavia se considera la presion del
yacimiento. Por debajo de esta presion, la presion de burbuja el petrdleo se satura y una
vez que la presion fluctua, comenzard a liberarse el gas conduciendo a dos fases.

(Schlumberger, 2020)

2.4.7. Clasificacion del crudo.

Las definiciones entre el petroleo ligero y pesado son dificiles de encontrar, y su
clasificacion se basa en razones mas practicas que teoricas. Debido a que el petréleo con
viscosidad es mas dificil de transportar y bombear, el petroleo con menos contenido de
cera se denomina "petroleo ligero", mientras que el petroleo con un contenido de cera
mas alto se clasifica como "petréleo pesado". El petrdleo con bajo contenido de azufre es
un petroleo con un contenido de azufre de menos del 0,5%. El petroleo contiene una
pequefia cantidad de sulfuro de hidrégeno y didxido de carbono. El bajo contenido de

azufre en el petroleo generalmente se procesa en gasolina y tiene una gran demanda,
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especialmente en los paises industrializados. De acuerdo con el enriquecimiento relativo
de parafinas, naftenos, aromaticos y resinas, los crudos pueden ser: de base nafténicos, de

base parafina, de base intermedia y base aromatica. (Ferrer, 2009)

Tabla 5. Clasificacion del crudo por la gravedad API

Crudo Api
Extrapesados Hasta 9.9
Pesados 10-21.9
Medianos 22-29.9
Livianos Mas de 30

2.4.8. Gravedad API.
La gravedad API (American Petroleum Institute) esta relacionada con la densidad del
agua y afecta la viscosidad del petréleo. La siguiente formula describe esta relacion, la

gravedad especifica del petroleo es adimensional y su densidad se expresa como: Ib/ft3

Ecuacion 23. Gravedad API

141.5

Yo = SAPI+ 1315

Po = Yo T Pw

2.4.9. Composicion del crudo.
Se puede utilizar cualquier método de analisis que descomponga el petroleo en
componentes quimicos basicos para determinar la composicion del petréleo. Los
componentes de hidrocarburos generalmente se identifican por las fracciones de nimero
de carbono C1, C2, C3, etc. Hasta Cn, donde el nimero de carbono limite n se define
mediante una técnica de analisis especifica. Estas técnicas analiticas incluyen, pero no se

limitan a:

Cromatografia de gases o liquidos.
Destilacion criogénica y flash.

Destilacion del punto de ebullicion.

D N N NI N

Caracterizacion de fluidos estructurados, tales como anélisis de hidrocarburos
aromaticos polinucleares, analisis SARA, pruebas soénicas y otros métodos de

analisis de crudo.
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El crudo esta compuesto por carbono e hidrégeno en mayor cantidad, ademas de
algunas impurezas como: sulfuro, nitrégeno y oxigeno. En la naturaleza se presenta en

tres estados: gas natural, crudo liquido y asfalto. (Schlumberger, 2020)

Tabla 6. Composicion del crudo

Elementos Crudo liquido (%) Gas natural (%) Asfalto (%)
Carbono 82.2-87.1 65-80 80-85
Hidrégeno 11.7-14.7 1-25 8.5-11
Sulfuro 0.1-5.5 Trazas-0.2 2-8
Nitrégeno 0.1-1.5 1-15 0-2
Oxigeno 0.1-4.5 - -

2.4.10. Factor de recobro.

La cantidad de hidrocarburos que se pueden recuperar inicialmente esta generalmente
expresada en porcentaje (%). El factor de recobro es una funcién del mecanismo de
desplazamiento de los fluidos. Un objetivo importante de mejorar la recuperacion de
petroleo es aumentar el factor de recobro de los campos de petrdleo. La fraccion de
hidrocarburos que se puede recuperar de un pozo, reservorio o campo petrolifero;

también, el fluido que se ha producido. (Ferrer, 2001)

Ecuacion 24. Factor de recobro

Produccién acumulada de petroleo o gas

FR =
Volumen original en el yacimiento de petréleo o gas

2.5. RECUPERACION DE PETROLEO

Los métodos de recuperacion de petréleo primario y secundario pueden ser efectivos en
un rango del 20% a 40% en la recuperacion de petroleo in situ, dejando gran cantidad de

hidrocarburos remanentes en el yacimiento. (Bolafios & Pinto, 2016)

En base a lo anteriormente citado, es necesario resaltar que el crudo residual que
persiste en el reservorio, posterior a la aplicacion de los métodos primarios y secundarios

es causado por las fuerzas capilares y la heterogeneidad existente en el yacimiento.

En Ecuador, el nimero de campos petroleros maduros estd aumentando y la situacion
no cambiara con los afios. (Aihe, 2020) Por lo tanto, debemos considerar el uso de
tecnologia de recuperacion mejorada de petréleo, que se adapte a las caracteristicas
inherentes del yacimiento. Por lo que es comprensible que la existencia de una correcta
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aplicacion de la recuperacion mejorada de petrdleo dependa de varios factores, que

pueden ser confirmados mediante pruebas piloto.

La mejor alternativa estudiada durante décadas es la aplicacion de las nuevas
tecnologias de recuperacion mejorada de petrdleo para aumentar el factor de recobro. De
tal manera que es necesario adoptar mecanismos de recuperacion de petroleo mejorados
o terciarios, que incluyen el uso de quimicos como la inyecciéon de polimeros,
surfactantes, y soluciones alcalinas, métodos térmicos (inyeccion de vapor, agua caliente,
combustion in situ), y la inyeccion de gas miscible (CO2, N2y gases inmiscibles) entre

otros.

La ultima investigacion de la Agencia Internacional de Energia muestra que para el
2030, el 20% de la produccion mundial de petroleo provendra de EOR. El analisis se basa
en la comprension de los proyectos en curso y los proyectos que se pueden llevar a cabo
en un futuro proximo. Sin embargo, a medida que los proyectos EOR se vuelven cada vez
mas exitosos y generalizados en todo el mundo, su participacion aumentara. (Comision

Nacional de Hidrocarburos, 2015)

Obviamente, los proyectos para mejorar la recuperacion de petroleo jugaran un papel
clave en el futuro equilibrio de oferta y demanda (por lo menos, en el precio). Los
prondsticos de la agencia muestran que para el 2030, la producciéon diaria mundial de
crudo superara los 100 millones de barriles, como se muestra en la Figura 17, donde
también se puede observar la contribucion de diferentes fuentes a la produccion.

(Comision Nacional de Hidrocarburos, 2015)

125

S

~
o

Millones de barriles diarios
=4

25
0
1971 1980 1990 2000 2010 2020 2030
Afos
® Desarrollo de nuevos descubrimientos @ Desarrollo de reservas existentes
® Petrdleo no convencional © Capacidades existentes

© Recuperacién mejorada de petrileo

Figura 17. Produccion mundial de petréleo
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CLASIFICACION DE LA RECUPERACION DE PETROLEO
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2.5.1. Recuperacion primaria.
La recuperacion primaria también conocida como produccion primaria, es la etapa en
la que la energia del yacimiento es completamente natural, de tal manera, que el drenaje
de agua, gas o por gravedad, moviliza los hidrocarburos desde el reservorio hasta el pozo

y hasta la superficie.

Durante esta etapa de recuperacion la presion del reservorio es significativamente
mayor en comparacion a la presion en el interior del fondo del pozo. Esta elevada
diferencia de presion natural es la que impulsa los hidrocarburos al pozo y a la superficie.
Sin embargo, cuando la presion del yacimiento disminuye en consecuencia de la

produccion, la presion diferencial también disminuye. (Escobar, 2012)

Los métodos de levantamiento artificial son considerados como recuperacion primaria.
Cuando la presion del yacimiento es demasiado baja o cuando la proporcion de agua o de
gas es muy alta en la zona de produccion y no resulta rentable economicamente, la etapa

de primaria de recuperacion de hidrocarburos alcanza su limite.

Durante el proceso de recuperacion inicial, solo una pequefia cantidad de
hidrocarburos se produce inicialmente en el sitio, generalmente es alrededor del 10% en

los campos petroleros. (Schlumberger, 2020)

100 ¢

1 Expansion Roca y fudo
2 Empuje por gas disuelto
3 Expansion capa de 9as
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Figura 18. Influencia de los mecanismos de produccion en el recobro de petroleo

Fuente: (Escobar, 2012)
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2.5.2. Recuperacion secundaria.

La finalidad de esta recuperacion es movilizar los hidrocarburos al pozo y mantener la
presion del yacimiento. Los métodos secundarios mas utilizados son la inyeccion de agua
y gas. Por lo general, el agua se inyecta en la zona productora con el fin de barrer el crudo
del yacimiento y el gas es inyectado en el casquete de gas. Durante la fase de flujo natural,
puede iniciar un mantenimiento de la presion, pero esta es una forma de recuperacion

terciaria.

Cuando el fluido inyectado (agua o gas inmiscibles) se produce en grandes cantidades
desde los pozos productores y la produccion ya no es econdmicamente rentable, la etapa
de recuperacion secundaria de petroleo alcanza su limite. El uso continuo de la
recuperacion de petréleo primaria y secundaria en un campo petrolifero puede producir

entre el 15% y el 40% del petrdleo original. (Schlumberger, 2020)

2.5.2.1.Inyeccion de agua.
Una de las técnicas mas utilizadas es la inyeccion de agua, que tiene el proposito de
aumentar la presion y de mover el petrdleo en el yacimiento, desde una arena no drenada
hacia los pozos de produccion, incrementando asi el recobro final de petroleo. La

inyeccion de agua resulta eficaz en los procesos de recuperacion de petroleo.

'
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Figura 19. Generalidades de la inyeccion de agua

Fuente: (Ferrer, 2001)

39



Los elementos que conducen a una alta recuperacion por inyeccion de agua incluyen:
baja viscosidad del petroleo, permeabilidad uniforme y continuidad del yacimiento. Una
de las consideraciones al planificar un proyecto de inyeccion de agua es encontrar una
fuente de agua disponible para la inyeccion. El agua salada se suele utilizar con

preferencia al agua dulce. (Romero, 2012)

Inyeccion de agua en arreglo de pozos
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Figura 20. Arreglos de pozos para un reservorio

Fuente: (Rose, Buckwalter & Woodhall, 1989)
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La figura 20, contiene los tipos de arreglos mas comunes utilizados para cualquier tipo

de proyecto de inyeccion de fluidos, los cuales se suelen utilizar en la etapa de simulacion

del yacimiento porque esto permite determinar la ubicacion del pozo y cual es el mejor

drenaje para el mismo, dependiendo del tipo de yacimiento. Esto también esta relacionado

con las caracteristicas de los medios porosos. (Rose, Buckwalter & Woodhall, 1989)

Las principales caracteristicas de elegir un determinado tipo de arreglo son:

AN N N NN

La produccion inicial del yacimiento.

La litologia y buzamiento del yacimiento.

Ubicacion de pozos adyacentes.

Mejora la fluidez porque puede eliminar el petroleo restante de manera mas eficaz.
Si se va a perforar un nuevo pozo, esto afectara la economia, por lo que, en la
mayoria de los campos petroleros, los pozos abandonados se utilizan como

inyectores.

Inyeccion dispersa o irregular
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Figura 21. Ubicacion de pozos inyectores y productores de manera dispersa

Fuente: (Rose, Buckwalter & Woodhall, 1989)

La figura 21, detalla un ejemplo de como se ve distribuido los pozos inyectores y

productores en un reservorio, para casos ideales se implementan arreglos en pozos en

reservorios homogéneos y como se sabe que los reservorios poseen estructuras complejas
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se pretende simular a la condicion mas real posible para reducir el grado de incertidumbre

en procesos de simulacion. (Rose, Buckwalter & Woodhall, 1989)

2.5.2.2.Inyeccion de gas.

Se puede inyectar el gas directamente al reservorio, lo que no solo mejora la
recuperacion de petroleo, sino que también reduce la tasa de declinacion de la produccion
de petroleo y la conservacion del gas natural para ventas posteriores. La reinyeccion del
gas natural producido es una tecnologia que se utiliza desde hace mas de 80 afios. (Ferrer,

2001)

La efectividad de este método dependera de la eficiencia del gas inyectado para
desplazar el petroleo y de la fraccion del yacimiento barrido por el gas inyectado.

(Romero, 2012)

En un yacimiento sin inmersion, se puede usar gas para impulsar el petroleo, al igual
que se puede usar el agua para inyectar. Este proceso se denomina "inyeccion de gas
dispersa" y generalmente no da como resultado una alta tasa de recuperacion porque el
gas se puede canalizar entre el pozo productor e inyector sin desplazar demasiado

petroleo. (Ferrer, 2001)

A menos que la inyeccion de gas se realice a alta presion o sea rica en hidrocarburos
ligeros, la recuperacion de petrdleo por inyeccion de gas es un proceso inmiscible. La
presion requerida para la miscibilidad depende de la composicion del petroleo y el gas

natural inyectados. (Romero, 2012)

@ Fozo productor

A Pozo inyector

Figura 22. Inyeccion de gas

Fuente: (Ferrer, 2001)
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2.5.2.3.Inyeccion de agua y gas.
El método utilizado para la inyeccion en un pozo productor es la combinacion de agua
y gas inmiscible WAG (water alterning gas) que consiste en inyectar alternadamente el

agua y el gas para recuperar el petroleo del yacimiento.

2.5.3. Recuperacion terciaria o mejorada.

Los métodos de recuperacion mejorada EOR (Enhanced Oil Recovery) que implican
la inyeccion de los fluidos miscibles para la recuperacion del crudo residual que existe en
el yacimiento. Después de la recuperacion primaria y secundaria, la recuperacion
mejorada es la mejor alternativa para incrementar el recobro final del yacimiento, debido
a que esta técnica emplea fuentes externas de energia que los métodos convencionales no

producen. (Salanger, 2005)

El objetivo principal de esta técnica es recuperar el petroleo inmovil que exista en el
yacimiento sin que las propiedades de la roca se vean afectadas. La recuperacion

mejorada de petrdleo también busca:

v" Incrementar el numero capilar, la viscosidad del fluido desplazante y la
eficiencia de desplazamiento.

v Reducir las fuerzas capilares, la viscosidad del petréleo, la tension interfacial
entre el petroleo y el fluido desplazante.

v" Controlar la movilidad y mejorar la eficiencia de barrido.

v" Tolerar la salinidad y dureza del agua.

v" Cambiar las condiciones de humectabilidad en la roca.

Cabe destacar que la aplicacion de esta metodologia depende del precio del petroleo y
del beneficio que se genera, puesto a que esta técnica empleada es altamente costosa y
compleja. Otra denominacién que se utiliza es la recuperacion mejorada de petroleo
(IOR), que abarca una gama mas amplia de actividades, el IOR también puede incluir

EOR. (Salanger, 2005)

2.5.3.1. Factores principales que afectan la recuperacion mejorada.

2.5.3.1.1. Desplazamiento microscopico.
En escala microscopica uno de los aspectos mas importante dentro de la recuperacion
mejorada es el efecto que causan los fluidos al remover el petrdleo en los poros de la roca.
La eficiencia de desplazamiento para el petroleo se refleja en el volumen de la saturacion

residual del petréleo in situ por relacion del desplazamiento de los fluidos. Dado que el
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proceso de recuperacion mejorada de petroleo implica la inyeccion de baches con varios
fluidos, el deterioro de estos baches suele ser generados por la existencia de una eficiencia
baja de desplazamiento, lo que resultaria desfavorable en cuanto a proyectos de

recuperacion mejorada. (Willhite & Green, 1998)
Las fuerzas que intervienen en el desplazamiento microscopico son:

1. Fuerzas capilares

2. Fuerzas viscosas

1. Fuerzas capilares.

En un medio poroso al coexistir fases inmiscibles, la saturacion, distribucion y el
desplazamiento de fases, se ven intervenidas por la tension superficial conectada en las

interfaces del fluido. Los fenomenos que influyen dentro de las fuerzas capilares son:

v" Presion capilar

v' tensiodn superficial e interfacial
v mojabilidad
v

permeabilidad relativa.

% Tension superficial e interfacial.

Al aplicar un método de recuperacion mejorada de petroleo se espera poder reducir la
tension interfacial. Es necesario considerar el efecto que causan las fuerzas en la interfaz,
cuando dos fluidos inmiscibles entran en contacto, en un sistema multifasico. Al ser estos
fluidos liquido y gas, la tension superficial es el término utilizado para describir estas
fuerzas actuando sobre la interfaz. Cuando esta interfaz esta entre dos liquidos, las fuerzas

son denominadas tension interfacial. (Ahmed, 2000)

2. Fuerzas viscosas.

Para comprender el comportamiento de las fuerzas viscosas en el micro
desplazamiento del fluido, se debe entender que, la viscosidad es la resistencia del fluido
para lograr fluir sobre un medio poroso. Debido a la magnitud que presenta la caida de
presion en el medio poroso por consecuencia del flujo de fluido, se ven reflejadas estas
fuerzas viscosas. Se presenta una asuncion para el calculo de estas fuerzas que enfatiza al
medio poroso como una cantidad de tubos capilares paralelos. Para un flujo laminar que
fluye mediante un tubo simple la caida de presion es representada por la ley de Poiseuille.
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Ecuacion 25. Fuerzas viscosas

A (6.22 * 107%) (u*L*V)
= —(6. * * —_

P r2 x gc
Donde:

v" Ap = Caida de presion mediante el tubo capilar (psi)

v" = Viscosidad del fluido (cp)

v L = longitud del tubo capilar (ft)

v' ¥ = Velocidad promedio en el tubo capilar (ft/d)

v r=radio interior (m)

v’ gc = factor de conversion

% Eficiencia de desplazamiento microscépica.

La eficiencia microscopica (Ed) es el desplazamiento del petroleo en la escala de poro
y se refiere a la manera en la que el fluido desplaza el petroleo, a sitios en donde los
fluidos y la roca entran en contacto. Esta eficiencia estd definida como la fraccion de

petroleo movible el cual se ha recuperado de la zona barrida en un tiempo determinado.

Ecuacion 26. Eficiencia de desplazamiento microscopica
Ed Sw — Sw2

- 1—Sw2
Donde:

v Sw = Saturacion promedio de agua.

v" Sw2 = Saturacion inicial de agua.

2.5.3.1.2. Desplazamiento macroscdpico.

Describe la movilizacion de los fluidos en contacto con el yacimiento en un sentido
volumétrico. El volumen del yacimiento contactado por un fluido inyectado es necesario
para la recuperacion del petroleo mediante un proceso de desplazamiento. La eficiencia
de desplazamiento o el barrido volumétrico es una medida cuantitativa de este contacto.
Siendo este barrido una eficiencia macroscopica interpretada como una seccidon

volumétrica del yacimiento invadida por un fluido inyectado. (Willhite & Green, 1998)

La eficiencia total de desplazamiento es igual a la eficiencia de barrido volumétrico

por la eficiencia microscopica:
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Ecuacion 27. Eficiencia total de desplazamiento

E total = Ev * Ed

1. Eficiencia de barrido volumétrico (Evo).

A partir de que se genera la invasion vertical por consecuencia de le estratificacion y
de la cobertura areal por el espaciamiento y arreglo de pozos, se puede calcular esta
eficiencia la cual esta definida como la fraccion del volumen total del reservorio que esta

en contacto con el fluido desplazante.

La ecuacion para calcular esta eficiencia volumétrica de barrido esta dada como:

Ecuacion 28. Eficiencia volumétrica de barrido

volumen invadido

Evo = - :
volumen total a invadir

Los factores que afectan esta eficiencia son:

v’ Barreras estructurales como: Buzamiento, fallas y fracturas.
v" Los cambios verticales y laterales en facies como: permeabilidad, porosidad y

geometria. (Salager, 2005)

2. Eficiencia de barrido vertical (Ev).

Esta eficiencia es generada por la heterogeneidad de los reservorios, solo una parte
vertical del reservorio se contacta con el fluido desplazante y se denomina eficiencia

vertical de barrido refiriéndose al area total vertical del reservorio.

Ecuacion 29. Eficiencia de barrido vertical (Ev)

area vertical invadida

V== : : ;
area total vertical a invadir

Los factores que afectan esta eficiencia son:

v Lamayor heterogeneidad del reservorio en los estratos que generan una eficiencia
vertical de barrido sumamente baja.

v’ La permeabilidad efectiva de la roca.

v" Cuando incrementa la razén de movilidad, disminuye la eficiencia vertical de
barrido.

v El flujo cruzado entre capas y el volumen del fluido que ha sido inyectado.
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Inyeccion de agua

Inyeccion de agua >>>>

Inyecciondeagna ~ o0

Inyeccion de Polimeros

Inyeccion de Polimeros ===

Inyeccion de Polimeros  >>>>

Inyeccion de Polimeros ===

Figura 23. Eficiencia de barrido vertical en procesos de recuperacion mejorada

3. Eficiencia de barrido areal (E4).

Esta eficiencia es la fraccion por invadir relativa al area horizontal del reservorio, zona
en donde ocurre la recuperacion mejorada de petréleo. Los factores relacionados como
las propiedades roca-fluido (permeabilidad efectiva de la roca) influyen en la direccion y
velocidad de movimiento del fluido y en el volumen invadido de la roca por consecuencia

del fluido inyectado.

La ecuacion para el célculo de la eficiencia de barrido areal esta dada por:

Ecuacion 30. Eficiencia de barrido areal

area horizontal invadida

A= 7 : p .
area total horizontal a invadir

Areal (Inyector)

Areal (Productor)

Figura 24. Eficiencia de barrido areal en procesos de recuperacion mejorada
Fuente: (Ecopetrol, 2013)
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2.5.3.1.3. Relacion de movilidad.

Ecuacion 31. Relacion de movilidad

==

Donde:

v" X =Movilidad
v K =Permeabilidad efectiva
v' u = Viscosidad

La relacion de movilidad es la division entre el fluido desplazante y el fluido

desplazado.

Ecuacion 32. Division entre el fluido desplazante y el fluido desplazado

_ fluido desplazante A, kw/uw _ kyho

W
" fluido desplazado ~ A, ko/ " Kol
Ho

v Cuando M < 1, el petroleo se moviliza més facil en comparacion del agua, lo que
resulta muy favorable.

v" Cuando M=1, existe igualdad de movilidad en los fluidos.

v" Cuando M>1, el agua o fluido desplazante se moviliza mucho mas facil que el
petroleo o fluido desplazado. Sin embargo, por ausencia de digitacion viscosa, se
inyecta mas liquido para lograr que exista una saturacion residual en los poros.
Por lo que la relacion de movilidad es fundamental ya que, a menor viscosidad

del crudo, menor digitacion viscosa.

La relacion de movilidad resulta menor, cuando existe un incremento del nimero
capilar y una reduccion de viscosidad en el fluido desplazado. El nimero capilar es la

relacion adimensional entre las fuerzas capilares y viscosas, dado por:

Ecuacion 33. Numero Capilar

uxv K= AP
Q exL
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Donde:

u = Viscosidad del fluido desplzante.
v = Velocidad del poro.
Q = Tensiodn interfacial de los fluidos desplazante y desplazados.

K = Permeabilidad efectiva del fluido desplazante.

AN N N

Ap/L = Gradiente de presion mediante L (distancia).

Cuando se incrementa el numero capilar, disminuye la saturacion residual del petroleo,
ya sea porque se incremento el gradiente de presion o se redujo la viscosidad del petroleo,
pero principalmente por la disminucion de la tension interfacial. (Donaldson, Chilindarian

& Fuyen, 1985)

2.5.3.1.4. Digitacion viscosa.

El fenomeno de digitacion viscosa se relaciona al desplazamiento del fluido
desplazado que presenta una viscosidad mas elevada que el fluido desplazante. Se
presenta menor viscosidad del fluido desplazante ya que este fluye mas facil en
comparacion con el fluido desplazado que presenta una elevada viscosidad, generando
perturbaciones en el sistema. El balance entre las fuerzas capilares, gravitacionales y la
heterogeneidad del yacimiento originan el fendmeno de digitacion viscosa, que
incrementa con la relacion de viscosidad entre los fluidos desplazados y desplazantes.
Este fenomeno causa un efecto drastico en la eficiencia de barrido, ya que estos
desplazamientos son inestables por la ruptura del fluido desplazante. (Monroy & Navarro,

2008)

Pozo productor

Pozo inyvector

Figura 25. Fenomeno de digitacion viscosa

Fuente: (Monroy & Navarro, 2008)
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2.5.3.1.5. Heterogeneidad del yacimiento.
Generalmente la heterogeneidad del yacimiento es uno de los problemas que mas se
presenta en un proceso de recuperacion mejorada, resultando una escaza eficiencia de
barrido, por ende, poco petroleo recuperado. Las heterogeneidades mas comunes que se

presentan son las variaciones en la permeabilidad del yacimiento lateral y vertical.

Las areniscas y carbonatos presentan capas horizontales de diferentes permeabilidades
que estan divididas por capas tan delgadas impermeables que no aparecen en los registros

eléctricos ni en los analisis de nucleos.

El que existan estas capas es bueno para la recuperacion mejorada de petréleo, ya que
los fluidos inyectados permanecen fluyendo paralelamente a la estratificacion. Si no
existieran estas capas el yacimiento seria atravesado por los fluidos inyectados hacia las
capas que contengan mas permeabilidad, por lo que la eficiencia vertical de barrido se

reduce.

Otro de los elementos que tienen efecto sobre la eficiencia de la técnica de
recuperacion mejorada de petroleo es la geometria de los poros. Si la relacion del diametro
entre la garganta poral y los poros es reducida, la eficiencia en el recobro también sera
reducida, asi como la mojabilidad en la superficie poral es otro de los factores en afectan

la eficiencia de recobro.

En los carbonatos se presenta una porosidad intergranular uniforme o una porosidad
dual, al existir mayor cantidad de petroleo en la zona de baja permeabilidad, atravesada
por canales con fracturas o alta porosidad en donde el fluido inyectado se movera sin

penetrar la zona. (Donaldson, Chilindarian & Fuyen, 1985)

2.54. Petroleo incremental.
El éxito de evaluar efectivamente un proyecto EOR es el calculo del volumen
incremental recuperado. Un indicador técnico principal de la aplicacion de estos métodos

es el petroleo incremental recuperado.

El petrdleo incremental es la diferencia entre el petroleo efectivamente recuperado y
el que se podria haber recuperado, se expresa como el volumen de petrdleo en bls/dia o

ft* de gas natural por dia, alcanzado por encima de la curva de produccion. (Lake, 1989)

Para su analisis existen 4 casos en los que se utilizan graficas del gasto de produccion

vs la recuperacion del petroleo incremental que consideran la declinacion exponencial
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antes y después del proceso de recuperacion, en donde el petréleo incremental recuperado

resulta positivo en cada uno de los casos. (Lake, 1989)

RECUPERACION INCREMENTAL PRODUCTO DE LOS METODOS DE EOR ‘
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Figura 26. Recuperacion incremental producto de los métodos EOR

Fuente: (Comision Nacional de Hidrocarburos, 2015)

2.6. TECNICAS DE RECUPERACION MEJORADA
2.6.1. Métodos Térmicos.

2.6.1.1.  Inyeccion de vapor.
En la figura 27 se observa el proceso de inyeccion térmica de vapor que cominmente
es utilizado en reservas caracterizadas por almacenar crudo pesado, este método es eficaz
debido a que permite aumentar la presion y temperatura, disminuyendo de esta manera la

viscosidad del petrdleo, aumentado proporcionalmente la movilidad.

En esta técnica de estimulacion se aplica calor al reservorio mediante la inyeccion de
vapor de alta calidad en el pozo de produccion. Por lo general, el vapor que se utiliza es
presurizado y se bombea por un pozo durante semanas o meses dependiendo de la
cantidad de vapor que se utilice, calentando completamente el reservorio cerca del pozo.
Después, el proceso se detiene para que el petrodleo pesado se separe de la arena del

yacimiento para ser extraido, finalmente.
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Fluidos producidos (aceite, gas y agua)
Instalaciones de separacion Pozo productor

Lavador
y almacenamiento

de gas
. Generador de Pozo
- vapor inyector

.

Figura 27. Proceso de inyeccion de vapor
Fuente: (Bailey & Curtis, 1984)

v 1 =Zona de petroleo y agua cercana al yacimiento.
v’ 2 = Zona de petrdleo calentado.
v 3 =Zona de agua caliente

v 4 =Zona de vapor y agua condensada.

2.6.1.1.1. Inyeccion de vapor ciclica.
La inyeccion ciclica de vapor o también conocida como proceso de soplo a soplo, fue
inicialmente aplicada debido a su factibilidad econémica y su rapida respuesta de recobro
de hidrocarburo. Este método de recuperacion consiste en la inyeccion alterna de vapor y
la produccion de petroleo con vapor condensado del mismo pozo o pozos, también es
usada para mejorar la inyectividad antes de la inyeccion de vapor o las operaciones de

combustion in situ. (Stracke, Mason & Altam 1969 p. 35)

(Baibakov & Garushev, 1989 p. 103) Mencionan que uno de los factores mas
importantes al realizar este método es el grado de saturacion del agua y la cantidad de
calor inducida a la formacion, ya que, con el aumento en el grado de invasion del
yacimiento por el agua de formacion, la efectividad de la vaporizacion ciclica de la zona
cercana al fondo del pozo disminuye debido a esto la eficacia de la inyeccion de vapor

aumenta con la temperatura de la zona tratada.

52



INYECCION | PRODUCCION
DE VAPOR DE CRUDO

Figura 28. Sistema de inyeccion de vapor ciclica

Fuente: (Douglas & Bdanzer, 2002)

Fases de la estimulacion ciclica con vapor

El ciclo se repite, hasta 15
veces, hasta que ya no se
puede recuperar la
produccion.

Periodo de remojo.

Periodo de
produccion.

Figura 29. Fases de la inyeccion ciclica

Fuente: (Douglas & Banzer, 2002)

¢ Periodo de inyeccion

Durante el periodo de inyeccion, el pozo se vaporiza a la mayor tasa de inyeccion con
el fin de reducir las pérdidas de calor y proporcionar una estimacion de la inyectividad de
la formacion y la variacion con el tiempo dependiendo de las condiciones del yacimiento.
El vapor inyectado calienta la roca y los fluidos alrededor del pozo. Se canaliza hacia la
formacion debido a la segregacion por gravedad, la inyeccion preferencial en estratos de
alta permeabilidad y las relaciones de viscosidad adversas. Una vez que se inyecta el
volumen de vapor deseado, el pozo se cierra por un tiempo determinado. (Pascual, 2001

p-2)
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¢ Periodo de remojo

Este periodo tiene como objetivo lograr la condensacion parcial del vapor para calentar
la roca y los fluidos, de esa manera se puede lograr una distribucion uniforme del calor
inyectado. En esta etapa, también se puede observar la reduccion significativa en la
viscosidad del aceite original hasta quizas unos pocos centipoises en la zona de vapor, los
mismos que son sometidos a un proceso de expansion térmica, que es mayor para el crudo,

y debido a la presurizacion de la arena, el gas libre, si lo hay, se ve obligado a disolverse.

(Pascual, 2001 p.2)
% Periodo de produccion

Como resultado de la produccion de fluidos, cuando la presion en el yacimiento es
alta, la tasa de flujo sera sustancialmente mayor que la tasa original simplemente como
resultado de la mayor movilidad del aceite. Los factores de recuperacion tipicos para la

estimulacion ciclica con vapor son del 20% al 35% con relaciones de vapor a aceite (SOR)

de 3 a5,22.
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Figura 30. Inyeccion ciclica de vapor
Fuente: (Douglas & Bdanzer, 2002)
2.6.1.1.2. Inyeccion de vapor continua.
El método es también denominado impulsion de vapor y cominmente es utilizado
después de haber realizado la inyeccion de vapor ciclica, en este proceso el condensado

caliente que sale de la zona de vapor crea un efecto de inundacion de agua caliente antes
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de la zona de vapor. Finalmente, mientras la condensacion se enfria hasta la temperatura
de formacion se produce una inundacion de agua fria. Por tanto, el proceso consta de una
zona de vapor, una zona de impulsion de agua caliente y una impulsion de agua fria en el
volumen de patron restante. El crudo desplazado forma una capa de petroleo delante de
la zona de condensacion de vapor. Antes de la invasion del vapor, una porcion
determinada de arena debe haber sido barrida con agua fria y luego con agua caliente. El
éxito de este método de recuperacion es conocer en qué condiciones se encuentra el

yacimiento y sus cambios en el tiempo. (Trigos, Rueda & Rodriguez, 2012 p.2)

Zona de petréleo y
agua con temperaturas
cercanas a las
originales del
yacimiento

Figura 31. Proceso de inyeccion de vapor continua

Fuente: (Trigos, Rueda & Rodriguez, 2012)

« Zona de vapor

En esta zona se presenta el proceso de destilacion, el cual, permite que las fracciones
de vapor mas livianas se reduzcan dejando atras las fracciones mas pesadas; debido a que
la temperatura de vapor permanece casi constante la direccion del flujo disminuye. En

esta zona se realiza el empuje de gas para aumentar el recobro.
% Zona de agua caliente

El proceso que predomina en esta zona es la expansion térmica del petroleo, ya que

este se expande y se mueve, disminuyendo de esta manera la saturacion residual.
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% Zona de agua fria

Finalmente, se presenta la condensacion de las fracciones vaporizadas anteriormente
que permite estimar el aumento en el factor de recobro resultado de la expansion térmica.

Esta zona esta relacionada al influjo de agua y la saturacion residual.
Limitaciones

v Se puede recuperar menos del 30% (generalmente menos del 20%) de crudo
inicial en el lugar.

v Laprofundidad minima para aplicar la estimulacion ciclica con vapor es del orden
de 1000 pies, aunque ésta varia dependiendo dOel tipo y la estructura de las
formaciones supra yacentes.

v Es necesaria una buena permeabilidad horizontal, mayor a 1 Darcy para la

produccion.
Ventajas

v' Las altas presiones del vapor no fracturan la sobrecarga.

v" Funciona mejor cuando hay zonas productivas gruesas (> 10 m) con arenas de alta
porosidad (mayor a 30%).

v' Las capas de lutita que reducen la permeabilidad vertical no son un problema para
los pozos verticales que penetran zonas productivas gruesas.

v Reduce la resistencia al flujo cerca de los pozos.

v" El vapor podria apagarse de las zonas que se han barrido con éxito y dirigido hacia

regiones no barridas.
Desventajas

v Las altas temperaturas que se manejan pueden ocasionar dafio a los equipos
utilizados para la produccion de hidrocarburo.

v' Inicialmente fue desarrollado para pozos verticales.

v" Su costo aumenta al cambiar el tipo de pozo, especialmente con los pozos

multilaterales.
Requerimientos

v La porosidad de la roca del yacimiento debe ser de al menos el 20%
v’ La permeabilidad debe ser de al menos 100 milidarcy

v' La saturacion de petrdleo pesado debe ser de al menos el 40%.
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v" El contenido de aceite del yacimiento debe ser de al menos 800 bbl por acre-pie.
v" La profundidad del reservorio debe ser inferior a 3000 pies

v' El grosor del reservorio debe ser de al menos 30 pies.

2.6.1.2.  Combustion in-situ.
Este método es comunmente aplicado a yacimientos de petroleo de baja gravedad,
inicialmente el calor se genera dentro del reservorio inyectando aire y quemando parte
del petroleo crudo, esto disminuye la viscosidad del aceite y vaporiza de manera parcial
el aceite en su lugar. El petroleo se deja en un reservorio debido a que en ocasiones algo
de petroleo queda atrapado en forma de gotas en los poros de la roca a causa de las fuerzas
capilares, en partes del reservorio de reposicion que no han sido barridas adecuadamente
por el agua, pero también por heterogeneidad adversa y efectos de canalizacion en el
yacimiento. Asi mismos, es posible que una gran cantidad de petréleo, con altas
saturaciones, quede atrapado debajo de las capas de esquisto. (Greaves, M & Wilson, A

1996 p.3)

Aceite y
agua

Pozo productor
Pozo Compresor deaire ¢
\

Bomba inyector

deagua 8w ” L
LW = Gasesde combustion * a X
é:x-ﬁ - ‘r’“ '

=

Figura 32. Combustion Insitu
Fuente: (Greaves & Wilson, 1996)
A continuacion, se muestran las zonas presentes durante el desarrollo de este método

en la figura 33.
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Aire Frente de
Combustiéon

Coque

Vaporizacién Condensacién

Aceite Zona no
mévil alterada

Figura 33. Zonas presentes en el yacimiento durante un proceso de combustion in-situ

Fuente: (Cavanzo, Muiioz & Ordoiiez, 2016)

Parametros requeridos (Speight, 2009 p.5)

v' La concentracion de combustible por unidad de volumen del reservorio quemado

AU N N NN

La composicion del combustible

La tasa de produccion de petroleo

Las tasas y presiones de inyeccion de aire requeridas

Yacimientos con temperaturas mayores de 60-70 °C.

La cantidad de aire que se necesita para que el combustible sea quemado

El volumen del reservorio barrido por la zona de combustion

Injector
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A.-Zona quemada

B.- Frente de combustion
C.- Zona de agrietamiento
D.- Zona de vaporizacion

E.- Meseta de vapor
F.- Banco de agua

G.- Banco de petrdleo
H.- Reservorio intacto

Figura 34. Diagrama esquemadtico de perfiles y zonas de temperatura y saturacion en combustion

in situ

Fuente: (Society of Petroleum Engineers, 1971)
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(Speight, 2009 p.5) En el 2009 indica que en este proceso se puede inyectar aire seco
o aire mezclado con agua en el reservorio, posteriormente el fuego se propaga de manera
uniforme desde el pozo de inyeccion de aire hasta el pozo productor, moviendo el petréleo
y los gases de combustion por delante del frente. A medida que la temperatura en el
elemento de volumen excede aproximadamente 345 © C (650 ° F), es muy probable que
el aceite sufra un craqueo térmico para formar una fraccion volatil y un residuo de baja

volatilidad.

Con cambio del frente de combustion queda una zona de arena limpia donde solo fluye
aire. Como resultado de la destilacion y el craqueo térmico, se mejora la calidad del

petroleo producido. Existen 2 tipos de combustion:
% Combustion seca

Este proceso que se realiza con la ayuda de quemadores de gas de fondo de pozo,
calentadores eléctricos o inyeccion de agentes piroforicos o inyeccion de vapor, el calor
que se genera mediante este proceso es almacenado en la arena que se encuentra detras
del frente de invasion y puede ser utilizado para desplazar el crudo, lo que hace que el

proceso se presente de manera tardia.
«» Combustion humeda

Durante el proceso de combustion hiimeda, se inyecta agua con aire de manera
alternada, el agua inyectada absorbe el calor de la zona quemada, vaporiza, se mueve por
el frente caliente y distribuye el vapor, este método es mas eficiente en comparacion a la

combustion seca gracias a las propiedades del agua.
% Limitaciones

Para poder aplicar el método de recuperacion de combustion in situ se debe realizar
una conocida como “prueba de tubo de combustion” tanto seca como humeda. La
metodologia perteneciente a ambas pruebas es la siguiente. (Cavanzo, Mufioz & Ordofiez,

2016 p. 26)

v' Obtener los datos caracteristicos de los fluidos y la roca

Preparar las pre-mezclas.

v

v" Empaquetar y montar del reactor.

v’ Verificar y alistar los equipos a utilizar.
v

Iniciar la combustion.
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v’ Calcular y analizar los resultados

Ventajas

v

v
v
v
v

Recuperacion del 80% aproximadamente.

No dafia al medio ambiente

Disminucion de la viscosidad del crudo

Mejores de grados API

Tiene éxito en la quema de particulas organicas solidas, en la estabilizacion de

arcillas y en el aumento de la permeabilidad absoluta cerca del pozo tratado

Desventajas

AN

SN XX

Requiere una zona fria para tratar el petroleo.

Dificultad para trasportar el calor que se almacena en la zona quemada

Fluidos producidos emulsionados que causan problemas de caida de varillas y alta
presion en la linea de flujo debido a su viscosidad y dificultades de tratamiento
debido a su estabilidad.

Desgaste de los equipos de bombeo y las instalaciones de superficie a causa de la
corrosion.

Se necesita realizar pruebas de laboratorio adicionales.

Existe riesgo de explosiones.

Problemas de casing.

No se tiene control de la fase de combustion

2.6.1.3.  Inyeccion de agua caliente.

Este es uno de los métodos de recuperacion mas accesible debido a que se utilizan los

mismos equipos que se necesitan para la inyeccion de agua, el procedimiento a seguir es

similar con la unica diferencia que los estudios realizados han demostrado que existe un

mayor desplazamiento del crudo en procesos que implican aplicar agua a altas

temperaturas. La inundacion del agua a temperaturas altas es particularmente eficaz en el

desarrollo de campos de aceites de alta viscosidad que contienen grandes cantidades de

parafinas y sustancias resinosas de asfaltenos, y que presentan propiedades anomalas (no

newtonianas) cuando fluyen a través de medios porosos. (Kopsch, 1995)
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Pozo Inyector Pozo Productor I

Frente de petrdleo . Banco de Petréleo
con agua tibia

Figura 35. Proceso de inyeccion de agua caliente
Fuente: (Mischenko, 2001)
Este método se basa en la tecnologia convencional de inundacion por agua, parece
tener algunos de los elementos necesarios para describir las inundaciones de agua
caliente, y finalmente considera solo los efectos de las variaciones de permeabilidad y el

indice de movilidad.

Tanto la recuperacion por inyeccion de agua fria como agua caliente dependen de la
relacion de permeabilidad relativa y la distancia del inyector debajo de la parte superior

de la formacion.
Ventajas

v" Megjor eficiencia de desplazamiento de la zona calentada y mejor recuperacion
final incluso cuando la saturacion de aceite residual no disminuye al aumentar la
temperatura.

v Reduce el consumo de combustible y vuelve a saturar la zona de vapor con agua
liquida

v Reduce la posibilidad de que ocurra un hundimiento en caso de produccién de

arena.
Desventajas

v La relacion de movilidad del petroleo delante del frente de desplazamiento y el
agua inyectada cerca del pozo de inyeccion es menos favorable en las

inundaciones de agua convencionales.

61



v’ Las tasas maximas de inyeccion de energia suelen ser mas bajas porque el vapor
de vapor saturado tiene un contenido de energia tres veces mayor que el del agua
caliente por debajo de los 423°F.

v' Esta técnica se requiere de altas presiones.

2.6.2. Gases Miscibles.

2.6.2.1. Inyeccion de CO;
Este método es frecuentemente aplicado a yacimientos de petrdleo ligero y se realiza
utilizando grandes cantidades de CO> (dioxido de carbono), debido, a que de este logra
extraer componentes livianos y desarrollar miscibilidad para poder desplazar el crudo

desde el yacimiento hasta el pozo. (Abdulrazag & Reyadh, 2007)

El petroleo se queda almacenado en el reservorio después de la inundacion del agua

de tres formas posibles:

1. Como gotas en los poros rodeados de agua
2. En contacto con la superficie de la roca (rocas mojadas de petroleo)

3. Humectabilidad mixta. Es la union de las mencionadas anteriormente

El CO: se desplaza a través del reservorio desplazando principalmente la fase de agua
movil. Debido a que la solubilidad del CO; en el petréleo es mucho mayor que la
solubilidad del CO; en agua, el petroleo puede contener muchas veces la cantidad de CO2
en condiciones de yacimientos, esto ocasiona que el aceite se hinche, reduzca su
viscosidad y la tension interfacial que mantenia el crudo en los espacios porosos. La
hinchazon del petroleo y la disminucion de su viscosidad aumentan la movilidad relativa

del aceite y, por tanto, el aceite primario se produce a velocidades mas rapidas.

Este proceso de debe realizar con grandes cantidades de dioxido de carbono. Aunque
con relacion al petroleo este proceso no es miscible, pero al ser elevada la presion ocurre

la miscibilidad en el yacimiento para desplazar al petroleo.
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Fluidos producidos (aceite, gas, CO, y agua)
Instalaciones de almacenamiento y separacion_ Pozo productor
Pozo inyector ————

Inyeccion de CO, *
reciclado o de - .
tuberfas

(1)  Zona de aceite residual @ zonadeco,yagua

(@ Bancodeaceiteyy frente miscible Agua desplazante
Figura 36. Proceso del método de inyeccion de CO;

Fuente: (Bailey & Curtis, 1984)
El CO; aumenta el recobro del crudo debido a:
1. Aumento de miscibilidad.

Incremento de volumen del crudo.

Disminucidn de la viscosidad.

Sl

Disminucion de la tension interfacial por el crudo y las fases de CO»-crudo

ubicado en la zona de miscibilidad.

' .
T |

1. C0; Bomba v tuberia
Ed 4 . Estrangulador de

: superficie
Boca del pozo
Valvula de seguridad en
el fondo del pozo
Bloqueo del niple
Perforacion
Area del pozo
Feservorio

e

\
\
\

b b e

Figura 37. Sistema de inyeccion de CO2

Fuente: (Galic H.et al. 2009)
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Existen 2 tipos de inyeccion por CO»
% Inyeccion alterna

En este método se realiza la inyeccion de CO., posteriormente se cierra el pozo de 2 a
4 semanas, luego el pozo se abre y el proceso se repite. Es importante mencionar que este
método de recuperacion solo puede ser aplicado a un pozo y el CO2 que se inyecte debe

ser producido en el mismo campo a tratar.
% Inyeccion continua

En la inyeccion continua el CO; es inyectado para ser barrido desde un frente hacia los
pozos productores, lo mas comun en estos procesos es que el CO» sea inyectado de

manera alternada con capas de agua.

Es probable que el CO; en condiciones de yacimiento de gran profundidad se comporte
como un fluido muy critico con la densidad de un liquido y la viscosidad de un gas. La
mayor densidad de COz> significa que migrara hacia abajo en el reservorio. (Karla & Wu,
2014)

Ventajas

v" Su alta densidad lo hace compatible para tratar el crudo.

v Reduce las emisiones de gas producidas por el efecto invernadero.

v’ Es ideal para formaciones homogéneas, de baja permeabilidad vertical y espesor.
v' La inyeccion de CO; en un depdsito de gas natural agotado mejorara la

recuperacion de gas.
Desventajas

v Los factores de recuperacion son afectados por la heterogeneidad y anisotropia
del reservorio.

v En presencia de un acuifero se deben realizar estudios adicionales para saber si es
factible la aplicacion de este método de recuperacion.

v Las perforaciones del pozo productor se deben realizar en zonas de baja

permeabilidad.
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2.6.2.2.  Inyeccion de N;

Este proceso de recuperacion es ideal para yacimientos de gas condensado ya que este

mantiene la presion del reservorio, evitando de esta manera la pérdida de condensado

como resultado del agotamiento de la presion, este método utiliza gases no asociados al

hidrocarburo, para desplazar el crudo en sistemas, ya sean estos miscibles como no

miscibles, dependiendo de la composicion del crudo y la presion a la que este se

encuentre.

Este método puede ser utilizados en:

v
v

Yacimientos con capa de gas

Yacimientos de segregacion gravitacional

Los factores que controlan la inyeccion de N> son:

v

La presion minima de miscibilidad y el comportamiento de la fase entre el petroleo

y el nitrégeno en el yacimiento.

El aumento del recobro se da mediante la vaporizando los componentes menos pesados

del crudo, generando miscibilidad, siempre y cuando la presion se suficientemente alta.

También el empuje con gas es un factor que influye cuando una fraccion de volumen del

yacimiento contiene este tipo de gases en grandes cantidades.

Comportamiento de fase:

v

El nitro6geno causa un aumento del punto de rocié de los hidrocarburos volatiles y

condensados.

En yacimientos de gas saturado se presenta el fendmeno de condensacion

retrograda.

En yacimientos de gas insaturados, el nitrogeno puede intercalarse con el crudo

previo a producirse la condensacion retrograda.

Se puede presentar miscibilidad en algunos tipos de crudo por distintas

condiciones de presion y temperatura.

Cuando la presion excede los 5.000 psi, el N2 puede lograr vaporizar los
hidrocarburos intermedios (C2 — C6) del crudo y formar miscibilidades

posteriores a varios enlaces con el petroleo.
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v

El Bo y el GOR disminuyen al relacionarse con el nitrogeno ocasionando el

aumento de densidad y viscosidad del crudo.

Ventajas

AN NN NS

Bajo costo de aplicacion.

No es corrosivo.

Se usa en formaciones que contienen areniscas o carbonatadas.
Alta tasa de separacion.

Facil mantenimiento.

Desventajas

v

AN N NN

Pérdida de liquido en la zona de mezcla entre el nitrogeno inyectado y el gas
condensado.

Solo se utiliza con crudos ligeros y medianos.

Se requiere presiones altas.

Se requiere temperaturas altas.

Baja eficiencia de barrido vertical y horizontal a causa de la viscosidad.

Los gases utilizados deben ser apartados del gas producido para despacharlos con

el objetivo de no disminuir la capacidad calorifica.

2.6.2.3.  Presion minima de miscibilidad (MMP).

La presion de miscibilidad es la capacidad que tiene dos o mas sustancias liquidas para

unirse entre si, formando una soluciéon homogénea y se da cuando el fluido inyectado se

incorpora al hidrocarburo que se encuentra en el reservorio.

Todo lo opuesto a lo anteriormente dicho se denomina inmiscibilidad de los fluidos,

de esta forma se comportan los gases en ausencia de los hidrocarburos y el gas natural

cuando entra en contacto por primera vez con el petrdleo en el yacimiento.

Cuando existe movimiento o transferencia de masa debido a los fluidos inyectados, se

produce un enriquecimiento del gas inyectado en la zona de transicion miscible, a partir

de la cual se puede determinar que la presion minima de miscibilidad es la presion que

garantiza la miscibilidad dindmica. (Salazar, 2011)
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% Factores que afectan esta presion con el nitrégeno

La viabilidad de la inyeccion de nitrogeno o el principal motivo para sustituir el

nitrégeno por otros gases mas eficientes como (didéxido de carbono y el gas natural) son

sus beneficios econoémicos. Por ello, es importante conocer los siguientes factores que

inciden en la presion minima de miscibilidad como:

v
v

La composicion del petroleo en el reservorio y del fluido desplazante.

La temperatura del yacimiento que se incrementa, a medida que la presion minima
de miscibilidad en el gas natural aumenta, por consecuencia de la solubilidad del
Ci que disminuye por el aumento de temperatura, aumentando el tamafio de la
zona bifésica.

La presion minima de miscibilidad disminuye en el N», por el incremento de la
temperatura en el yacimiento, debido a que la solubilidad del nitrégeno se
incrementa en los hidrocarburos a temperaturas mayores a 100°F.

La presion minima de miscibilidad disminuye, porque la concentracion del gas
natural y el nitrogeno en el petréleo del yacimiento disminuye.

La presion minima de miscibilidad aumenta, debido a que el tamafio de la zona
bifasica aumenta por que el peso molecular de la fraccion C2-Cs en el petroleo
disminuye.

La presion de miscibilidad aumenta, debido a que el tamafio de la zona bifasica
también aumenta, debido a que la densidad del petroleo disminuye y el peso

molecular de la fraccion pesada aumenta. (Salazar, 2011)

% Correlaciones para la presion minima de miscibilidad con nitréogeno

Existen muchas correlaciones para la presion minima de miscibilidad con nitrégeno

en la literatura. Holm y Josendal propusieron una adaptacion para la presion minima de

miscibilidad de nitrégeno de la correlacion Benham-Dowden-Kunzman para la presion

minima de miscibilidad de gas natural enriquecido. Esta adaptacion proporciona la

temperatura y la dependencia del peso molecular C5 + de MMF. Orr y Silva propusieron

una correlacion para la presion de miscibilidad de nitrogeno que requiere una descripcion

composicional mas completa del crudo. Siguiendo el método utilizado por Benham et al,

Riedel desarrollé una correlacion de presion minima de miscibilidad de nitrogeno que

incluye factores de composicion. (Elsharkawy, Poettmann & Christiansen, 1992)
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2.6.2.4.  Gases Inmiscibles.

La inyeccion de gas inmiscible en el reservorio es similar al proceso de recuperacion
que ocurre durante una operacion de tapon de gas. Al igual que las inundaciones de agua,
el volumen y la colocacion de gas se pueden controlar para mejorar la eficiencia del
barrido y mantener la energia o presion del yacimiento. Los gases tipicos de las
inundaciones inmiscibles son el metano, el nitrégeno, el didxido de carbono y el aire.
Muchos de estos gases no son completamente inmiscibles con el petréleo. Por ejemplo,
el dioxido de carbono casi siempre tiene una miscibilidad limitada con el petroleo y, por
lo tanto, puede hinchar el crudo y reducir su viscosidad, lo que puede mejorar la
recuperacion. Sin embargo, el didoxido de carbono es relativamente caro de inyectar como

gas inmiscible y, por lo general, no se usa de esta manera en la actualidad. (Johns, 2004,

pag. 711)

2.6.3. Métodos Quimicos.

La recuperacion de petroleo por métodos quimicos ha generado avances muy
relevantes en los Ultimos afios incrementando el recobro final y la produccion del
yacimiento. La inyeccion de polimeros es uno de los métodos quimicos mas exitosos
implementados en areniscas que permiten disminuir la tension interfacial del fluido
desplazante con el crudo, aumentar la eficiencia de barrido, la relacion de movilidad y el

aumento de la viscosidad en el fluido inyectado. (Romero, 2012)
Los métodos quimicos mas utilizados son:

v" Inyeccién de polimeros
v' Inyeccidn de Surfactantes

v" Inyeccidn de soluciones alcalinas

2.6.3.1.  Inyeccion de polimeros.
Los polimeros son moléculas de cadena larga compuestas por grupos repetidos llamados
monomeros. La reaccion en la que el monomero A se enlaza con otro y forman el

polimero es:

A+A—-> A—-A—-A—-A
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Figura 38. Esquema de un polimero

El resultado de unirse monémeros amidas es un polimero poliacrilamida. Aquellos que

forman una solucién acuosa son los polimeros solubles en agua.
Los polimeros se clasifican en:

v’ Polimeros naturales o biopolimeros: derivados de la celulosa, como los
polisacaridos que son susceptibles a la biodegradacion, por lo que para proteger
las soluciones de bacterias se afiaden quimicos. Estos polimeros también son
utilizados en los fluidos de perforacion.

v’ Polimeros semi-sintéticos: carboximetilcelulosa e hidroxietilcelulosa derivados
de los biopolimeros.

v’ Polimeros artificiales o sintéticos: conocidos como poliacrilamida parcialmente
hidrolizada, son sintetizados en un laboratorio. Estos polimeros alteran la
permeabilidad de la roca disminuyendo la movilidad efectiva del agua que ha sido

inyectada en la zona invadida y también incrementan la viscosidad.

Los polimeros mas usados en la recuperacion mejorada son los organicos solubles en
agua con variaciones de concentraciones entre los 250 a 2000 mg/L. La interaccion
resultante de la superficie de poro sélida y la matriz con las moléculas de polimero hace

que el polimero se movilice en el medio poroso.

La degradacion de los polimeros en consecuencia del incremento de salinidad del agua,
asi como el envejecimiento del polimero, la temperatura, la formacion de geles y los altos
esfuerzos de corte son algunos de los factores que afectan el uso de polimeros en la

recuperacion mejorada de petroleo.

La inyeccion de polimeros en un rango del 15 al 25% el método es uno de los métodos
menos complejos y mas utilizados para la recuperacion del petrdleo y controlar la
movilidad del agua debido a la disminucion de la digitacion viscosa y el aumento en la

viscosidad del agua. (Romero, 2012)
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El proceso también se basa en usar la viscosidad de la solucion acuosa y el polimero
para controlar la fluidez del fluido de formacion. El uso mas comin es en el proceso de
inyeccion de agua para aumentar su viscosidad y formar un tapén de polimero de alto
peso molecular para mejorar la relacion de flujo de agua- petroleo y lograr un mejor

barrido tanto areal como vertical y el desplazamiento.
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Figura 39. Inyeccion de polimeros
Fuente: (Barley & Curtis, 1984)

Ventajas

v Disminucion de la movilidad del agua.

v Aumenta la viscosidad del agua.

v Mayor reduccion de la permeabilidad del agua en comparacion a la del petrdleo y
del gas.

v" Existe mayor contacto entre la inyeccion de polimero y el volumen de yacimiento.

v Megjor eficiencia de desplazamiento debido a que la relacion de movilidad (agua-
petréleo) es mucho mejor y el barrido resulta mas completo.

v' Impide la aparicion de fracturas y bloquea arenas de alta permeabilidad.

(Salanger, 2005)
Desventajas

v" Alto contenido de polimero para lograr un buen control de la movilidad debido a
la alta viscosidad del petroleo.
v' Incremento de la adsorcion de polimero por las arcillas.

v' Temperaturas menores a 200 °F.
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v La tasa de produccion se ve afectada porque la velocidad de inyeccion del
polimero es baja en las primeras etapas.
v Los polimeros son retenidos y absorbidos en los poros diminutos de la roca.

(Salanger, 2005)
Etapas de la inyeccion de polimeros

Incrementar la viscosidad del agua es el objetivo principal de este tipo de inyeccion ya
que el desplazamiento del petrdleo sera mucho mejor e incluso el factor de recobro. De
la misma manera busca disminuir zonas de alta permeabilidad para que el flujo del
petrdleo quede entrampado en una zona de baja permeabilidad. De acuerdo con las

caracteristicas que presente el reservorio es el disefio de las etapas. (Avila, 2015)

1. Se prepara el yacimiento para inyectar el pre-flujo de agua controlando el pH y
que exista una baja salinidad de agua.

2. Se prepara la solucién polimérica para la inyeccidén, considerando su
concentracion para evitar viscosidades diferentes entre los polimeros y el agua
para que no afecte el desplazamiento efectivo en consecuencia de una digitacion
viscosa.

3. Se realiza la inyeccion de agua de tal manera que los fluidos del yacimiento

(petroleo) se desplacen del pozo inyector al pozo productor.

En este bancofluyen aguay acolte Solo fluye aceite 1
|
Aceite residud Aceite ; A
\ Banco ¥
~> de aceited?
Bancode
\ Agua de Banco de agua y aceite
inyecdion polimero
» hh ks ch ko ko ke 4
N ~ coﬁgﬁita
|

Figura 40. Etapas de la inyeccion de polimeros

Fuente: (Sanchez, 2012)
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2.6.3.2.  Inyeccion de surfactantes.
Los surfactantes son sales organicas o sustancias compuestas por el petrdleo para
disminuir la tension superficial entre las fases, reducir la saturacion del petrdleo, alterar
la mojabilidad, disipar aditivos en el petréleo o en el agua o aumentar la solubilidad del
petroleo en el agua. Estos quimicos también son conocidos como agentes de

humectacion, emulsionantes, tensioactivos entre otros. (Carrero, 2015)

Durante el desplazamiento el mantenimiento de la tension interfacial para que el
petroleo sea desplazado por el fluido inyectado y se mueva debe estar entre 0,01 a 0,001

dinas/cm.

Los surfactantes pueden quebrar la tension superficial entre las fases por lo que

necesitan de dos grupos denominados:

v Cabeza Hidréfila: que se disuelve en el agua y contiene heterdtomos (O, S, N, P)
que se hallan en el sulfato, fosfato, acido, amina, amida, alcoholes, éter, éster entre
otros.

v Cola Hidréfoba: conocida como lipofilicas, que se disuelven en las grasas e
hidrocarburos y resultan insolubles en el agua, pueden estar compuestos por los

hidrocarburos parafinicos o aromaticos que contienen haldégenos.

Cabeza hidréfila Cola hidréfoba

[

Tensioactivo no idnico

Tensioactivo anidnico

+

Tensioactivo cationico

~N

- + Tensioactivo anfétero
Figura 41. Grupos de tensioactivos
Fuente: (Carrero, 2015)

La finalidad de la inyeccion de surfactantes es la recuperacion del petréleo residual
hasta en un 40% del volumen de poro. Estos tensioactivos fueron definidos por Laughlin
en sus investigaciones como un anfifilo que forman coloidales y abaten la tension
superficial, ya sean estos micelas o cristales liquidos, descartando a las aminas y

alcoholes.
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La manera en la que se comportan las moléculas de tensioactivos es que se propagan
en bajas concentraciones en la interfaz, donde se absorben y promueven la disminucion
de la tension interfacial. Sin embargo, a medida que aumenta la concentracion del
tensioactivos, aumenta la cantidad de moléculas absorbibles en la interfaz y, por lo tanto,

la tension interfacial disminuye atin mas.

Asimismo, llegara a un punto en el que la tension interfacial permanecera constante,
aunque la concentracion del tensioactivos seguira aumentando. Este sitio se conoce como
Concentracion Critica Micelar (CCM), que ocurre cuando la interfaz esta completamente

saturada y se forman micelas. (Avila, 2015)
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Figura 42. Curva de comportamiento entre la tension superficial y la concentracion

Fuente: (Pacwa, 2011)
Las micelas son importantes en las soluciones de surfactantes ya que su poder

solubilizante, permite disolver el petréleo en el agua o viceversa.

SURFACTANTE

o N
Hidréfilo Lipdfilo

O

MICELA

Figura 43. Micela y grupos para formar el surfactante

Fuente: (Ponce & Cruz, 2013)

Entre las principales propiedades de los surfactantes se encuentran: la capacidad de
absorcion entre las fases, emulsiones o formacion de espumas, asociacion de estructuras
organizadas compuestas por surfactantes, la modificacion de mojado, solucion micelar y

la disminucion de la tension interfacial y superficial.
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Figura 44. Absorcion de surfactante y cambio en la mojabilidad

Fuente: (Salanger, 2005)

Etapas de inyeccion de surfactantes

1. Se inyecta un volumen considerado de salmuera para alterar su salinidad en la

formacion para que mezclarse con el tensioactivos no provoque reducir la
actividad interfacial.

Se inyecta el surfactante en bajas concentraciones al agua, con la finalidad de
desplazar el petroleo y disminuir las fuerzas capilares en el medio poroso.

Se impulsa la solucion polimérica actuando como amortiguador, para asegurar el
control de la movilidad del surfactante y que exista una mejora en el barrido
volumétrico.

Se inyecta un pre-flujo de agua controlando el pH y que exista una baja salinidad
para desplazar las sales de la formacion.

Produooldn y
almaocenamliento de loc
fluldocde producolén

Soluoldn (poinbloo.oac.aoua)
curtyotan te

Poz0de  pompade
Inyeooldén nvasolon
i de dgua

Pox de
produocoldn

Solucion do i
Polmeros

Figura 45. Etapas de la solucion de surfactantes

Fuente: (PDVSA- CIED, 2001)
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Ventajas

v" Los surfactantes dispersan al petroleo en forma de emulsion y lo solubilizan.

v' Al reducir la tension interfacial generan una mejora de la eficiencia de
desplazamiento.

v" Los surfactantes se absorben ante arcillas y calizas, que modifican la mojabilidad
produciendo cambios catidénicos en el medio poroso.

v’ La saturacion se reduce de la saturacion residual del petroleo.

v Pueden ser aplicados a bajas salinidades y altas temperaturas.

Desventajas

v' Baja rentabilidad de los proyectos debido a los altos costos que requiere.

v' Las condiciones del yacimiento y el tipo de crudo son factores que afectan en la
seleccion de surfactantes, ya que se requiere de que el agua y el surfactante sean
compatibles.

v’ La segregacion gravitacional y la movilidad son deficiente. (Salanger, 2005)

2.6.3.3. Inyeccion de soluciones alcalinas.
Los alcalis se definen como cualquiera de los hidroxidos, 6xidos y carbonatos de los
metales alcalinos. Son sustancias que generan una cantidad elevada de iones de hidréxido
(OH) que se disuelven en el agua y quedan iones de hidrogeno (H) con un valor de pH
superior a 7. Estas sustancias son acuosas, jabonosas y deslizadoras, su reaccion con los
acidos sirve para la formacion de sales, tienen propiedades para modificar la mojabilidad
en la roca y disminuir la tension interfacial que ademas esta relacionada con algunos

componentes del petrdleo.

La inyeccion por alcalinos es compleja, debido a que aplican un proceso de emulsion
in situ, donde se necesita adicionar sustancias quimicas al agua de inyeccion como orto
silicato sodico, silicato de sodio, sosa caustica o carbonato de sodio, hidréxido amonico,
hidroxido de sodio, en un rango de 0.1 a 2.5% o algln otro producto para incrementar el
pH entre 8 y 10, reaccionando con los acidos organico que tengan petroleo en el

reservorio.
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Figura 46. Inyeccion de soluciones alcalinas

Fuente: (Bailey & Curtis, 1984)

1 = Zona de petroleo residual.
2 = Prelavado agua blanda.

3 = Soluciones alcalinas.

4 = Solucion de polimeros.

5 = Agua desplazante.

El tipo de sustancia alcalina, las interacciones roca-fluido y fluido-fluido, el uso del
polimero, el consumo de alcali y las propiedades de la roca son algunos de los factores

que actaan en el proceso de inyeccion de soluciones alcalinas.
Etapas de la inyeccion de soluciones alcalinas

1. Se inyecta un pre-flujo de agua para acondicionar el reservorio.
Se inyecta un bache de soluciones alcalinas

Se inyecta el fluido desplazante (agua).

> w D

Se desplaza el frente de petroleo en combinacion con el agua.
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Figura 47. Etapas de la inyeccion de soluciones alcalinas

Fuente: (Sanchez, 2012)

2.6.3.3.1. Inyeccion dlcali — surfactante AS.

Los procesos por alcali-surfactante se recomienda aplicar en reservorios de crudo
liviano que contengan menor cantidad de acidos, con el fin de reducir la tension
interfacial, al realizar este proceso el surfactante alcanza a compensar las diferencias en
las interacciones alcali-petréleo por la estimulacion de tensioactivos naturales. Cuando se
usa este tipo de surfactantes la recuperacion del crudo es menor que por tensioactivos

sintéticos. (PDVSA-CIED, 2001)
Etapas de la inyeccion de alcali-surfactante

1. Se prepara y se inyecta el pre-flujo de solucion alcali para pre acondicionar el
reservorio.
2. Seinyecta el surfactante para movilizar el crudo y posteriormente el polimero para

evitar que suceda el fenomeno de digitacion viscosa.

Ventajas

v' Disminuye la saturacion del crudo.

v' Soporta temperaturas elevadas en el yacimiento.

v Lainyeccion es eficiente en yacimientos de crudo pesado con mayor cantidad de
acidos organicos.

v" Se puede producir tensioactivos naturales debido a la reaccion de la inyeccion del
alcali que tengan un alto pH, con los acidos organicos que se encuentran en el

petroleo.
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Desventajas

v Los quimicos expuestos a altas temperaturas se degradan.

v' Las formaciones homogéneas son las consideradas para la inyeccion.

2.6.3.3.2. Inyeccion dlcali —surfactante-polimero ASP.
Una combinacion alcali, surfactante y polimero puede ser utilizada posteriormente a un
proceso de inyeccion de agua y causa un impacto positivo en el reservorio, un control de
la movilidad se da debido a la inyeccion del tensioactivos en conjunto del alcali y de los
tapones de polimeros. La salinidad del alcali se ve mejorada por consecuencia del

surfactante agregado. (Aljabri, Rousseau & Renard, 2018)

Para reducir las pérdidas de absorcion de los polimeros y de los surfactantes que se
inyectan, los alcalinos son excelentes acompaiiantes. Una evidencia es que exista una
mejora del barrido areal y vertical por la reduccion de la permeabilidad efectiva del agua

en consecuencia de la absorcion del polimero en la roca del reservorio.

La finalidad primordial de este método es lograr una reduccion en las fuerzas viscosas
y capilares con la intencion de retener los hidrocarburos en el yacimiento, de tal manera
que la movilidad del frente de desplazamiento y reduccion de la tension interfacial se

puedan controlar.

Inyector Productor
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5
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Figura 48. Inyeccion ASP
Fuente: (Sanchez, 2012)

Utilizar alcalinos y surfactantes contribuyen en la modificacion de la tension
interfacial del petroleo y el agua, lo que incrementa el numero capilar mejorando la
eficiencia de desplazamiento. Se usan polimeros para la viscosidad en el agua. Por lo que
resulta favorable utilizar de manera combinada estos tres métodos quimicos para el

incremento en la recuperacion del recobro final. (Aljabri, Rousseau & Renard, 2018)
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La retencion minima del producto quimico inyectado, la propagacion de los agentes
quimicos y el barrido completo del area de interés son algunos de los factores que afectan

la inyeccion alcali, surfactantes, polimeros. (Pedraza, 2012)

El 35% del volumen de poro en la saturacion residual del crudo, la temperatura a 230
°F en el yacimiento, la porosidad, permeabilidad y el espesor neto de la arena se deben

considerar al momento de realizar una inyeccion de ASP.
Etapas de la inyeccion ASP

1. Se inyecta un pre-flujo de agua con la solucion alcalina y el tensioactivos que al
mezclarse forman un tapoén que cambia las propiedades y reduce la tension
interfacial haciendo que el petroleo se desplace con facilidad.

2. Se inyecta el tapon con la solucion de polimero para que la movilidad de los
fluidos inyectados junto con el petroéleo mejore.

3. Se inyecta agua para que el tapon de polimeros sea empujado. (Sanchez, 2012)

! I

Banco de
petroleo

Figura 49. Etapas de la inyeccion ASP

Fuente: (PDVSA-CIED, 2001)

Ventajas

v' Existe una mejora en la eficiencia de barrido volumétrico.
Se puede utilizar a temperatura menor a 200 ° F.

Reduce el corte de agua.

Existe una disminucion en la saturacion del crudo residual
Incremento significativo de la recuperacion.

Los iones divalentes se reducen en el sistema roca-fluido.

NN N S

Debido a la absorcion en la roca, las pérdidas de polimeros y surfactantes son

minimas. (Salanger, 2005)

Desventajas

Realizar este tipo de proceso resulta elevadamente costoso.
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CAPITULO 111

METODOLOGIA

3.1. METODOLOGIA DE INVESTIGACION

3.1.1. Tipo de investigacion.
Este trabajo contiene una investigacion descriptiva y comparativa de los diferentes

métodos de inyeccidon mejorada.

3.1.2. Recopilacion de datos e informacion.
Se investigd los métodos EOR: inyeccion de vapor, combustion insitu, inyeccion de agua
caliente, inyeccion de gases miscibles e inmiscibles, inyeccion de polimeros, alcali-

surfactantes y ASP.

Se busco informacion de los criterios técnicos para implementar métodos EOR, por lo
que se llevdo a cabo una investigacion bibliografica de los criterios de seleccion
establecidos por Taber, Martin & Seright, 1997 EOR Screening Criteria Revisited-Part 1:

Introduccion to Screening Criteria and Enhanced Recovery Field Projects.

También se reviso estudios de Barkley, 2009 y referencias bibliograficas por Madrid,
2018 & Pozo, 2014 de las que se pudo extraer algunos parametros basicos de las
diferentes arenas U Inferior y T Inferior del campo Frontera e informacion previa

existente en el area de estudio.
Para el desarrollo del presente trabajo se realizo las siguientes actividades:

v" Un analisis comparativo de cada uno de los métodos EOR y se seleccioné el
método mas adecuado para ejecutarlo en la simulacion de yacimientos a diferentes

tazas de inyeccion.

v Se implementd una base de datos que permitié ejecutar de manera adecuada la

simulacién de yacimientos.

v' Se priorizo los pozos del area de estudio para realizar el modelo de reservorio.
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v Se estudio la zona con mayor movilidad de petréleo.
v Se evalud el proceso de seleccion y el proceso de inyeccion simulado.

v Se evalud la rentabilidad del proyecto mediante un analisis econdémico.

3.1.3. Poblacion y muestra
La poblacion es el campo Frontera ubicado en la provincia de Sucumbios — Ecuador,

perteneciente al activo Libertador (bloque 57).

La muestra depende de la ubicacion de cada uno de los pozos en el area de las arenas
U Inferior y T Inferior, analizando determinados pozos para ser tomados en cuenta como

productores e inyectores.

3.1.4. Procesamiento de Informacion
Los datos e informacion se analizaron mediante tablas, graficas y tabulaciones en

Excel, se utilizd el software Eorgui y CMG para ejecutar y validar los datos.

3.2. METODOLOGIA DE ANALISIS

3.2.1. Seleccion del método.

En este apartado se realizd un estudio comparativo de las distintas técnicas de
recuperacion mejorada. En el que se determind mediante un analisis critico y grafico si
uno de estos métodos puede o no funcionar en el campo de estudio. Para reforzar la
seleccion del método escogido, se utilizé el software Eorgui de la compaiiia Petroleum
Solutions, que detecta la introduccion de los métodos en base a sus criterios con los

proyectos de campo, ademas de una breve evaluacion del método seleccionado.

3.2.1.1.  Comparacion de la inyeccion térmica de vapor.
De acuerdo con la informacion basica de los criterios de seleccion de vapor mostrados en
la tabla 7, se realiz6 una comparacion con las propiedades que caracterizan las arenas U
Inferior y T Inferior del campo Frontera las cuales son: API, viscosidades, saturacion,

composicion, formacion, temperatura, permeabilidad, profundidad y espesor.

Una vez detallada la informacion se elabord la grafica comparativa que permite
comprender si bajo ciertas condiciones este método resulta o no eficaz para su
aplicabilidad. La figura 50 indica que este método no es posible ejecutar, debido a que

los valores del API requeridos para un crudo pesado deben ser superior a 8 y menor a 25
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y los valores de la arena U Inferior es de 34,2 y 34,7 para T Inferior sobrepasando lo

estipulado.

Otro parametro que no permite la ejecucion de este método es la viscosidad, en vista
de que la arena U Inferior contiene 2,53cp mientras que T Inferior 3,06 cp. Por lo que
ninguna cumple con el valor establecido de los criterios de seleccion que dice ser mayor

a 20cp.

Pese a que la permeabilidad de la arena U Inferior es de 371,5md y se encuentra dentro
del rango sugerido siendo mayor a 200md, se tiene un desbalance con 166md de la arena

T Inferior lo que puede ser no recomendable para la inyeccion.

La arena T Inferior contiene un espesor de 32ft que no causaria inconveniente en el
proceso de inyeccion, que de acuerdo con los criterios si cumple, a diferencia de la arena
U Inferior que tiene un espesor de 12 ft, lo cual puede generar pérdidas de calor en las

formaciones cercanas a la zona productora.

La profundidad es uno de los indicadores mas importantes en este tipo de inyeccion,
por lo que se necesita profundidades someras que no sobrepasen los 4500ft y ninguna de
las arenas satisface dicha necesidad, estando U Inferior a 8220ft y T Inferior a 8350ft lo
que descarta la posibilidad de usar esta técnica ya que podria generar altas perdidas de

calor en el medio poroso.

La composicion del crudo y la temperatura no son relevantes de acuerdo con los
criterios de seleccion por lo que se muestra en la figura 50 con valores de 0, en cuanto a
U Inferior y T Inferior sus valores se los considera adecuados para aplicar inyeccion de

vapor.

La saturacion y el tipo de formacion son los inicos parametros que cumplen de acuerdo

con los criterios de seleccion mostrados en el cuadro comparativo.

Con lo mencionado anteriormente, se infiere que 5 de 9 variables no estan dentro del
rango de aplicabilidad por lo que, se considera este método como no idoneo descartandolo

en la continuidad del proyecto.
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Tabla 7. Cuadro comparativo entre las arenas productoras del campo frontera y los criterios de seleccion
de la inyeccion de vapor

ARENAS PRODUCTORAS
PARAMETROS CRITERIOS DE SELECCION Napo U Napo T
inferior inferior
API Menor a 25 Mayor a 8 34,2 34,7
Viscosidad (cp) Mayor a 20 Menor a 20000 2,53 3,06
Propiedades
del petroleo Composicion del - oo Alto % Alto %
crudo Cl1-C7 Cl1-C7
Saturacion (%) Mayor al 40% Superar el 0,75 0,66
40%
Tipo de formacion Arenas o Arenas no
areniscas con consolidadas Arenisca Arenisca
alta con alta
Propiedades Temperatura °F) - v 220 221
del yacimiento Permeabilidad
promedio (mD) Mayor a 200 Mayor a 200 371,5 166
Profundidad (Ft) Entre 300 y Menor a 4500 8220 8350
3000
Espesor neto (Ft) Mayor a 20 Mayor a 20 12 32
Inyeccion de Vapor
8350 15625
8220
4500
3125
371,5 625
220 221 166
75 66 200 125
34,2 34,7 32
25
40 12
25 20
20
3,06 5
2,53
1
°Api (%) Viscosidad de Saturacién de  Espesor (ft) Temperatura Permeabilidad Profundidad
petréleo (cp) petrdleo (%) (°F) (md) (ft)
Criterios de seleccién Zona U inf Zona Tinf

Figura 50. Comparacion entre las arenas productoras y los criterios de inyeccion de vapor
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3.2.1.2.  Comparacion de la inyeccion térmica por combustion insitu.
De la misma manera que el método anterior se analizo las propiedades de la arena U
Inferior y T Inferior en base a los criterios de seleccién mostrados en la tabla 8 en los que
se remarca: API, viscosidades, composicion, saturacion, formacion, temperatura,

permeabilidad, profundidad, espesor y porosidad.

La figura 51 designa a los criterios de seleccion de color rojo, mientras que la zona T

Inferior esta de color negro y U Inferior de color azul.

La interpretacion del API resalta que tanto la arena U Inferior con 34,2 y T Inferior

con 34,7 alcanzan a estar dentro del rango estimado mayor a 10 y menor a 40 API.

La viscosidad de la arena U Inferior es de 2,53 cp y de la arena T Inferior 3,06 cp

siendo inferiores a lo que manifiestan los criterios exigiendo que sea mayor a los 1000cp.

La composicion es otro parametro que no cumplen las arenas U y T Inferior ya que sus
carbonos van de C1-C7, mientras que los criterios establecen que sea un alto % de nC5-

nC7.

La saturacion de la arena U Inferior es de 0,75% y de la arena T Inferior es de 0,66%,
mientras que para los criterios debe superar el 0,40% y 0,50% por lo que ambas arenas si

cumplen con lo establecido.

El tipo de formacion también cumple con lo especificado por los criterios, ya que se
requiere de arenas o areniscas y tanto U Inferior y T Inferior cumple con este requisito,

ya que contienen en sus formaciones areniscas.

La temperatura requerida segun los criterios de seleccion debe ser mayor a los 100 °F
y 150 °F y se tiene para U Inferior 371,5 °F, mientras que para T Inferior es 166° F siendo

un parametro apropiado de inyeccion.

Lo mismo ocurre con el resto de los parametros como: la permeabilidad, profundidad
y espesor que indican que, si se encuentran validos para el proceso de inyeccion, excepto
la porosidad ya que U Inferior contiene 16% y T Inferior 15% lo que muestra que no

cumplen con el valor de los criterios que indica que debe ser mayor a 20%.

En consecuencia, de que algunos de los parametros no son apropiados para la
ejecucion, se descarta este método como posible alternativa de inyeccion en las arenas

del campo Frontera.
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Tabla 8. Cuadro comparativo entre las arenas productoras del campo frontera y los criterios de seleccion
de la combustion in-situ

ARENAS PRODUCTORAS
PARAMETROS CRITERIOS, Parémetros Napo U Napo T
DE SELECCION inferior inferior
API Menora40  Mayora 10 API 342 34,7
Viscosidad (cp) >1000  --—- Viscosidad (cp) 2,53 3,06
Propiedades Composicion del Composicion
del petroleo crudo nC5 —nC7 nC5 —nC7 del crudo Cl1-C7 Cl1-C7
Mayor al
40% y 50%
Saturacion (%) del Superar el Saturacion (%) 0,75 0,66
volumen 50%
poroso
Arena o Arena o
Tipo de areniscas areniscas Tipo de Arenisca Arenisca
formacion con altas con altas formacion
porosidad porosidad
Temperatura Mayor a Mayor a 100 Temperatura 220 221
Propiedades (°F) 150 (°F)
del yacimiento
Permeabilidad Mayor a Mayora 50  Permeabilidad 371,5 166
(mD) 100 (mD)
Profundidad (Ft)  Entre 500 Menor a Profundidad 8220 8350
11000 (Ft)
Espesor neto
Espesor neto (Ft) Mayoral0  Mayora 10 (Ft) 12 32
Porosidad (%)  ---—-- Mayor a 20 Porosidad (%) 16 15
Combustion Insitu
110:3);)20 8350 16384
8192
4096
2048
1000
1024
371,5 512
221
220 166 256
75 o 100 128
4034'234’7 32 150 64
50 20 16 15 32
12 16
8
2,53 3,06 10 4
2
1
°Api (%) Viscosidad de  Saturacién de Espesor (ft) Temperatura Permeabilidad Profundidad (ft) Porosidad (%)
petréleo (cp)  petréleo (%) (°F) (md)
Criterios de seleccién Zona U inf Zona T inf

Figura 51. Comparacion entre las arenas productoras y los criterios de combustion insitu
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3.2.1.3.  Comparacion de la inyeccion térmica de agua caliente.
Para la inyeccion de agua caliente también se analizaron los criterios de seleccion junto
con los parametros de la arena U Inferior y T Inferior mostrados en la tabla 9 los cuales
son: API, viscosidades, composicion, saturacion, formacion, temperatura, permeabilidad,

profundidad, espesor y la porosidad.

Con un valor que no exceda los 25°API, la figura 52 indica que las arenas U Inferior
con 34,2 y T Inferior 34,7 no son convenientes para la inyeccion, de acuerdo con los

criterios estipulados.

Por otro lado, la viscosidad tampoco es la adecuada en las arenas debido a que, es de
2,53 para U Inferior y 3,06 para T Inferior, necesitando un valor por encima de los 17, de

tal forma que se tenga una buena movilidad del petréleo al momento de la inyeccion.

Con una permeabilidad de 371,5 md en la arena U Inferior y 166 md en la arena T
Inferior no se alcanza el rango estimado por los criterios por lo que, es otro parametro que

no llega a cumplir con lo establecido.

La composicion del crudo es otro de los parametros que no es idoneo, ya que se
requiere de un alto porcentaje de C5-C12 y ninguna de las arenas cumple ya que su

contenido es de C1-C7 en ambas arenas.

La temperatura tampoco obedece los requerimientos, mostrando que sobrepasa los

135°F como se ve reflejado en la arena U Inferior a 220°F y T Inferior a 221°F.

De acuerdo con el criterio se establece un rango de aplicabilidad no mayor a 2950 ft,
por lo que no cumpliria de acuerdo con las profundidades de las arenas U Inferior a 8220

ft y T Inferior a 8350ft del campo frontera.

Las porosidades tampoco son las adecuadas en las arenas porque son inferiores de

acuerdo con las condiciones de inyeccion mayor a 25%.

Una vez analizado este método en base a los criterios de seleccion y a las arenas del
campo Frontera, se infiere a que esta técnica no es recomendable usar por lo que no
cumple con todas las reglas establecidas, lo que produce que se descarte este método en

la continuidad del proyecto.
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Tabla 9. Cuadro comparativo entre los criterios de seleccion del agua caliente y las arenas productoras
del campo frontera

CRITERIOS DE ARENAS PRODUCTORAS
PARAMETROS SELECCION Napo U Napo T
Parametros Inferior Inferior
Entre 12y
API 25° Mayor a 10° API 342 34,7
Viscosidad Del7a - Viscosidad (cp) 2,53 3,06
(cp) 8000
Propiedades
del petroleo Composicion Alto % de Componentes Composicion Cl1-C7 Cl1-C7
del crudo C5yCl2 asfalticos del crudo
Saturacion 15 -85% Superar el 50%  Saturacion (%) 0,75 0,66
(%)
Tipo de Arenas con Tipo de Arenisca
formacion Areniscas alta @ o formacion Arenisca
areniscas
Temperatura Temperatura
Propiedades (°F) De 75 a 135 Mayor a 100 (°F) 220 221
del
yacimiento  Permeabilidad De900a - Permeabilidad 371,5 166
(mD) 6000 (mD)
Profundidad De 500 a Profundidad
(Ft) 2950 - (Ft) 8220 8350
Espesor neto Delgado y
(Ft) buzamiento Mayor a 10 Espesor neto 12 32
intermedio (Ft)
Porosidad (%) Mayor a 25 Menor a 37 Porosidad (%) 16 15
Inyeccion de agua caliente
3350 16384
8220 8192
4096
2950
2048
900 1024
221 | 3335 >12
220 256
166
75 o 128
34,234,7 32 135 64
25 32
50 1645
25 17
3,06 10 8
2,53 4
2
1
°Api Viscosidad de  Saturacién de Espesor (ft) Temperatura Permeabilidad Profundidad (ft) Porosidad (%)
petréleo petréleo (°F) (md)
Criterios de seleccién Zona U inf Zona Tinf

Figura 52. Comparacion entre las arenas productoras y los criterios de agua caliente
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3.2.1.4.  Comparacion de la inyeccion por gas miscible de CO:.

Para la inyeccion de CO2 miscible se analizaron las propiedades de la arena U Inferior
y T Inferior como se indica en la tabla 10 como son: API, viscosidades, composicion,
saturacion, formacion, temperatura, permeabilidad, profundidad y espesor para

compararlos con los criterios de seleccion de recuperacion mejorada.

De acuerdo con la figura 53 se manifiesta que la mayoria de los parametros de la arena
U Inferior y T inferior se encuentran dentro de los rangos designados por los criterios,
excepto la composicion del crudo mostrando alto contenido de C1 — C7, el cual no es

equivalente en base a los criterios que especifican alto contenido de C5 — C12.

El espesor, la temperatura y la permeabilidad no son relevantes segun los criterios de
seleccion de este método, por lo que se muestran en la grafica con valores de cero y se

los considera aptos los valores de las arenas U Inferior y T Inferior.

Se puede enfatizar que este método no es apropiado en su totalidad por lo que se

descarta como posible alternativa de inyeccion en las arenas del campo Frontera.

Tabla 10. Cuadro comparativo entre los criterios de seleccion del CO; Miscible y las arenas productoras
del campo frontera

) CRITERIOS DE ARENAS PRODUCTORAS
PARAMETROS SELECCION
Parametros Napo U Napo T
Inferior Inferior
°API Mayor a26  Mayor a 22° °AP1 34,2 34,7
Viscosidad (cp) Menor a 15 Menor a 10 Viscosidad (cp) 2,53 3,06
Propiedades
del petréleo Composicion del Alto % de Alto % de Composiciéon del C1-C7 Cl-C7
crudo C5yCl12 C5yCl12 crudo
Saturacion (%) Mayor al Superar el Saturacion (%) 0,75 0,66
30% 20%
Tipo de Arenas o Areniscas 0 Tipo de
formacion carbonatos carbonatos formacion Arenisca  Arenisca
Temperatura Temperatura
OKY e oo 0
Propiedades CF) ‘P 220 221
del yacimiento
Permeabilidad @ --—-- = - Permeabilidad 371,5 166
(mD) (mD)
Profundidad Mayor a Mayor a Profundidad
(Ft) 2000 2500 (Ft) 8220 8350
Espesor neto - - Espesor neto 12 32

(Fo)

(Ft)
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Gas Miscible CO,

8220 8350 | 16384

2500 4096
1024
371,5
221 4
220 166 256
75 g6
64
34,2 347 32
30 12 16
26 15
3,06
2,53 4
1
°Api Viscosidad de Saturacion de  Espesor (ft)  Temperatura Permeabilidad Profundidad
petrdleo petrdleo (°F) (md) (ft)
Criterios de seleccion Zona U inf Zona Tinf

Figura 53. Comparacion entre las arenas productoras y los criterios de CO:

3.2.1.5. Comparacion de la inyeccion por gas miscible de N,.
Al igual que en los métodos anteriores se analizo los parametros mas relevantes de la
inyeccion de N2 miscible con las caracteristicas de las arenas U Inferior y T inferior del
campo Frontera como se indica en la tabla 11 los cuales son: API, viscosidades,

composicion, saturacion, formacion, temperatura, permeabilidad, profundidad y espesor.

Debido a que el valor requerido por los criterios de seleccion para el API en este
método debe ser superior a los 35°, la figura 54 indica que las arenas U Inferior y T
inferior no alcanzan esta exigencia mostrando valores inferiores de 34,2 y 34,7 lo que
podria ser un inconveniente en el proceso, ya que generalmente este tipo de inyeccion se

la realiza en petroleos sumamente livianos para lograr un mejor resultado.

Debido a que se especifica un valor menor a 10 cp en la viscosidad del petroleo y al
comparar dicho valor con las arenas U Inferior la cual tiene 2,53 cp y 3,06 cp en T Inferior

indica que este parametro si cumple con lo establecido.

De la misma manera la composicion del crudo, la saturacion y la profundidad muestran

valores sujetos a lo manifestado por los criterios de seleccion.

El espesor, la temperatura y la permeabilidad no son relevantes segun los criterios de

seleccion de este método, por lo que se muestran en la grafica con valores de cero.
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Se deduce que este método no es recomendable debido a que no engloba en su totalidad

todas las condiciones necesarias para lograr ser una alternativa idoénea de aplicabilidad en

el campo Frontera.

Tabla 11. Cuadro comparativo entre los criterios de seleccion del N> Miscible y las arenas productoras del

campo frontera
) Arenas productoras
PARAMETROS CRITERIOS DE Parametros Napo U Napo T
SELECCION Inferior Inferior
Mayor a Mayor a
API 350 35° API 342 3477
Menor a
Viscosidad (cp) 10 - Viscosidad (cp) 2,53 3,06
Propiedades o Geiondel  Alto%de  Alto%de  Composicion ~ Cl-C7  Cl—C7
del petroleo crudo ClyC7 ClycC7 del crudo
Mayor al
Saturacion (%) 30% del Superar el Saturacion (%) 0,75 0,66
volumen 40%
poroso
Tipo de Arenisca o Tipo de
formacion carbonato Areniscas formacion Arenisca Arenisca
Temperatura - = - Temperatura 220 221
. (’F) (’F)
Propiedades Permeabilidad Permeabilidad
del mD) e (mD) 371,5 166
yacimiento Profundidad Mayor a Mayor a Profundidad
(Ft) 4500 6000 (Ft) 8220 8350
Espesor neto Espesor neto
F - e (Ft) 12 32
Gas Miscible N,
16384
82208350
6000 8192
4096
2048
1024
512
220 221 371,5
166 256
75 128
66
64
35342 34,7 40 32
32
10 12 16
8
3,06
2,53 &
2
1
°Api Viscosidad de Saturacién de Espesor (ft)  Temperatura Permeabilidad Profundidad (ft)
petréleo petréleo (°F) (md)
Criterios de seleccion Zona U inf Zona Tinf

Figura 54. Comparacion entre las arenas productoras y los criterios de N2
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3.2.1.6.  Comparacion de la inyeccion por gases inmiscibles.

En base a las reglas establecidas en los criterios de seleccion del método por gases
inmiscibles, se analiz6 los parametros de la arena U Inferior y T Inferior como: API,
viscosidades, composiciéon, saturacion, formacion,

temperatura, permeabilidad,

profundidad y espesor.

Al revisar y comparar cada uno de los parametros de las arenas con los criterios de
seleccion como se muestra en la tabla 12 y mediante la tabulacion de estas, la figura 55
muestra que todos los parametros de las arenas U Inferior y T inferior estan dentro del

rango especificado por los criterios de seleccion.

Cabe recalcar que tanto la composicion del crudo, tipo de formacion, temperatura,
permeabilidad y espesor no son relevantes segun los criterios de inyeccion y serian

adecuados para dicho proceso de recuperacion mejorada.

Lo que quiere decir, que este método cumple con todos los requisitos necesarios y es
apropiado para realizar la ejecucion en las arenas del campo Frontera. Siendo hasta ahora
el tnico método que cumple con todas las particularidades de las arenas, por lo que
podemos colocarlo como la principal técnica para evaluar y ejecutar posteriormente en la

simulacién numérica.

Tabla 12. Cuadro comparativo entre los criterios de seleccion de gases inmiscibles y las arenas
productoras del campo frontera

PARAMETROS CRITERIOS DE SELECCION PARAMETROS  ARENAS PRODUCTORAS
U Inferior U Inferior
Gravedad °API Mayor a 30 °API 34,2 34,7
Propiedades del Viscosidad (cp) Menor a Viscosidad (cp) 2,53 3,06
petroleo 600
Composicion del ~  --—--- Composicion del
crudo crudo Cl-C7 Cl-C7
Saturacion % > 35 Saturacion (%) 0,75 0,66
Tipo de formacion Tipo de Arenisca Arenisca
formacion
Propiedades del Temperatura (°F) - Temperatura (°F) 220 221
yacimiento
Permeabilidad @ --—---- Permeabilidad 371,5 166
(mD) (mD)
Profundidad (ft) Mayor a Profundidad (Ft) 8220 8350
1800
Espesor neto (ft) - Espesor neto (Ft) 12 32
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Gases Inmiscibles

32768
16384
8192

4096
1800 2048

600 1024

-~ 371,5 512
220 166 256
75 128

66
34,7 64
2 35 3

82208350

30 34'
12 16
8
3,06
2,53 4
2
1

°Api Viscosidad de  Saturacién de Espesor (ft)  Temperatura Permeabilidad Profundidad (ft)
petréleo petréleo (°F) (md)

Criterios de seleccion Zona U inf Zona Tinf

Figura 55. Comparacion entre las arenas productoras y los criterios de gases inmiscibles

3.2.1.7.  Comparacion de inyeccion quimica de polimeros.
Al estudiar la informacion basica de los criterios de seleccion de la inyeccion de
polimeros mostrados en la tabla 13 se realiz6 una comparacion con las propiedades que
caracterizan las arenas U Inferior y T Inferior del campo Frontera las cuales son: API,
viscosidades, saturacion, composicion, formacion, temperatura, permeabilidad,

profundidad y espesor.

La figura 56 indica que este método no puede ser ejecutado debido a que sus criterios
especifican una temperatura que este por debajo de los 200°F y tanto la arena U Inferior
a220°F y T Inferior a 221 °F limitan el proceso de este método haciéndolo no apropiado

para su ejecucion.

La viscosidad de la arena U Inferior de 2,53 cp y la arena T Inferior de 3,06 cp estarian

fuera del limite de inyeccion expresadas por los criterios que menciona que deberia ir de

los 10 a 150 cp.

Como se puede observar en la tabla 13, la composicion del crudo no es relevante en
base a los criterios, al igual que el espesor por lo que se expresa en la grafica con valores
de cero, como apropiados al igual que el resto de los pardmetros se encuentra dentro del

rango establecido.
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Debido a lo mencionado anteriormente, este método no cumple con los requisitos en

su totalidad por lo que se descarta su participacion en la continuidad del proyecto.

Tabla 13. Cuadro comparativo entre los criterios de seleccion de polimeros y las arenas productoras del
campo frontera

] ARENAS PRODUCTORAS
PARAMETROS CRITERIOS DE SELECCION NapoU NapoT
Parametros Inferior  inferior
API De 15240 Mayor a 15 API 34,2 34,7
De 10a 150
Viscosidad Menor a 150  Viscosidad(cp) 2,53 3,06
Propiedades (cp)
del petroleo
Composicion ~  --——- - Composicion Cl-C7 Cl1-C7
del crudo del crudo
De 70 al 80%
Saturacion del volumen Superar el Saturacion 0,75 0,66
(%) poroso 50% (%)
Tipo de Tipo de
formacion Areniscas Areniscas formacion Arenisca  Arenisca
Temperatura Menor a 200 Menor a 200 Temperatura 220 221
(’F) (’F)
Propiedades
del Permeabilidad De 10 a 800 Mayor a 10 Permeabilidad 371,5 166
yacimiento (mD) (mD)
Profundidad Menor a 9000 Menor a 9000 Profundidad 8220 8350
(Ft) (Ft)
Espesor neto - - Espesor neto 12 32
(Ft) (Ft)
Inyeccion de Polimeros
9000 8350 16384
8220 8192
4096
2048
800 1024
591 371,5 512
220
200 166 256
75 66 128
34,2 34,7 >0 32 6%
32
15 10 12 16
8
2,533,06 4
2
1
°Api (%) Viscosidad de Saturacién de  Espesor (ft)  Temperatura Permeabilidad Profundidad (ft)
petréleo (cp)  petréleo (%) (°F) (md)
Criterios de seleccion Zona U inf Zona T inf

Figura 56. Comparacion entre las arenas productoras y los criterios de inyeccion de polimeros
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3.2.1.8. Comparacion de la inyeccion quimica de dlcali — surfactantes.
Para la inyeccion de alcali surfactante también se analizaron los criterios de seleccion
junto con los parametros de la arena U Inferior y T Inferior como se indica en la tabla 14
los cuales son: API, viscosidades, composicion, saturacion, formacion, temperatura,

permeabilidad, profundidad y espesor.

Al comparar todos estos parametros la figura 57 indica que este método no es adecuado
en vista de necesitar temperaturas menores a 200°F, de tal manera que al estar U Inferior
a 220°F y T Inferior a 221°F podria existir una degradacion de los quimicos al momento

de la inyeccion.

La viscosidad no se encuentra dentro del rango de aplicabilidad que indica que debe ir
de 13 cp a 24 cp, sefialando que la viscosidad de la arena U Inferior es de 2,53 cp y la
arena T Inferior es de 3,06 cp reflejando un dato por el cual no estaria dentro de los
parametros de inyeccion, ademas la composicion del crudo y el espesor no son datos

relevantes para el proceso de inyeccion.

También se necesita profundidades que no sobrepasen los 8000ft con el fin de
controlar las pérdidas de presion, lo que no sucede con las arenas U Inferior a 8220fty T

Inferior a 8350ft.

Se infiere que este método no es apropiado por lo que no cumple en su totalidad con

los rangos establecidos, de tal manera que se lo descarta de la continuidad del proyecto.

Tabla 14. Cuadro comparativo entre los criterios de seleccion de AS y las arenas productoras del campo
frontera

ARENAS PRODUCTORAS
PARAMETROS CRITERIOS DE Parametros U Inferior T linferior
SELECCION
Gravedad °API  Mayora23 21a35 API 34,2 34,7
Propiedades Viscosidad (cp) Menora20 13-24  Viscosidad (cp) 2,53 3,06
del petroleo
Composiciéon del ~  ---—-—- - Composicion del Cl1-C7 Cl1-C7
crudo crudo
Mayor
Saturacion % - a30 Saturacion (%) 0,75 0,66
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Tipode - - Tipo de Arenisca Arenisca

formacion formacion
. Menor
Propiedades Temperatura °F - a 200 Temperatura 220 221
del yacimiento (°F)
Permeabilidad - 10a Permeabilidad 371,5 166
(mD) 450 (mD)
Profundidad (ft) 2500 8000 Profundidad 8220 8350
(Ft)
Espesor neto (ft) ~  ---—-- = - Espesor neto 12 32
(Ft)

Inyeccién Alcali-Surfactante

8350
8220 16384

8000 8192

4096
2048
1024
4503715 512

166 256
128

2
200220

75 66

64
34,7 32
3534 27"
3, 30 2

13 12 16

8

3,06

2,53 4
2
1

°Api (%) Viscosidad de  Saturacién de Espesor (ft) Temperatura Permeabilidad Profundidad (ft)
petréleo (cp) petrdleo (%) (°F) (md)

Criterios de seleccién Zona U inf Zona Tinf

Figura 57. Comparacion entre las arenas productoras y los criterios inyeccion AS

3.2.1.9. Comparacion de la inyeccion quimica de ASP.
De la misma manera que en los métodos anteriores y siendo este el Gltimo método de
estudio se compararon los parametros mas relevantes de la inyeccion de alcali surfactante
polimero con las caracteristicas de las arenas U Inferior y T inferior del campo frontera
como indica la tabla 15 los cuales son: API, viscosidades, composicion, saturacion,

formacion, temperatura, permeabilidad, profundidad y espesor.
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La figura 58 indica que para este método se requiere viscosidades mayores a los 35¢cp
a condiciones lo que no se ve reflejado en la arena U Inferior que contiene 2,53cp y la

arena T Inferior con 3,06¢p.

La temperatura debe ser menor a los 200°F y tampoco las arenas tienen esta condicion

se puede ver que U Inferior tiene 220°F mientras que T Inferior 221°F.

La profundidad de la arena U Inferior es de 8220ft y de la arena T Inferior es 8350ft

lo que indican que superan los 8000ft establecidos por los criterios de seleccion.

Una vez analizado este método se infiere que no es el adecuado para ejecutarlo
continuamente en el proyecto debido a que no cumple en su totalidad con los
requerimientos, por lo que se descarta su ejecucion y la posibilidad de ser tomado en
cuenta para la simulacién de este proyecto y su aplicabilidad en las arenas del campo

Frontera.

Tabla 15. Cuadro comparativo entre los criterios de seleccion de ASP y las arenas productoras del campo
frontera

PARAMETROS CRITERIOS DE ARENAS PRODUCTORAS
SELECCION Napo U Napo T
Parametros inferior inferior
De 21
API Mayor a 20 a3s API 34,2 34,7
Mayor a 35
. Viscosidad (cp) en De 13 Viscosidad (cp) 2,53 3,06
Propteda,des condiciones a34
del petréleo de
yacimiento
Composicion del Composicion del
crudo 0 - - crudo Cl1-C7 Cl1-C7
Saturacion % >a30 >a30 Saturacion (%) 0,75 0,66
Tipo de Arenisca - Tipo de Arenisca  Arenisca
formacion formacion
220 221
Propiedades Temperatura °F <a200 <a Temperatura
del 200 (°F)
yacimiento Mayor
Permeabilidad 100 all Permeabilidad 371,5 166
(mD) hasta (mD)
450
Profundidad (ft) 4000 5900 Profundidad 8220 8350
(Ft)
Espesor (fty - - Espesor neto 12 32
(Ft)
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Alcali -Surfactante - Polimero

590

8228350

450
221 371,5
220

200 166

35 347 = 66 y
342 34 30 32
12

2,533:00
°Api (%) Viscosidad de Saturacién de Espesor (ft) Temperatura Permeabilidad Profundidad

petréleo (cp) petrdleo (%)

I Criterios de seleccion

I Zona U inf

(°F)

(md)

©“ ZonaTinf

(ft)

16384
8192
4096
2048
1024
512
256
128
64

32

= N B~

Figura 58. Comparacion entre las arenas productoras y los criterios de inyeccion ASP
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Tabla 16. Interpretacion de la comparacion de las arenas productoras U Inferior y T Inferior del campo Frontera junto con los criterios de seleccion de EOR

Criterios de Seleccion de EOR
Propiedades del petrileo
Arenas Productoras M¢étodos

Parametros del campo Frontera Gravedad Viscosidad Composicion Saturacion
(°API) (Cp) (%)
U T
Inferior Inferior Térmicos
API 34,2 34,7 Vapor
Propiedades del Combustion

petroleo Viscosidad (cp) 2,53 3,06 in-situ
Composicion Alta%  Alta% Agua

C1-C7 C1-C7 caliente

Gases
Saturacion (%) 0,75 0,66 CO,
Miscible
N

Tipo de formaciébn Arenisca Arenisca  Miscible

Gases
Temperatura (°F) 220 221 Inmiscibles
Propiedades del uimicos
yacimiento Permeabilidad
(mD) 371,5 166 Polimero -
Espesor neto (ft) 12 32 AS
Profundidad (ft) 8220 8350 e
Porosidad (%) 0,16 0,15 ASP
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(Continuacion tabla 16)

Tipo de Formacion Temperatura (°F)

Criterios de Seleccion de EOR
Propiedades del yacimiento

Espesor (ft)

Profundidad (ft)

Porosidad (%) Permeabilidad (md)

- Si Aplica
Irrelevante y posible para la aplicacion
- No aplica

Térmicos

Gases

Quimicos
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3.2.2. Software Eorgui

Para reforzar el estudio de los métodos EOR se utiliz6 el Software Eorgui que
selecciona de manera rapida la aplicabilidad de los métodos entorno a las propiedades de
los campos como: gravedad API, viscosidad, saturacion del petréleo, su composicion,

tipo de formacion, profundidad, temperatura y permeabilidad.

Las siguientes imagenes muestran el porcentaje de aplicabilidad y el screening de los

métodos EOR en las arenas U Inferior y T Inferior del campo Frontera.

B RecentFiles | (2 ol [l | @

Tile Campo Frontera U Inferior |

AP Gravity |34.2 Formation |Sandstone || Depthlfee] (8220
Oil viscosity [cF] [2.53 | Thickness |> 20 With Dip =l Tempersture [deg ] [220 |

Oil Saturation, rastion [0.75 ] Composition [High % C1C7 -l Fermeability [mD] [3715 |

_ISmmS:mﬁg‘iE |

Hitregen Gas \mechunMemois —
120 | CriteniaFit |

ioim BT ]

Hydrocarban (0% 5]

Carbon Diaxide [56% 161 |
[100% {1

Combustion Hydrocarbon

A —{ Enhanced Waterfiooding Methods | —
N ot Diskicla | CriteriaFit_|
Folymer [50% [71 |

Steam

—(Thermal - Mechanical Methods |—
CriteriaFit_|
Imncible Sieam [70% 121

Micellar { polymer, ASP. alkaline

Figura 59. Porcentaje de aplicabilidad de los métodos EOR en la arena U Inferior.

) EOR Methods Quick Screening

[r=le]
Bl RecentFiles | 3 ol [ |1l | @

Title |Campo Frontera U Inferior |

AP Gravity 342 Formation | Sandstone - Depth [fest] 8220
Oilviscosity[cF] 253 | Thickness [>20f WithDip [~ | Temperature [osgF] 20 |
Oil Saturstion, fraction 075 I Composition [High % C1€7 2 i Permeability (D] [371.5 _|
| o Miscellar/polymer,
o Mitrogen and Carbon Immiscible Polymer
Properties | e s Hydrocarbon Diaxide PR ASP, gong;'!'};alme fooding Combustion Stear
ail >23 »22
API Gravity Average 41 Averags 36 Avm35
ol i <10
Viscosity {cp) Average 0.5 Average 1.5
Compesition High% C2-C7  High% C5-C12  Notcrifical Notorical e 25Phaltic

components Not critical

o] > 040 > 030 > 070
Saturation (PV fraction) Avaam_l]]ﬁ Average 0.80 Average 0.80

Formation Net critical High porosity | High pxgltey

or or d or
Type Carbonate Carbonate Carbonate

‘Wide range - Mot critical

sandstone

Het
Thickness (ft)

Net critical =10 feet > 20 feet
Fm (md) Not critical Not critical Not eritical Mot eritical kvm ‘ﬁ] 2z 10 md -
Dehc0 ----_- ot [
Temperature {deg F) Mot critical Not critical Mot critical Mot critical Not critical
Calculate Close

Figura 60. Screening de aplicabilidad de los métodos EOR en la arena U Inferior
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Title {Campo Frontera T Inferior ‘
AP Gravity [34.7 | Formation [Sandstone | e
Thickness [>20f With Dp -1 Tomperatwre e F [21 |
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== |
Ol Saturatian, fraction (0.66 | Campesition [High % C1C7 -] Permeability (mD] |16 |
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[Sumrary Sereeriog| et

Nitrogen —{ Gas Injection Methods |———
CriteriaFit_|
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4 Cartion Dioxide Criteria Fit
Polymer |40% [8]
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Steam

—{Thermal - Mechanical Methods |—
Criteria Fit
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Combustion [75% [2] ]
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Calculate Close

Figura 61. Porcentaje de aplicabilidad de los métodos EOR en la arena T Inferior

€9 EOR Methods Quick Screerning
Bl Recent Files | D (1wl [ 1&;-_—]@

Title |Campo Frortera T Inferior |

API Gravity [347 | Formation | Sandstone -] Depth ffeet] 3350 |
Oil viscosity[cF] [3.08 | Thickness |> 201t With Dip - Tempersturs [deg F] |21 |
0il Saturation, fraction 0.6 | Composition [High % C1-C7 -] Permesbility [mD] |166 |

= o Miscellar/polymer,
Aupeiess s = | Hydrocarbon | corben | Immiscible | jgp ;;:)I;?kalme s Combustion Steam
0i >3 e >22
APl Gravity | Aversge48 | Averaged] Average 36 Avaage 35
i <10
Viscosity (cp) | Lyerage 1.5
Composition High % C2-C7 High % C5-C12  Net eritical Net critical &Oﬁ,szmﬁgc Net critical

oi T 040 >030 >035 > 040
Saturstion (PV fraction) | Averape 0.75  Average 0.80 Average 0.70 Avumel]?? Average D66
Formation or or ar Netcritical High porosity  High porosity
Type | Carbonate Carbonate Carbonate o sandsione sandstone
Thlckl\jlr:_ss " -- ‘wide range - Not critical Mot critical > 10 feat > 20 fest
PermA::l(:ﬁ?l‘?' (md) Net critical et eritical Net eritical et critical Av;a;g% md Average 200 md
11500
oo | N N N .
Temperaturs (deg F) Mot critical Met critical Met critical Mot critical _ Met critical
Calculate Close

Figura 62. Screening de aplicabilidad de los métodos EOR en la arena T Inferior

3.3. SIMULACION DE YACIMIENTOS

En la era digital, la simulacion de yacimientos es la clave para el desarrollo, la produccion
y la formulacion de la estrategia general de gestion de los yacimientos de petréleo. La
simulacion estd destinada a replicar procesos o eventos del mundo real basados en

modelos fisicos o digitales.
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Un estudio de simulacion tipico pronostica las tasas de produccion de pozos, la
relacion agua-petroleo y la relacion gas-petroleo con el tiempo. Se predice la presion del

yacimiento y las saturaciones de fluidos en varios lugares y periodos.

Los modelos de simulacion de yacimientos se pueden categorizar de varias formas,
como geometria del modelo (1D, 2D, 3D, radial), nimero de fases de fluido estudiadas
(petroleo, gas, agua) procesos de yacimiento (cambios de fase y composicion del fluido
de yacimiento, térmicos, no térmicos) y el objetivo de estudio (pozos individuales, area

o sector especifico del reservorio, campo completo). (Satter & Igbal, 2016)

3.3.1. Simulador CMG 2021.

Es un software de simulacion de yacimientos para procesos de recuperacion avanzados a
nivel mundial, que mediante una combinacion de flujos de trabajo y construccion de
modelos mejoran el rendimiento multifasico de los efectos térmicos, geoquimicos y
mecanicos. Asi como el comportamiento de los fluidos y fases, hidraulica de pozo y
completaciones necesarios para modelar con precision los procesos de recuperacion.

Dentro de sus herramientas de trabajo se encuentra:

v' Cmost-al: es la herramienta de andlisis y optimizacion inteligente que realiza
comparacion de historial, analisis estadistico avanzado, aprendizaje automatico e
interpretacion de datos en todo tipo de yacimientos y procesos de recuperacion.

v Tmex: es un simulador que modela técnicas de recuperacion primaria y secundaria
para yacimientos de petroleo/gas convencionales y no convencionales. Utiliza
flujo de trabajos rapidos y sencillos para lograr prondsticos de produccion
confiables.

v Coflow: es el software de modelado de sistemas de produccion y yacimientos
combinando facilmente los modelados de produccion y yacimientos para crear un
unico modelado integrado de alta confiabilidad.

v" Gem: es un simulador para el modelado de yacimientos de composicion, quimicos
y no convencionales, modela de forma precisa todo tipo de procesos EOR no
térmicos. Logra una simulacion precisa de desplazamiento miscible/inmiscible,
optimiza y mejora el factor de recuperacion de los yacimientos de petrdleo y gas.

v’ Stars: es el simulador de procesos térmicos y avanzados para maximizar el valor
y la produccién, modela la fisica compleja del pozo con transferencia de calor y

flujo de fluido en el pozo mejorando el rendimiento y la eficiencia.

102



v Builder: es el pre-procesador para la construccién de modelos de simulacion,
proporciona un marco para la integracion de datos y la gestion del flujo de trabajo
entre IMEX, GEM, STARS vy fuentes de datos externas.

v' Winprop: es la herramienta de caracterizacion de propiedades de fluidos que
mejora la comprension del fluido del yacimiento y el comportamiento con PVT
avanzados y calculos termodinamicos.

v Results: es el post-procesador de visualizacion y analisis sobre las caracteristicas

del yacimiento, los procesos de recuperacion y el rendimiento del yacimiento.

El presente trabajo se realizd6 mediante la predisposicion y facilitacion de la licencia
del Software CMG 2021, otorgada por el sefior Victor Salazar, Gerente América Latina

y el Caribe de la empresa Computer Modelling Group Ltd.

3.4. RESERVORIO DE SIMULACION

3.4.1. Construccion Modelo Estatico.
Se inicia el software CMG vy se ejecuta el modulo “Builder” para proceder a crear un

nuevo proyecto.

Como se observa en la siguiente ventana, uno de los datos necesarios es la fecha inicial
de la simulacion, por lo cual con base en la historia del campo Frontera se establece la

fecha de: julio de 1991 (Madrid, 2018)

Builder—ReservoirSimulator Settings; X
Simulator Working Units Porosity Shape Factor
OGEM Qs @ Single Porosity Gilman and Kazemi
@ IMEX (© Field (O DUALPOR Wamen and Root
(O STARS OlLab (O DUALPERM K-Hamonic
QO mobs| QOMINC PI2
Advanced (O SUBDOMAIN KX - Matrix Pemn |
K-Av Hamonic

Subdivisions for Matrix Blocks
Number of subdivisons |2

Volume fractions
(2 values expected)

Simulation Start Date

Cancel

Figura 63. Ventana de Inicio

Fuente: (CMG, 2021)
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3.4.2. Unidad Geolégica del Modelo-Reservorio.

Los mapas de los topes de la arena U inferior y T Inferior pertenecientes a la formacion
Napo, y sus respectivos espesores fueron digitalizados mediante el software Didger 3
(recomendado en los manuales de CMG) teniendo como referencia los presentados en las
paginas 55, 57, 120 y 121 de (Madrid, 2018) Figura 64, 65, 66 y Figura 67, obteniendo

asi los archivos bna (compatibles con el simulador).

Digitacion del tope de arena, coordenadas (X, Y'), segun la ubicacion de los pozos.

] Didger - [Isopaco_Uinf] - DR
@ File Edit View Digitze lmage GPS Tools Window Help [=1=]x]
DSBS R - |28
|=8e|HoH D 2m 5

X ¥ ~
325431 906625 | 10026532 3565
325562 645798 100269774525
35707, 392797 10027027, 0875
326875486172 100270405663
326006 225677 100268774525
326071595198 10026873.7317
326136965051 10026783, 5403
326211 672921 10026870.8008
326235019297 10026564 1378
36255 19297 10026512.6684
1| 326239.688573 10026435.3022
12| 326197 665006 100263821870
13| 326132205775 10026319.0532
14| 326062256647 100263010148
15| 325963.871676 10026260.4284
16| 325389.493097 10026269 4475
7| 325847471053 10026267, 4360
8| 435634134677 H0026348 1707
9] 328814785126 10026305 7158
20| 328814788126 100264453214
21| 325772762650 | 10026503.8462
325707392797 10026553,5512
328532 684926 10026834 7240
325543 637072 100266888387
33E457/908625 T 10026706, 6771
325361868026 100265033483

P Layer-1

FERT?

AT

[&7 T« »|>]

TR
[2[] &

"

EEREEN LY S 10

10CEEEST

e

1.00EE T
TR0

2z
23

[24]

[25]

[26]

27| 305291628001 100268257048
28| 325268.482525  10026567.0800
29
30
Eil
[32|
32
34
35

325268.482525 100264859078
395319.844587 100264182538

325385213873 10026355 7158
3E478 SG53T7 10026938, 0753
338600 0026243 3500
326665369852 10026161, 2177
325749.416274_ 100260665161

1 00ER5ErT
Le3m00

< >

1 object selected e = 326277.713y: = 10026610.986 [Layer=1 4

Figura 64. Digitacion de tope de arena, U inferior

& Didger - [Isopaco_Tinf] - oommam
@ Fle Edit View Digitie Image GPS Tools Window Help 1=]x]
DEES s 28
|=8&|0oH 0 |

14

X ¥ ~
375397 15309 100260419031
325477046432 10026054 6872
325454 804286 10026056.9486
328453 68098 0026058 3488
328513622072 100260546872
325534875355 10026045.0992
323570 06864 0026033 3805
325594 662026 10026024,8576
325632028330 10026011.0082
325865124644 10026008.8778
326692882498 10026014,2044
325717.437860 | 10026022 7271
325747330708 100260419031
325781404520 10026071.7327
325302845003 10026084.5169
325345561688 100261058238
325878647495 100267116.477
325003202857 100261207383
325939501684 10026130.3263
325971529994 10026136.7128
435857 183885 00281430455
326021703214 10026129.5028
326048308571 10026158,0255
326065 652665 10028168,5767
326098576304 10026170.8092
326132740116 10026162.2859
358184 067489 10028147 3718
326172241902 10026122.8693
326197884761 10026083.0396
458514'548887 100380770563

P Layer-1

i
1.002TEsT

A+ZUEDL

‘w w‘«llm m‘;lu N‘—*l

2

ala]

(zpppPlexzar -

1 00205ET

Lo L

Le3020% |

1 ECRGERT

326243042495 10026052.5568
326264056004 10026044.0340
328300 385770 00260257130
326323843574 10026022.7271
326353736423 10026018.465 |

LIEEE00L

s[e[a[s]=[s[a[s[s]s ][R]0

1 DOSSE=T

< >

|1 object selected xc = 326008.207 y: = 10026782.850 [Layer-1 G

Figura 65. Digitacion de tope de arena, T inferior

Fuente: (Didger 3, 2021)
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%

Digitacion del espesor de arena, coordenadas (X, Y), segun la ubicacion de los pozos

fle Edit View Digitize [mege GPS

Didger - [Espesor_Uinf]

Tools Window Help

O

BHS| Lt BE|o |7

|

E

-

o Hom]

B

Beszap (|

|lzpppp|

X

¥

327109168909
S
357044 324337

P Loyer-1

oS
fouzseraze
10025644.3964

S3705 381328
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Toraseia Taie
fouzeTis
100257607756

S37051 81324
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0025t6 9823
10025856 5517

32701621569
201 (33074,
357611691558

‘; al:\a mlm‘ﬂ mlm‘- mlw‘a

Torassis 1050
fouzezz 13y
10025924.5688

327007 867221
14] 327007567221

10025926,
100258288791

15| 327005 405253

100258288791

18| 327005 405208
17| 327003.242883

10025031,0340
100255310340

18| 327003242883

10025833.1895.

19] 327001080081
20| 326558, 918545

100250331805
100255353444

21| 326588.518545

100255374398

22| 306006 758623
23 326556.758823

100250374908
100255396548

24| 326862 181822

10025671 3827

326668.107948
SCRRSRNTA01Y,
328645 486259

TorasidsTose
Touzezsns0ss
100263038789

328659.459272
28561 (R006
326702102648

sl [ss[=[a[e[x]x]

< >
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fousscn dsoe
10026515.0860

FRN-D05

%77 [« w|>]
VOTEY T

10025887

1.C0EE T

47

1HD

1 object selected

LHIHEOTL LAFERICO L LAFET0 L

LSFRRE L
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&
& File Edit View Digitze Image GPS Tools Window Help

Figura 66. Digitacion de espesor de arena, U inferior

Didger - [Espesor_Tinfl

DEES| 8B

EETIET

EppEPEekar

¥ Loyer-1 327101080812

327044 36345 1

308008 548386

308084 0088ES
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fiosces s
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7| 326726383401

10028595 5750

18| 326723636359

100255999938

78| 326693.080803.

10026015.4863

308880 383870

100280110620

308810.121437
326568.727003
326533817796
458507 575888

10028025 5488
100260353881

028158 4570

{00260 309

358353 454474

10028141 3827

308577 454304

10028212384

326587 .080882

10026283.1856

326587 .080887

10026285 3982

308597.000082
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326590 272859
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£
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10028280 8730
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DRI 20

0283608182

396838 545416
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RN EEEENEE

< > 526867 845347
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T NETE T

1 EEIET

N o0RoE.T

]

1002

object selected

LATEERL

LYERRNTL i

'L

Av REITH

|Layer - 1

Figura 67. Digitacion de espesor de arena, T inferior

Fuente: (Didger 3, 2021)

Se procede a cargar el mapa para posterior a aquello establecer el area de estudio,

entonces, en la cinta de opciones superior se ingresa a “File” y se selecciona “Open Map

File”, con lo cual se ejecutara una ventana emergente donde se debe especificar el sistema

de unidades de los mapas isdpacos.
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Cabe recalcar que los archivos isopacos generados tienen las coordenadas X, Y en
metros (m), mientras que los topes en pies (ft). Como se va a caracterizar dos arenas, no
es recomendable cargar los dos mapas en “Open Map Files” pues estos se sobreponen y
pueden dificultar la vista al momento de generar el area mediante las celdas (grid). Por
cuyo motivo, en este punto inicial se carga el isopaco de la arena mas proxima a superficie
la cual es U inferior. En la ventana abierta se selecciona “Atlas Boundary format™ en tipo
de archivo (debido al file generado a través de Didger 3), se establece las unidades en

metros y se busca U inferior isopaco_frontera, Figura 68.

[N Open Map Files X

Map Type: Units for x, y coordinates in the files:
Atlas Boundary format (bna) v

Atlas Boundary File
Desktop\NTesis_SP_CO2\Isopaco_Topes\Uinferior_isopaco_frontera bna |

Cancel

Figura 68. Importacion de mapa isépaco, U inferior

Fuente: (CMG, 2021)

Considerando que el modelamiento requiere algunos pasos para asegurar el avance de
la importacion de topes, se guarda el archivo, mismo al que se le asignd el nombre de

“Geomodel Campo Frontera.dat”.

A continuacion, en la Figura 69 se puede apreciar el mapa isopaco ya importado a

CMG.
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I | | ! I I | I | | |
1.067.000 1,069,000 1,071,000 1,072,000 1,075,000 1.077.000

C ¢

T—r27.1
<26,936'

o L

et L
26,069

1,067,000 1,069,000 1,071,000 1.073.000
| | | |

1,075,000 1,077,000
| 1 |

|

Figura 69. Vista del mapa isopaco

Fuente: (CMG, 2021)

3.4.3. Configuracion de la Malla.

Uno de los aspectos importantes en la configuracion del mallado es cubrir el campo de
estudio, entonces para posicionar la malla correctamente acorde a lo presentado en
(Petroamazonas, 2017) se cargan las trayectorias de los pozos. Para importar la trayectoria
de los mismo se selecciona “Well” de la cinta de opciones en la parte superior, del menu
emergente se elige “Well Trajectories” en donde se procede a cargar el tipo de archivo
“Table Format” en este caso llevan el nombre de “Frontera Well WDB”, Figura 70, Cabe
recalcar que las unidades de las trayectorias de pozos estan en pies para la coordenada Z

(plano vertical) y en metros para las coordenadas X, Y.
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N Import wel

Select well trajectory file(s)

Select file units [
Xy m v
Ao Tjpe 2MD: [ v
Table Format v
Table file
}’C:'\|Jsers'\Asus'-,Desktop\NTesis_SP_COZ\antera Wells \WDB ‘ E
Cancel

Figura 70. Importacion de la Trayectoria de los pozos
Fuente: (CMG, 2021)

Una vez realizado la importacion de las trayectorias se puede observar el mapa isbpaco

y la ubicacion de los pozos, Figura 71.

! T I I I T I I I T
1,087,000 1,069,000 1,071,000 1,072,000 1,075,000 1,077,000

%‘, T
< 26,0936 =

25,080

.
Hq: [
Mt

26,8700
oy
B,
el &

i 9

1,087,000 1,069,000 1,071,000 1,072,000 1,075,000

1,077,000
| | | | | | | | | |

Figura 71. Importacion de la Trayectoria de los pozos
Fuente: (CMG, 2021)
Entonces, con la vista de la Figura 71, se procede a establecer el modelo del reservorio,
esto a través del mentl “Reservoir” y la opcion “Orthogonal Corner Point” en “Create

Grid”.
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Realizado los pasos antes mencionados se ejecuta una ventana en la cual se ingresan

los datos de la Tabla 17, Figura 72.

Tabla 17. Configuracion de Malla

Direcciéon  N° celdas Ancho de celda Longitud total
i— 60 82 ft 4920 ft
il 98 82 ft 8036 ft
k\ 8 Definido por mapas isdpaco
Grid Type K Direction
Cartesian Up
(@ Comer point (orthogonal) @ Down
Number of Grid Blocks
| direction J direction K direction
Block widths
| direction
[s0-82 |
J direction
[s8-3821 |

Controlling Grid spacing
[ Snap spacing

Snap grid lines as multiples of :
| direction J direction

1 1

[ ok (][ Cancel

Figura 72. Configuracion de la Malla

El resultado de la definicion de la malla es presentado en la Figura 73

T T T T | T T T T T T
1.087.000 1.088,000 1.071.000 1,072,000 1.075,000 1.077.000

28,870
,.)Q-q',’;"' -.2.5,936
=g 5 6‘;\-‘;’5@3 e i
U &=
=
; i
SEin FRN-002 3
[ q:‘.%&‘ 3 H—"‘?&E-'
F {3 =
2?.:50- k T 5R"{G i
2 kg = el
o @ FRN-OOIR E & 3
f N i
27133 AT F'RN 0015'? &
=T £ o
R b i
> FRN-0Q4B
z ~ FRN=006D
=S |
& Ll %R'
?;r FRN-003 "
= “ g
i &
7,13z
&
&
1,077.000
1

1.071.000 1.072.000 1.075.000
1 1 1

1.087.000
1 1

1.063,000
1

Figura 73. Grid Ejecutado

Fuente: (CMG, 2021)
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3.4.4. Variables Estaticas.

3.4.4.1.  Definicion sobre el cdalculo de propiedades del mallado.

Para establecer el tope y espesores de las arenas se tiene dos opciones:

a) Ir al submenu de “Reservoir” y secuencialmente abrir Array Properties; o

b) Ir directamente a Specify Property en la parte superior central del software.

Indistintamente de la alternativa usada se ejecuta una ventana, donde en la columna de
“Grid Top” en el Layer 1 se da click derecho y se selecciona “Geological Map” y se carga
el Mapa Isopaco U inferior, mientras que en Layer 5 el Mapa de T inferior, Figura 74
Como se habia mencionado las coordenadas del mapa estan en metros, entonces al
momento de importar leera las profundidades en metros por lo cual se procede a usar el

multiplicador 0,3048.

Para la propiedad del espesor (Grid Thickness) se da click derecho sobre Layer 1, abrir
“Geological Map” y en “Contour maps” se carga el mapa “Uinferior_espesor” y como se
ha dividido en cuatro capas verticales a esta arena, se ingresa un multiplicador de 0,0762
en Layer 1, 2, 3 y 4. Se realiza lo mismo desde el Layer 5 a Layer 8 para la arena T inferior

con su respectivo archivo de espesor. Ver Figura 74

El valor 0,0762 corresponde al producto entre 0,3025 y 0,25. Este tltimo valor debido

al nimero de capas en la que se divide la arena.

Edit Specification
Orlyfor Start Time, Goto. | Grd Thickness v Use Regions / Sectors

Grd Top Gnd Thickness F
UNITS # [ Il
SPECIFIED X [ i
HAS VALUES i
Whols Gid I
Layer 1 ((C:\Users\AsusDssktop W Tesis_SP_C02\Usopacs,_Topes\Uinferor isopaco frontera bria ) 0.3048 (C\Ussrs' Asus'Desktop\NTesis_SP_CO2\sopacs_Espesor\Linferor sspesor frontera bns ) * 0.0762
Layer2 {C:\sers Asus'\DesktopNTesis_SP_C02\lsopace_Espesor\Liferior_espesor_fonterabna ) * 00762
Layer3 {C\sers Asus'\Desktop\NTesis_SP_CO2\lsopace_Espesor\Liferior_espeser_fronterabna ) * 00762
Layer {C:\Users \AsusDssktop\NTesis_SP_CO2\Iscpaco_Espesor\Linferir_sspesor frontsrabna ) * 00762
Layer (C:\Lers \AsusDesktop W Tesis_SP_CO2\Usopaco_Topss\Tinerior isopsco fronters bna )" 03048 {(C\Ussrs'Asus'Desktop\NTesis_SP_CO2\lsopaco_Espssor\Tinferor_sspssor frontera bra ) * 00762
Layer6 € \Users' Asus'Deskiop'WTesis_SP_C02\lsopace_Espesor\Tinferor_espesor_frontera bna ) * 0.0762
Layer 7 {C:\sers Asus'Deskdop\NTesis_SP_CO2\isopace_Espesor\Tirferor_espesor frantera ba ) * 0.0762
Layer 8 [(C-\Users'Asus Desktop N Tesis_SP_C02\lsopaco_Espssor [inferor_sspesor frontera bria ) 00762 |

Figura 74. Ingreso de Topes y Espesor, U inferior y T inferior
Fuente: (CMG, 2021)
Se da en Ok y se establece que no sobrepase valores minimos o maximos. La

aplicacion calcula el Grid Top y Grid Thickness para todo el mallado.
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3.4.4.2.  Definicion de Arenas (Sectorizacion).

inferior o T inferior, Figura 75 y 76.

Acorde a la informacion disponible se logra evidenciar que datos de reservorio y fluido

varian acorde a la arena productora por lo que, se sectoriza el reservorio, sean estas: U

Para las Arena U Inferior y T inferior se selecciona todas las celdas en direccion i, j,

desde k=1 a k=4 y k=5 a k=8, respectivamente.

Una vez seleccionadas y agregados los Layers de cada sector se da click en “Add the

blocks in select Regions to sector” y posteriormente se aplica y confirma.

TR = AR UUET CalHTPY TR a1 )

Add/Edit/Delete a Sector

Sector Name | U Inferior vl » |
Select Block Type
(®) Matrix blocks orily

Fracture blocks only

Matrix and Fracture blocks

For each selected block in view:
(® Include only the selected blocks
() Include blocks in same column {constant |, J; varying K)
() Include blocks in column with indices in the range: (1to 8
From 1 Tay| 3
) Include blocks in column with following indices: (1o 8)
1

| Add selected blocks to sector | | Delete selected blocks fram sector

If & selected block is in & refined grid, add/remove operation applies to
ite parent fundamertal block and all refined blocks contained in the
parent fundamental block.

If a selected block is in the fundamental grid, add/remove operation
also applies to all the refined blocks contained within the selected
block.

Select Regions
Al Layers ole Grid ~ Add the blocks in selected
Layer 1 - Whole layer regions to the ssctor

Layer 2 - Whole layer
Layer 3 - Whale layer

Layer 4 - Whole layer Remove the blocks in selected |

Layer 5 - Whole layer W regions from the sector

Total number of blocks in sector: ﬁzn

| Display block addresses... I | List blocks in multiple regions.. |

B [ ok | [ Gmed || spy | [ Hep

echanics  TracerData Well Tools Window Help

L4+ QAAD O[E] e w

Calculate B Analyze ! 5
Propety | | d Properties L2

Grid Top () 1991-07-01 K layer 1

0 1.071.000 1.072.000 1.073.000 1.074.000 1.075.000 1.076.000 1.077.000 1.078.000 1.079.000 1.080.000

0 1.071.000 1.072.000 1.072.000 1.074.000 1.075.000 1.078.000 1.077.000 1.078 000 1.072.000 1.080.000

32 893 00132 89400032 895 D032 886 D032 897 D032 B98 00132 89S 00132 400

I|HIIHIII|HIHIIH‘IIHIIIII|IIIIIHII|HIHIIH‘III\IIHI|IIHIIHI|HIIHIII‘HIHIITrt

| Rendering 47040 grid blocks, 5380 view blocks, 5880 exterior faces.

Figura 75. Definicion de sectores, U inferior

Fuente: (CMG, 2021)
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ZELUTIOLET LdITIPU FIOMEHa.adie |

B - E |
i Add/Edit/Delete a Sector iechanics  TracerData  Well  Toels  Window Help

e P Ml LS+ QAN O mE Y s
Select Block Type e ‘ A
o ) alculate 3

E (®) Matric blocks only Property W Properties . IMEX

Fracture blocks anly

Matrix and Fracture blocks

For each selected block in view: Grid Top (ft) 1991-07-01  Klayer: 5
(®) Include only the selected blocks

() Include blocks in same column  {constant |, J; varying K}
("} Include blocks in column with indices in the range: (1ta 8)

from & To 5

IHIHlHHIHII‘HI\HIH|IHIHIII‘IIHI\IH|HI\IHII‘IIIHIHI|HIHHHlHIHIHI‘IHIHHI‘HIH
10-1.071.000 1.072.000 1.073.000 1.074.000 1.075.000 1.076.000 1.077.000 1.078.000 1.075.000 1.080.000

() Include blocks in column with following indices (1to 8)

5
Add selected blocks to sector _belete selected blocks from sector
if @ selected block is in a refined grid, add/remove operation applies to

its parent fundamental block and all refined blocks contained in the
parent fundamental block:.

I\\I|IIIIIIHIlIIIIIIHIlIIIIIIITr:E

if 3 selected block is in the fundamental gnd, add/remove operation
also applies to all the refined blocks contained within the selected
block.

Select Regions

Layer3-Wholelayer | | Addthe blocksin selected
ayer 4- aye regions to the sector

Remove the blocks in selected
regions from the sector

Total number of blocks in sector: §3520

“Dwsplay block addfesses..:.; “List blocks in multiple regions...

a2 893 D032 894 00(32 895 00132 BI6 D032 BA7 D032 BI8 0032 899 00132 90(

B oK | Cancel Apply | Heb | | 101.071.0001.072.000 1.073.000 1.074.000 1,075.000 1.078.000 1.077.000 1.078.000 1.079.000 1.080.000
IHIHll\HIHII‘HHHIHlHIHII||‘IHIHIHlHHIH||‘IIIHIHIlHHHIH|H|HIHI‘IHIHHI‘HIHIHI

| Rendering 47040 arid blocks, 5830 view blocks, 5880 exterior faces.

Figura 76. Definicion de sectores, T inferior
Fuente: (CMG, 2021)
3.4.4.3.  Valores de Porosidad.
Considerando lo previamente explicado acorde a los distintos valores segun las arenas, se

procede a utilizar los sectores creados para asi poder definir la Porosidad.
Pasos empleados:

Se abre la misma ventana que se utilizo para establecer el tope y espesor de las arenas,
sin embargo, ahora se dara clic en “Use Regions / Sectors” y se selecciona “Porosity” en
“Select property” y secuencialmente en la seccion “Select Regions” se busca el Sector “U
inferior” y “T inferior”; y se los selecciona para asi dar click en “Add to region list” y en

“Ok,’.

Una vez que los sectores son afiadidos a la lista de regiones (Region List), se selecciona
por ejemplo “U Inferior” y se da click en “Set/Edit” con lo cual aparece una ventana para
especificar la propiedad, se selecciona Constant y se define el valor de 0,16 acorde a la

informacion de la Tabla 18. Este paso se realiza en los 2 sectores, Figura 77.
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Tabla 18. Datos petrofisicos y de fluidos de Arenas Napo

Arenas Formacion Napo

Parametros
U Inferior
Densidad Petroleo
[1b/£t3] 52,783
API [reservorio] 34,2
Densidad Agua
[1b/ft3] 62,400
Viscosidad Petroleo
[cP] 2,53
Viscosidad Agua
[cP] 0,2847
Factor Volumétrico del petréleo
[BY/BN] 1,3480
Factor Volumétrico del agua
[BY/BN] 1,0403
Densidad del Gas en superficie
[1b/ft3] 0,0583
Saturacion de petrdleo 0,75
Porosidad 0,16
Permeabilidad
[md] 371,5
Espesor Neto
[ft] 12
Compresibilidad de roca
[1/psi] 3,6250*e-6
Compresibilidad del agua
[1/psi] 3,47*e-6
Salinidad
[ppm] 45000
Presion inicial
[psi] 3769
Temperatura
[°F] 220
Presion de Burbuja
[psi] 685
GOR
[PCS/bls] 225

Fuente: (Madrid, 2018) & (Pozo, 2014)

T Inferior

49,53

34,7

62,428

3,06

0,2848

1,2268

1,0431

0,0583

0,66
0,15

166

32

3,0604*e-6

3,47%e-6

14850

3580

221

640

179
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Property Specification x

Select property :
S Porosity w -le+05
Select regions: Grid block value assigned

= no ffication applies
Ey:; % ; xgsl: ::::[ A orno ({initial) value.

Layer 4 - Whole layer
Layer 5 - Whole layer
Layer 6 - Whole layer
Layer 7 - Whole layer
Layer 8 - Whole layer

Sector: U Inferior v Add to region list

Region List:
Region Specification

Sector: U Inferior 016
Sector: T Inferior 015

Order

< >

Set / Edit ... Delete
:

Cancel

Figura 77. Ingreso de Porosidad por sectores

Fuente: (CMG, 2021)

3.4.4.4. Valores de Permeabilidad.
Acorde a los datos de (Pozo, 2014) describe permeabilidades en pozos de 750, 240 y 360
md para la arena U inferior y estos son comparados con medidas de otros pozos en la
misma arena de (Madrid, 2018) con permeabilidades de 383 y 940 md. Si se aplica
repeticion y filtrado de valores, se observa que el valor de 360 md y 383 md, son valores
muy cercanos y compatibles que podrian dar un valor adecuado de permeabilidad.

Obteniendo un promedio de permeabilidad de 371,5 md.

Mientras que, con la Arena T, se tiene valores iguales a 15; 170 y 30 md de (Pozo,
2014) y en el trabajo de (Madrid, 2018) K=162 y 1235 md. El valor que estrecha la

relacion de data seria entre 170 y 162, obteniendo un promedio de 166 md.

La especificacion de los valores de Permeabilidad se realiza similar al de los de
Porosidad, sin embargo, al ser otra propiedad en Select propert se selecciona S
Permeability I (permeabilidad en eje 1) y se realiza los mismos pasos anteriores usando
las tablas de datos enunciadas anteriormente, Figura 78. En Permeabilidad J
(permeabilidad en eje j) se definen los mismos valores de Permeabilidad I, mientras que
para la direccion K puede ser la mitad o menor a la Permeabilidad I (para este caso se

emplea Ki*0,2, como valor practico).
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Property Specification X

Select property :

S Permeabilty | v

Select regions: Grid block \falue assigned

if no specification applies
Layer 2 - Whole layer A i
Layer 3 - Whole layer or no {inttial) values.
Layer 4 - Whole layer
Layer 5 - Whale layer
Layer & - Whale layer
Layer 7 - Whole layer

Layer 8 - Whole layer

Sector: Ll Inferior v Add to region list

Region List:

Region Specification
Sector; U Inferior 35
Sector: T Inferior 166

< >

Set / Edt ... Delete

Figura 78. Ingreso de data de Permeabilidad por sectores
Fuente: (CMG, 2021)

Finalmente, se da click en Ok de la Ventana “Array Properties” y antes de aplicar
asegurarse de que esté habilitado “no sobrepase valores minimos o méximos” (esto fue
aplicado anteriormente para el espesor, porque podria ocurrir un problema de lectura en
los mapas) para que calcule las propiedades estaticas de porosidad y permeabilidad para

toda la malla, también conocida como Grid.

3.4.5. Variables Dinamicas.

3.4.5.1. Modelo de Crudo.
Para el modelo del fluido (crudo) en el arbol de opciones se abre “Components” y el
submenu “Model”, para asi poder elegir “None of the above. Launch detailed dialog”,
Realizando aquello se ejecuta la ventana emergente “Model” en la cual en la descripcion
“Model” se selecciona “Black Oil”, inmediatamente se procede a abrir “PVT Regions” y

debido a que se tiene dos arenas deben crearse la misma cantidad de “PVT Regions”.

Cabe recalcar que sea la arena U inferior o T inferior, en ambas se realiza el mismo

proceso, considerando sus respectivos valores.

Ingresar en el botoén Tools y seleccionar “Generate PVT Table Using Correlations”.
De la ventana emergente ingresar datos de la Tabla 18 y se marca la casilla en la parte
inferior para establecer/actualizar valores de temperatura del yacimiento, densidad de

fluidos en el archivo de datos y haga clic en “Apply”. Figura 79
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PVT Using Correlations
Builder will calculate Rs, Bo. Bg/Eg/Zg. VisO, VisG and optionally Co.

# | Desciiption | Option Value A
1 Reservoir temperature 220F

2 Generate data upto max. pressure of 669.7 psi

3 Bubble point pressure calculation Value provided N 699.7psi

4 Oil densty at STC(14.7 psia, 60 F) Stock tank oil gravity (AP) ¥ 34.2001

5 Gas density at STC(14.7 psia. 60 F) Gas densty N 0.0583 bAt3

6 Oil properties (Bubble point. Rs. Bo) comelations  Standing N

7 0Oil compressibility coelation Vazquez-Beggs N

8 Separator temperature 60F

9 Separator pressure 14.7 psi

10  Dead oil viscostty comelation [ Beal and Chew |~

1 Live oil viscosity comelation Beggs and Robinson N

12 Gas critical properties comelation Standing N

13 Critical pressure

14 Critical temperature

15 Non-hydrocarbon gas comelation Not used

16 H2S mole fraction (optional) v
[T] Set/Update Values of Reservoir Temperature, Fluid Denstties in Dataset

oK | | Cancel | | popy Help

Figura 79. Generacion de Datos PVT usando correlaciones, U inferior

PVT Using Correlations

Builder will calculate Rs, Bo, Bg/Eg/Zg, VisO, VisG and optionally Co.

# Description | Option Value )
1 Reservoir temperature 221F

2 Generate data upto max. pressure of 654.7 psi

3 Bubble point pressure calculation Value provided N 654.7 psi

4 Oil density at STC(14.7 psia, 60 F) Stock tank oil gravity (APl) /347

5 Gas density at STC(14.7 psia, 60 F) Gas density V/0.0583 b/t3

6 Qil properties (Bubble point, Rs, Bo) comelations  Standing N

7 Oil compressibility comelation Vazquez-Beggs N

8 Separator temperature 60 F

9 Separator pressure 14.7 psi

10 Dead oil viscosity comelation [ Beal and Chew ] j

11 Live oil viscosity comelation Beggs and Robinson X

12 Gas critical properties comelation Standing N

13 Critical pressure

14 Critical temperature

15 Non-hydrocarbon gas comelation Not used

16 H2S mole fraction (optional) &
[[] Set/Update Values of Reservoir Temperature, Fluid Densities in Dataset

| ok || cancel || mpy | [ hHep

Figura 80. Generacion de Datos PVT usando correlaciones, T inferior
Fuente: (CMG, 2021)
Con esto se genera como resultado un PVT sintético, este conjunto de datos hay que
contrastar y ajustar con la informacion de la Prueba de Liberacion Diferencial (Tabla 19

y Tabla 20) y Prueba de Viscosidad (Tabla 21y Tabla 22).
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Tabla 19. Prueba de Liberacion Diferencial U inferior

Presion

PSIA
5014.7
4514.7
4014.7
3514.7
3014.7
2514.7
2014.7
1514.7
1014.7

894.7

804.7

704.7

699.7

514.7

314.7

154.7

14.7

Tabla 20. Prueba de Liberacion Diferencial T inferior

Presion

PSIA
5014.7
4514.7
4014.7
3514.7
3014.7
2514.7
2014.7
1514.7
1014.7

RS Bo

PCN/BN BY/BN
1.2919

1.2968

1.3021

1.3077

1.3133

1.3188

1.3251

1.3317

1.3387

1.3404

1.3419

1.3437

225 1.348
186 1.313
141 1.2775
79 1.2328
0 1.068

Po

g/cc

0.7274
0.735
0.7464
0.761
0.8455

Factor
Z del
gas
z

0.9631

0.9774

0.9834
1

Fuente: (Madrid, 2018)

RS Bo

PCN/BN BY/BN
1.1715
1.1754
1.18
1.1848
1.19
1.1953
1.2009
1.2071
1.2141

Po

g/cc

Factor
Z del
gas

z

By

Vg

PCY/PCN Air=1

0.036

0.0597

0.1223

By

PCY/PCN

1.224
1.346
1.537
2.044

Vg

Air=1
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914.7 1.2155

814.7 1.217
744.7 1.2181
714.7 1.2185
689.7 1.2189
664.7 1.2204

654.7 179 1.2268 0.7405

514.7 152 1.185 0.7498 0.9851 0.0369 1.058
314.7 109 1.1584 0.7645 0.9912 0.0606 1.211
164.7 63 1.1251 0.7782  0.995 0.1164 1.457
14.7 0 1.0725 0.7934 1 1.851

Fuente: (Madrid, 2018)

En el caso de la arena U inferior (relacionada con PVT Region 1), ir a la casilla de
“PVT Table Type” y seleccionar “Diff. Liberation” (DIFLIB). En la tabla de datos
mostradas en la Figura 81 y 82 se puede observar el valor de Bo igual a 1,13021 @ 669,7
psia'y Bo igual a 1,07894 @ 14.7 psia, mismos que difieren con los valores de la Tabla

19 que indican 1,348 y 1,068; respectivamente para dichas presiones.

Con base en lo explicado en el parrafo anterior, se debe realizar un match para ajustar
aquellos valores, entonces en la tabla generada se procede a ingresar presiones hasta la
presion de burbuja (699,7 psi) acorde a la Tabla 19, en la cual se tenga valores con las
presiones existentes se verifica y ajusta con los reales, realizado aquello se interpola para
que calcule la propiedad a las presiones ingresadas. Para esto ajustar el valor de Bo igual
a 1,07894 y se presiona en “Tools” e inmediatamente se elige “Shift Column Values to
Match” para poder cambiar dicho valor por el de 1.068 y pulsar “Ok”, Figura 83 y 84.
Esta serie de pasos se realiza para la otra arena productora, Figura 82, al igual que para

las otras variables que se requiera ajustar.

Ademas, cabe recalcar que el PVT generado debe regirse al real, por eso se elimina las
filas de presiones que no estén en la tabla real, luego se copia y pega los valores de la

Tabla 19 y Tabla 21, segun corresponda y se interpola o extrapola seglin se requiera.
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Tabla 21. Prueba de Viscosidad, U inferior

P [psia] Uo [cP]

5014.7 3.390
4514.7 3.290
4014.7 3.200
3514.7 3.100
3014.7 3.000
2514.7 2.900
2014.7 2.800
1514.7 2.700
1014.7 2.600
894.7 2.570
804.7 2.560
704.7 2.540
Pb  699.7 2.530
514.7 2.620
314.7 2.770
154.7 3.000
14.7 3.350

Tabla 22. Prueba de Viscosidad, T inferior

P [psia] Uo [cP]
5014.7 3.286
4514.7 3.159
4014.7 3.058
3514.7 2.964
3014.7 2.875
2514.7 2.796
2014.7 2,717
1514.7 2.643
1014.7 2.569

814.7 2.544
Pb  654.7 2.521
514.7 2.539
314.7 2.600
164.7 2.670
14.7 3.060

Fuente: (Madrid, 2018)
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PVT Table | General | Undersaturated Data
PVT Table Type: | Diff_liberation (DIFLIB) v |
Include il Compressibility in PYT Table

[ Include Gas-oil Interfacial Tension in PVT Table

Table Uses: | 55g expansion factor (EG) v

Differential liberation table parameters
Bubble point pressure

Qil farmation vol. factor

Tools b | Solution gas-oil ratio
# p Rsd Bod Eg Wis0 visg co A
pai ft3./bbl ft3/bbl cp cp 1/psi
9 36403 574509 1.1019 109.523 0.885032 00134825 305
10 407 698 653428 1.10532 123.611 0.861929 0.0135433 305
11 451.365 73.3587 1.10882 137.403 0.240029 0.0136082 Je-05
12 495032 81.5265 111241 151.3 0.819267 00136753 =05
13 532.699 85.8361 1.11607 165.3 0.799577 0.0137453 305
14 582 366 98.2786 1.115981 179.401 0.780892 0.013812 3=-05
15 626,033 106.846 112362 153.602 0.763147 0.0138934 3e05
16 669.7 'I_ 15532 1.1275 | 207.9 0.746282 0.0139715 3=-05
I3 £96.428 120517 1.12992 216.72 0.736346 00140208 =05
18 723276 126343 1.13235 225574 0.726706 0.014071 305 ¥
< »
B
Figura 81. Match PVT Arena U inferior, PVT sintético
PVT Table Type: | Diff_liberation (DIFLIB) v |  Table Uses: [ Gaq compressibiity factor (ZG) v
[ Include Oil Compressibility in PVT Table Diferential liberation table parameters
Bubble point pressure Tpsi
Include Gas-oll Interfacial Tension in PVT Table -
Oil formation vol factor |1 343
Tools » | Selution gas-oil ratio 395 &3/hbl
# P Rsd Bod Zg viso visg Comments
psi ft3/bbl cp cp
1 14 656 ] 1.068 1 135 00131235
2 1.7 73 12328 05834 3 0.0132333
3 347 141 12775 0.9774 277 0.0134172
4 5147 186 1313 0.9631 262 00137065
5 698.7 225 1.348 0543872 253 0.0140267
£ >
B

Figura 82. Match PVT Arena U inferior, PVT ajustado

Fuente: (CMG, 2021)
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PVT Table | General | Undersaturated Data |
VT Table Type: | Diff_fiberation (DIFLIE) Table Uses: |Gas compressibiliy factor (2G) v

Differential liberation table parameters
Bubble point pressure

Include Qil Compressibility in PVT Table

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

Tools » Solution gas-oil ratio !| .

# D Rad Bod Za viso visg co A
psi ft3/bbl cp cp 1/psi
313365 433306 1.09857 0.570515 0.361285 0.0134231 305

9 356.031 56.907% 110226 0.566656 0.239006 00134835  3e05

10 |398633 546612 110564 0.562839 0.817852 00135487  3=05

11 441365 725762 110811 0.359065 0.797773 00136107 3eD5

12 |484032 80.5408 111265 0.55534 0.778714 00136755 3e-05

13 |52663% 822451 111628 0.551663 0.760617 00137423 3e05

14 |569.385 97.1805 111992 0.348035 0.742423 0.013813 305

15 |612.033 105639 112374 0.544462 0.727077 00138856 3e-05

165 |6547 114215 112758 0.540942 0.711523 00139608 Ze-D5

17 |68D.288 119534 112937 0.33881 0.702347 00140082  3e05 ¥

£ >

E

Figura 83. Match PVT Arena T inferior, PVT sintético
PVT Table Type: | Dif. liberation (DIFLIB) v|  Table Uses: | Gag compressibilty factor (2G) v

Differertial liberation table parameters
Bubble point pressure 654.7 psi

[ Include Oil Compressibilty in PVT Table

Include Gas-oil Interfacial Tension in PVT Table
Oil formation val. factor |1 2268

| Tools »

Solution gas-oil ratio 179 %/hbl
" p Rad Bod Zg viso visg Comments
psi ft3/bbi cp cp

1 147 1] 1.0725 1 3.06 0.0131425

2 1647 63 1.1251 0.995 267 0.0132622

3 3147 109 1.1584 09912 28 0.0134345

4 5147 152 1.185 0.9851 2539 0.0137235

5 6547 173 1.2268 0.98083 2521 0.0139608

€ >

i %’ 4

Figura 84. Match PVT Arena T inferior, PVT ajustado
Fuente: (CMG, 2021)

Luego de realizar general parcialmente los datos PVT, hay que ingresar datos
disponibles de la Tabla 18 en la cinta de opciones “General”, Figura 85 y 86. Ademas,
en “Undersaturated Data” completar con datos de la tabla de petroleo subsaturado (Tabla
23 o Tabla 24), Figura 18. Finalmente dar en “Apply” para que calcule y complete el
PVT, tal como se especifico previamente, este proceso es para las dos arenas.
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PVT Region |1 v e

PVT Table | General | Undersaturated Data |

| Tools B
H Description | Option Default Value
1 Reservoir temperature (TRES) 20F
2 DENSITIES
3 Oil density (DENSITY QIL) Stock tank oil density ™ 532572 bAt3
4 (Gas density/gravity (DENSIT... | Gas density 3 0.0583 lbAt3
5 Water phase denstty (DENSI.. 624 bAt3
& Undersaturated Co {CO)
7 Vo pressure dependence ({CVO) {0 cp/psi
8 Water properties
] Fomation Volume Factor (BWI) 1.0442
10 Compressibility {CW) 2.351642-06 1/psi
1 Reference pressure for FVF (... &85 psi
12 Viscosity (VW) Tcp 0300357 cp
13 Pressure dependence of visc. .. 0 cp/psi Ze-d cp/psi
14 Solution gas ratio max. increase ... Not Used k)
15 Bubble point pressure max. incre... Mot Used ‘
16 Max. rate of increase oil content ... Not Used N
1 Max. rate of increase of dew poi... Not Used X
18 Reference sewawater salt conc... 0lbM3
19 Reference reserveir salt concent... 0 b3
Figura 85. Parametros de fluido en superficie. U inferior
PWT Region |2 MR |

FVT Table | General | Undersaturated Data |

[Todls »
# Descrption | Cption Default Value
1 Reservair temperature (TRES) Z21F
2 DENSITIES
3 Qil density (DENSITY QIL} Stock tank ol density ™ 53129 bAt3
4 Gas density/gravity (DENSIT...  Gas density b 0.0583 Ib/t3
a5 Water phase density (DEMSI... 62428 bAt3
& Undersaturated Co {CO}
F Wo pressure dependence {CVD) i cp/psi
a8 Water properties
8 Formation Volume Factor (BWI) 1.04477
10 Compressibility {CW) 340172206 1/psi
11 Reference pressure for FVF (.. 640 psi
12 Mizcosity (VW) lcp 0.281575 cp
13 Pressure dependence of visc... D cp/psi l:l
14 Solution gas ratio max. increase ... | Not Used N
15 Bubble peint pressure max. incre... | Not Used N
16 Max., rate of increase oil content ... | Not Used =
17 Max. rate of increase of dew poi... | Not Used b
18 Reference sewawater salt conc... 0lbf3
19 Reference reservoir salt concent... Dlbf3

Figura 86. Parametros de fluido en superficie. T inferior

Fuente: (CMG, 2021)
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Calculation Methods PVT Region Parameters Advanced Parameters
Input Format For: "Bubble Point Pressure”

s Property Amay. (PB)
{_) Use Depth Dependant Table For Each Region. (PET)

Inttialization For PVT Region #: .Region 1 v b

- ~ PWT Region Initiglization Parameters:
PVT Type 1has 23520 grid blocks. Region depth mnge: 8135860 8290 ft

Reference Pressure and Depth: Amray Input Format For: "Bubble Poirt Pressure™
Pressure (REFPRES) : | 3769 psi | () 5t Using "Specify Property” or "Edit Property” Options.
Depth (REFDEPTH) : |8215 ft Reservoir inttially saturated (PB = F)
Phase Cortact Depths: () Constant Value Amay (FB): 683 psi
Water-0il Contact (DWOC): 8280 ft

Capillary Pressure at Phase Contacts: =
Water-Oil Contact. {(WOC_PC):

Gas-Cil Contact. (GOC_PC):
Ovemide Water Saturation Defaults:

(Default GOC_SW = Rel. Permeability table or SWCON car_d_.}_
Below water-oil contact. (WOC_SW)

Datum Depth for Pressure:

(o]

Use an input reference denstty to

ADATUMDERTH) - Mote:

Depth:
Density:

lculate comected datum pressures. (REFDEMSITY Dengity)
s, (REFDENSITY GRIDBLOCK)

® Use Inttial Equilibrium pressure distribution to calculate comected datum pressures. (INITIAL

Lise the grid block de te comected datum presst

Figura 87. Data complementaria para generar el PVT, U inferior

Fuente: (CMG, 2021)

Tabla 23. Data petroleo subsaturado, U inferior

P Bo

[Psi] [BY/BN]
5000 1.2908
4500 1.2957
4000 1.3010
3500 1.3066
3000 13122
2500 13177
2000 1.3240
1500 1.3306
1000 1.3376
880 1.3393
790 1.3408
690 1.3429
685 1.3469

Fuente: (Madrid, 2018)
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Tabla 24. Data petroleo subsaturado, T inferior

P Bo
[Psi] [BY/BN]
5000 1.1638
4500 1.1676
4000 1.1722
3500 1.1770
3000 1.1821
2500 1.1874
2000 1.1929
1500 1.1991
1000 1.2060
900 1.2075
800 1.2089
730 1.2100
700 1.2104
675 1.2108
650 1.2123
640 1.2187

Fuente: (Madrid, 2018)

Una vez creados los datos PVT se procede a establecer cada uno de ellos para su
respectiva arena, se selecciona la opcion “Array Properties en Reservoir” perteneciente a
“Reservoir” del arbol de ment, se busca y escoge ““PVT Type”” en la casilla “Only for
Star Time”, y secuencialmente se selecciona “Use Regions/Sectors” para poder afiadir a
la lista de regiones al Sector “U inferior” y “T inferior”. Para las especificaciones, se debe
recordar que se cre6 el “PVT Type 1” para U inferior y “PVT Type 2” para T inferior,
entonces se debe ingresar de la siguiente manera, eliminando la que estaba por default

que consideraba toda la malla con un solo PVT, Figura 88.
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Property Specification X

{

Select property
| |BPVIType ~ le+05
Select regions Grid block value assigned
1 # no specification
1 - 1‘_ - layer o or no (ntial) value.
1 Layer 2 - Whole layer
{ |Layer3-Whole layer
1 Layer 4 - Whole layer
Layer 5 - Whole layer
Layer 6 - Whole layer
Layer 7 - Whole layer
Layer 8 - Whole layer v Add to region list
Region List
Region Specification
Sector: U Inferior 1
Sector: T Inferior 2
-
Order
-
< >
Set / Edt Delete
T

Figura 88. Especificacion de Datos PVT para U inferior y T inferior

Fuente: (CMG, 2021)

3.4.5.2.  Modelo de permeabilidades relativas.
En el calculo de permeabilidades relativas mediante el analisis de niicleos de pozos en el

Campo Frontera, se aplicaron y obtuvieron correlaciones provenientes de Corey para

mejorar la caracterizacion de reservorios. (Madrid, 2018)

A continuacion, se expresa la correlacion proveniente de Corey aplicada por (Madrid,
2018

Pozo Frontera 003 — U inferior:

Ecuacién 34. Modelo de permeabilidades relativas

k., = 0,0002S,,*> — 0,0318S,, + 1,4491
Ky, = 0,00025,,% — 0,0143S,, + 0,184
Pozo Frontera 004B — T inferior:
k., = 0,0001S,,*> — 0,0266S,, + 1,2323
k., = 0,0001S,,> — 0,0049S,, + 0,0429

Estas correlaciones fueron ejecutadas en una hoja de Excel para corroborar sus valores,

con lo cual se pudo obtener las graficas que son mostradas en la Figura 89 y Figura 90,
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en la cual se puede observar cierta disparidad con los puntos de las lineas segmentadas

(valores registrados en los pozos).

Correlacion aplicada para definir permeabilidades relativas (previo a correccion/ajuste

matematico), pozo Frontera 003.

Permeabilidades relativas

10

Kro=1
09 Kr040,00025%3-0,03185w-+ 1,491
R¥=0,9999
08
07 1
06
05
04
03
Lo
02
Krw = 0,00025w - 0,01435w 4 0,184 &+,

0.1 Rl=0,954
00 -Swe=15 ol L bsor=15

0 10 70 80 90 100

€0
turacion de agua (%)

Figura 89. Correlacion pozo Frontera 003

Correlacion aplicada para definir permeabilidades relativas (previo a correccion/ajuste

matematico), pozo Frontera 004B.

Permeabilidades relativas

1 xro-f.q

4
v

o
@

"'._Kro =0,00015w? - 0,02665w + 1,2323
X R?=0,9995

o
~

o
o

e
w

=
-

o
w

0,2
Krw = 0,00015w? - 0,00495w + 0)
01 R?=0,99

Swc=9g - - .“"--, Sor-ZS.S
0 o200 .
0 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100
Saturacién de agua (%)

Figura 90. Correlacion pozo Frontera 004B
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Como medida de solucion se obtuvo correlaciones matematicas a partir de los puntos

tomados de los pozos y se ajustd hasta donde el polinomio adecuado permitia, Figura 20

y Figura 90.

Correlacion  aplicada para definir permeabilidades relativas

correccidon/ajuste matematico), pozo Frontera 003.

1,0

0,9

4
o

Permeabilidades relativas
o

<o

Kro=1

Kro =0,00025w?- 0,03185w +1,4491
R*=0,9999

Kro[aj]= -p.78285w>+

Krwlaj] = -7}73225w° + 16.8595w -

Krw = 0,00025w? - 0,01435w + 0,184 R
R?=0,994

Swc=15

an n an an cn en an on
av v oV v oV w Y

Saturacion de agua (%)

Figura 91. Correlacion pozo Frontera 003

.845w* - 14,5925w° + 6.9095w? - 3.84615w + 1.4673

25w +2.13525w? - 0.08675w /0.0095

Correlacion  aplicada para definir permeabilidades relativas

correccion/ajuste matematico), pozo Frontera 004B.

Kro =
(&)
- krofa)] = 1.27985w? - 2.58335w + 1,2285
Ko = 0,00015w? - 0,02665w + 1,2323
§ 67 \ R? = 0,9995
906
w
o
B 0S
©
£ 0
o
E
53
Krwia)] = 1.25295w - 0,51945w* N).03285w 4 0.0014__sKrw = 0,25
02
Kew = 0,00015w - 0,00495w + 0,0429
c1 R*=0,99
Swe=9 Sor=25.5
0 Aaoeo
o 10 riv 30—40 5060 7680

Saturacion de agua (%)

Figura 92. Correlacion pozo Frontera 004B
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Una vez realizado el ajuste se define la saturacién de agua connata y saturacion de

petroleo residual y con ello la respectiva permeabilidad relativa, Tabla 25.

Tabla 25. Saturaciones y Permeabilidades relativas (end points), posterior al ajuste matematico.

ch Sor kra[ch] krw[Sm.]
Pozo (arena)

Frontera 003 (U inferior) 0,15 0,015 1 0,93
Frontera 004B (T inferior) 0,09 0,255 1 0,25

Una vez establecida la correlacion correcta, se generan nuevas permeabilidades

relativas, Tabla 26 y Tabla 27.

Tabla 26. Permeabilidades relativas ajustadas, U inferior

Sw kv k:o

0.1500 0.0000 1.0000
0.2335 0.0000 0.8055
0.3170 0.0000 0.6259
0.4005 0.0000 0.4611
0.4840 0.0120 0.3138
0.5675 0.0582 0.1902
0.6510 0.1488 0.0972
0.7345 0.2908 0.0388
0.8180 0.4818 0.0129
0.9015 0.7057 0.0081
0.9850 0.9294 0.0000

Las ecuaciones con la cuales se obtuvieron las permeabilidades relativas de la tabla 26

son:

Ecuacion 35. Permeabilidades relativas ajustadas, U inferior

k., = —6.7828S,,° + 16.845,* — 14.5925,,° + 6.9095,% — 3.8461S,, + 1.4673

ky, = —7.7322S,° + 16.8595,* — 10.25,°> + 2.13525,% — 0.0867S,, — 0.0095
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Tabla 27. Permeabilidades relativas ajustadas, T inferior

Sw kv kro

0.0900 0.0000 1.0000

0.1555 0.0000 0.8577
0.2210 0.0000 0.7201
0.2865 0.0000 0.5934
0.3520 0.0032 0.4777
0.4175 0.0157 0.3730
0.4830 0.0372 0.2793
0.5485 0.0699 0.1966
0.6140 0.1157 0.1248
0.6795 0.1769 0.0640
0.7450 0.2556 0.0143

Mientras que las ecuaciones con las que se obtuvieron los valores de la tabla 27 son:

Ecuacion 36. Permeabilidades relativas ajustadas, T inferior

ky, = 1.2798S,,%> — 2.5833S,, + 1.2285

kpw = 1.25298,,° — 0.5194S,,* + 0.0328S,, + 0.0014

Por lo cual, una vez generados los valores de permeabilidades relativas, se busca

“Rock Fluid” en la cinta de opciones de “Model Tree View”, para asi poder abrir “Rock

»

Fluid Types”, mediante el icono > se crea un nuevo tipo de roca, y se deshabilita presion

capilar debido a que no se tiene disponible dicha informacion.

Para la arena U inferior (Rock Type 1), se observé que la tabla inferior estaba vacia,
por lo que se procede a pegar los valores de la Tabla 26, esto acorde a la arena respectiva.
Después de aplicar, se abre en la cinta “Tools” y se selecciona “Curve Scaling”, para
proceder a copiar los valores para su posterior uso, de ello se obtiene Swecrit (saturacion
de agua critica) igual 0,4005; mientras que el Soirw (saturacion de petrdleo irreducible)

con valor de 0,015.

Se abre nuevamente en “Tools” y se selecciona “Generate Tables Using Correlations”,
con la ventana ejecutada se establece en “Sandstone and conglomerate water wet” en la

casilla “Suggestions not required” y se completa de la siguiente manera, Figura 93.
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Use list below as a guide to set exponent values for the generalized
equations, or to select specific analytical equations.

Sandstone and conglomerate water wet v

Show Equations

[[] Liquid saturations do not include connate water

T

Description I Value
SWCON - Endpoint Saturation: Connate Water 0.15
SWCRIT - Endpoint Saturation: Critical Water  0.4005
SORW - Endpoint Saturation: Residual Qil for... 0.015
SORG - Endpoint Saturation: Residual Oil for ... 0.1
SGCRIT - Endpoint Saturation: Critical Gas 0.15
KRGCL - Krg at Connate Liquid 0.65
POR - Porosity 0.16

8 PERMI - Permeabilty | 3715

Figura 93. Interfaz de aplicacion de correlaciones para permeabilidades

EEEEEENE

Fuente: (CMG, 2021)

Se aplica los cambios y calculos generados con lo cual se obtiene una nueva tabla
(diferente a la anterior ingresada), misma en la que se elimina y se vuelve a pegar los
datos de la Tabla 26 (esto es debido a que inicialmente los datos ingresados no eran
suficientes para que el software los considere, faltaban datos de saturacion de gas asi que
se los calcul6 con valores supuestos de end points). Esta serie de pasos se realiza para la

arena T inferior.

3.4.5.3.  Condiciones Iniciales.
Uno de los valores requeridos en la seccion de condiciones iniciales es presion referencial
misma que debe estar a una profundidad referencial, ademas de los puntos de contacto
entre fluido en este caso el Contacto Agua - Petroleo, mismo que se deben especificar

acorde a su region (Arena).

La presion referencial sera establecida igual a la del reservorio, en cuanto a la
profundidad referencial sera determinado como un valor intermedio entre el tope de la
arena y el contacto agua-petroleo, Tabla 28, el mismo que es obtenido de los mapas

isopaco mostrados en el caso estudio realizado por (Madrid, 2018)

Tabla 28. Condiciones iniciales del modelo

Presion Contacto
Arena  referencial Tope [ft] agua-petroleo Profundidad referencial [ft]
[psil [ft]
U 8280 — 8150 B
inferior 3769 815028250 8280 8150+ —— = 8215
T 8400 — 8300
inferior 3580 8300 a 8400 8432 8300 +—— = 8366
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Sin embargo, antes de ingresar los datos de la Tabla 28 se debe definir la presion de
burbuja correspondiente al fluido en cada arena, esto a razon de que se tiene dos arenas
en la cual especificar las condiciones iniciales. Para esto se vuelve a “Array Properties”
de la cinta de opciones “Reservoir”, y buscar “Bubble Point Pressure” en “Only for Start
Time” (al igual que se hizo con PVT) y entrar en “Use Regions”; se enlista U inferior y
T inferior, a las cuales se edita con los valores de presion de burbuja de 1a Tabla 18, Figura

94.

Property Specification x

Select property :

S Bubble Poirt Pressure v

Select regions: Grid block value assigned

ifno ification applies
Lg::: g % w:g:: ::;: Lo or no {nitial} value.
Layer & - Whole layer
Layer 7 - Whale layer
Layer & - Whole layer
PVT Type 1
FVT Type 2
T —

Sector. U Inferior w | Md to region ||st

Region List:

Region Specification
Sector: U Inferior 685
Sector: T Inferior 640

< >

Deete

m | Canesl

Figura 94. Especificacion de presion de burbuja

Fuente: (CMG, 2021)

Posterior a la especiacion de los puntos de burbuja de las arenas, se procede a ingresar
al software CMG los valores de la Tabla 28, esto la opcion “Initial Conditions” del
“Model Tree View” y seleccionando “Water Oil”. Recordando que son dos arenas, en la
seccion “PVT Region Parameters” se ingresa valores tanto para la “Region 1” (U inferior)

y “Region 2” (T inferior), y se completan como indica la Figura 95 y 96.
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?E.'.'C!J!E!f.i‘?'.‘ .Ma‘ho.gs | PWT Region Parameters
Input Format For: "Bubble Point Pressure”

Use Property Amay. (FB)
{1 Usze Depth Dependant Table For Each Region. {FBT)

Intialization For PVT Region #: -Region 1 W D-

PVT Region Initialization Parameters:

PWT Type 1has 23520 gnd blocks. Region depth range: 8135.86t0 8250
Reference Pressure and Depth: — Amay Input Format For: "Bubble Peint Pressure"
Pressure (REFFRES) : (3769 psi | () Bet Using "Specify Property” or "Edit Property”" Options.
Depth (REFDEPTH) : [8215 #t | () Reservoir initially satursted (FE = P}
Phase Contact Depths: (@ Constart Value Amay (PB): 685 psi
Water-Oil Contact (DWOC): 8280 ft

Capillary Pressure at Phaze Contacts: =
Water-0il Contact. (WOC_PC): |

Fas-Jil Contact. {GOC_PC):

Owenmide Water Saturation Defaults:

Abhove gas- +

(Default GOC_SW = Rel. Permeability table or SWCON card.)
Below wateroil contact. (WOC_SW):
Diatum Depth for Pressure:
[Cifatum Depth for Output Pressure. (DATUMOEPTHI - Note: This item is.optional i Depth:

Lsze an input reference density to calculate comected datum pressures, (REFDENSITY Density) Diensity:
Lise the grid block density to calculate comected datum pressures. (REFDENSITY GRIDBLOCK)

® Lzse Intial Equilibrium pressure distibution to calculate comected datum pressures. (INITIAL)

Figura 95. Condiciones iniciales del reservorio. U inferior

Calculation Methods _. PVT Regicn Parameters . Advanced Parameters
Input Format For: "Bubble Point Pressure”
(@) Use Property Amay. (PB)
() Use Depth Dependant Table For Each Region. (PET)

Initialization For PVT Region #; .

- PVT Region Initialization Parameters: —
PVWT Type 2 has 23520 grid blocks. Region depth range: 8250 to 8461.56ft

Refersnce Pressure and Depth: — : : Amay Input Format For: "Bubble Poirt Pressurs”
Pressure (REFPRES) : =3584} psi () Set Using "Specify Property' or "Edit Property” Options.
Depth (REFDEPTH) : |3364 ft Reservoir intially satursted (PE = P}

Phase Contact Depths: (@) Constant Value Amay (PE): 'B-ﬂ]-psi
Water-Oil Contact (DWOC): |8428 ft

o

Capillary Pressure at Phase Contacts:
Water-Qil Contact. (WOC_PC): |

GGas-0il Contact. (GOG_PC): |
COwemide Water Saturation Defaults:

(Default GOC_SW = Rel. Permeability table or SWCON card )
Below water-oil contact. (WOC_SW):

Datum Depth for Pressure:

["] Datum Depth for Output Pressure. (DATUMDEPTH] - Note: This item is optional. Diepth:
Use an input reference densty to calculate comected datum pressures. {REFDENSITY Density) Density:
Use the grd block density to calculate comected datum pressures. (REFDENSITY GRIDBLOCK)

®! |ze Initial Equilibrium pressurs distibution to calculate comected datum pressures. (INITIAL)

Figura 96. Condiciones iniciales del reservorio. T inferior

Fuente: (CMG, 2021)
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Acorde a la informacion disponible en el caso de estudio de (Pozo, 2014) se pudo
conocer la presencia de acuiferos ubicados al sur y oeste del campo; en los limites del
reservorio y en la base, mismos que fueron corroborados en el trabajo realizado por

(Madrid, 2018)

Los datos para integrar los acuiferos se presentan en la siguiente tabla 29.

Tabla 29. Data de acuiferos

Ubicacion del  Permeabilidad  Espesor

Arena acuifero [md] [ft] Porosidad
Limites X, Y
U del reservorio 371,5 17,41 0,16
inferior Base del
reservorio 111,45 17,41 0,16
Limites X, Y
T del reservorio 600 17,83 0,15
inferior Base del
reservorio 350 17,83 0,15

Fuente: (Madrid, 2018)

En la ventana “Aquifers” se selecciona la opcion “The acuifers is to be connected to
the user selected grid blocks” que permite elegir al usuario los bloques de malla al cual
adjuntar, entonces el acuifero 1 y 2 es asignado para U inferior y se deben elegir las celdas
donde se ubica el acuifero, teniendo cuidado en la seleccion de los layers pertenecientes
para la arena U y cuales para arena T, Figura 97 y 98.

—_ —_ . et IV S S e e TN N u P =
Aguifer Properties

- dy | | [ Calculste | | ME Anlyze o
Name ‘Aquier 1 vl [ sty | R Propeny == Propedins ot e,
Boundary Gid Edge v -
Location Regions v/ [Eat fot
Thickness 1741
5 i Grid Top (ft) 1991-07-01  Klayer 1
orosity 016
Permeabilty 3715md
Radius 5005 12# 100 1.070.000 1.071.000 1.072.000 1.073.000 1.074.000 1.075.000 1.076.000 1.077.000 1.078.000 1.079.000 1.080.000

Angle ffraction of a circle) default

[E3 oK Cancel Help

&
8 3
=
¢ =
2 3
R-Ratio default 53
Iniial Pressure defauit g 3
a3
Datum Depth default E El
Productivity Index § é
Initial Water Volume é‘: 7;
Modeling Method Carter-Tracy finfinite exdert) v| |E g 3
s 3
Geometry <Nane <Mane> H £—
& 3
Viscosity default FE
=
Heat Capacity defauit 43
Themal Conductivity defaul - g3
a 3
Comprassibity defaut 3.3
23
Leak Leakage is not allowed v § 3
& 3
Define dimensionless pressure influence function § _;
= e 3
& 3

100 1.070.000 1.071.000 1.072.000 1.073.000 1.074.000 1.075.000 1.076.000 1.077.000 1.078.000 1.075.000 1.080.000

> ‘ HEHHlIIIIIHHMI||\HH||||||HH||||||HHMIIIIIIHMH|||||||\HH||||||HHHIIlIIHHH||H\H|||||||H\H|||||||H\H|||||||H\‘HIIIIIH‘HIIIIIII RN RNATA NUNRNARTRAARANRAAAT]

Figura 97. Configuracion del acuifero, U inferior
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o - e e M e e £ IS T T ST O @
Aguifer Properties -

+ An

Name Aquifer 2 v 4 =ty F‘mpaehf,tzi:s o IME=
Boundary Grid Edge v =
Location Regions v| [Ea] fot
Thickness 17414 '

. Grid Top (f) 1991-07-01  Klayer 4
Porosity 10,18
Permeability 111.45md
Reidiis defaut 100 1.070.000 1.071.000 1.072.000 1.072.000 1.074.000 1.075.000 1.078.000 1.077.000 1,078.000 1.079.000 1.080.000

Angle ffraction of & circle) defaut

s
8

o
g 3
=l
s o
o=
1 2—
R-Ratio default =g
2 5
Iitial Pressure default ==
2 z_o
Datum Depth |default E E
Productivity Index % 3
Inttial Water Volume § _;
Modeling Method Fetkovitch RE g 3
s g
Geometry <None> None> 2—
@ g
Viscosity |default g 3
==
g 4
Heat Capaciy ik g3
Themmal Conductivity defaul 8 E
T a J
Compressibility default 33
L 34
Leak Leakage is not alowed ] g =
a 3
Define dimensionless pressure influence function % —
Table & 3
Steady State =
2 oK Cancel Help E
. 100 1.070.000 1.071.000 1.072.000 1.072.000 1.074.000 1,075,000 1,078,000 1,077.000 1.078.000 1.079.000 1.080.000 ——

> | H EHH'IIIIIIIII'IIHH\\\‘\HI||||||||||||||||||||H\\\‘HH\\\\\‘I|||||||||||||||||||||HHHI‘H|||||||||||||HH‘HHH\\\‘\H|||||||||||||||||||||H\H‘H\HHH‘HIIII||\‘\HHHH

Figura 98. Configuracion del acuifero, U inferior

De la misma forma en el que se establecid el acuifero para U inferior, se realiza para

T inferior acorde a sus valores respectivos, Figura 99 y 100.

o R O =
Agquifer Properties

Name Aquifer 3 v 3 g
Boundary Grid Edge v
Location Recie v| [Edt for
Thickness 1‘7 g3ﬂ :
5 I Grid Top (ft) 1991-07-01  Klayer 5

‘orosity’ 0.15
Permeabilty 600 md {
Radius 1367897 100.1.070.000 1.074.000 1.072.000 1.073.000 1.074.000 1.075.000 1.078.000 1.077.000 1.072,000 1.075.000 1.080.000

Angle fraction of 3 circle) default

Define dimensionless pressure influence funcion

o 3

Z g

8 3

@

I E

R-Ratio default g 3
Initial Pressure defauit =
o

Datum Depth default & = E E
Productivity Index g ;
Initial Water Volume H —
Madsling Method Carter Tracy fifinte exdert) | Colt H g 3
H g 3

Geometry ¢Mone> eNone> —=
=

Viscosty |defaut # 3
g 3

8 3

Heat Capacity defaut —
Themal Conductivity default # 3
imamis g 8

Compressibilty default —
o 3

Leak Leakage is not allowed v § 3
=

273

o 3

A=

Table E
Steady State
E OK Cancel Help
100 1.070.000 1.071.000°1.072.000 1.073.000 1.074.000 1.075.000 1.076 000 1.077.000 1.078.000 1.079.000 1.080.000
¥ | ” EHH‘IIIIIIIII'IIHIIIII||IIIIIIII‘\\\\\\\\\|||||||||||IIH\HH‘HHIIIII|IIIIIIH\‘HHHHI|IIH\\\\\‘\HIIIIII|IIIIIH\\‘\\\\\HII|IIIIIIIII|\\H\HH‘IIIIIIIII'IIIIHHI|IIIIIIIII

Figura 99. Configuracion del acuifero. T inferior

Fuente: (CMG, 2021)
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Aquifer Properties

Define dimensionless pressure influsnce function
Table Edit /View

Steady State

B | ok | Ccoce Apph Help

- Sify ] Caloulate B E Analyze o
o Mame Aqufer 4 v [» Gty || EEER Propety W Properties oy IMEX
Boundary Grid Edge L =
| Location Regionss v | Edt fot |
Thickness 17830
{ Grid Top (/) 1991-07-01  Klayer. 8
Porosity 0.15
" Pemeabiity 1350md 8
|| e | defaut 100 1.070.000 1,071.000 1,072,000 1.073.000 1,074,000 1,075.000 1,076.000 1.077.000 1,078,000 1,079.000 1.080.000 &
==
= Angle fraction of  circle) |defautt § 3
. RRatio defaut i
Initial Pressure |defautt 3 3
1 = o
Datum Depth |default =
1 a
Productivity Index g 3
1 Initial Water Valume §€
* Modeling Method Fetiovitch v| e -
g g
Geometry <None> <None> 2
=
' Viscosity |defautt ERE
==
= 8 J
Heat Capaciy defaut 23
Themal Conductivity default § §
g 3
Compressibility \default § i
Leak Leakage is not allowed w % ;
e
3
8 3

100 1.070.000 1.071.000 1.072.000 1.072.000 1.074.000 1.075.000 1.076.000 1.077.000 1.072.000 1.079.000 1.080.000

Figura 100. Configuracion del acuifero. T inferior
Fuente: (CMG, 2021)
3.4.6. Pozos.
Ademas de la ubicacion y trayectoria de los pozos, es importante establecer los
intervalos perforados en la trayectoria de los mismos, los cuales dependera de la arena y
la fecha en que fueron completados. Acorde a la informacion disponible se usara la fecha

de completacion del pozo como fecha referencial de intervalos perforados, Tabla 30.

Tabla 30. Fecha de intervalos perforados

Arena U Arena T
inferior inferior

Pozo Fecha de Fecha de
perforado perforado
FRN-001 01-07-1991 01-07-1991
FRN-001R 01-01-2014 01-01-2014
FRN-002 01-07-1991 01-07-1991
FRN-003 01-10-1997 01-10-1997
FRN-004B 01-10-1997 01-05-2000
FRN-005 01-10-1997 01-08-2012
FRN-005R 01-01-2013 01-01-2013

FRN-006D 01-11-2012 NA

Fuente: (Pozo, 2014)
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En la cinta superior de opciones se dirige a “Well” y se selecciona su submenu “Well
Trajectories” para finalmente ir a “Trajectories perforation intervals”. En la ventana
emergente ejecutada apareceran todos los pozos ingresados anteriormente, pero no tienen
fecha de los intervalos perforados (completacion). Para establecer fechas dar click
derecho en el pozo y aparecera una gama opciones donde se elige “Add perf date” y se

ingresa la informacion de la Tabla 30.

En el caso del pozo FRN-001 luego de establecer la fecha dar click en “Quick Perf” y

verificar que la fecha de perforacion coincida con la Tabla 30 y finalmente dar “Ok”,

Figura 101.
1 W8 Trajectory Perforation Intervals |
1 | Read File |for selected wells ek Perniahinn %
Save Az |export perforations for selected wells Date / Time
| Cluick Perf .perfolation options for selected wells Simulation start date: 1951-07-01
Calculate | MD values from existing model perforg (] | Perforation date: 1991-07-01
Traiect Seloct | Date [[] Use date of the 1-st operating constraint {f production or injection data exist).
rajectony
]
= |t FRN-001 19910701
+
e
—13 Perforation options
o _— :
4 Perforation status: Perforated -
o
% |5
g2 (®) Al grid layers 5
- () Selected grid layers 18 | K axds
7 () Entire well path
i
. Cance
Info: .
Select Al Deselect Al Advanced Selection 0K Cancel HApply

Figura 101. Fecha de perforado Pozo FRN-001
Fuente: (CMG, 2021)
Los pasos descritos en los anteriores parrafos se deben desarrollar para cada pozo,

obteniendo como resultado la siguiente tabla presentada en la Figura 102.
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o
Read File |for selected wells r feply

Completions Apply intervals to
Save As | export perforations for selected wells () Do not create completions () Al wells
Quick Pef | perforation options for selected wells (0 Clear existing & create new (®) Selected wels
) MDD ki o et TaeS et oratine (®) Preserve existing & create new () Modfied wells
Trsiectory  |Select Date [MDStat()  [MDEnd(  |Status | MD Corectio... |MDLength () |TVD Stat) [TVDEnd() |
N E FRN-001 19910701 85270 8TTATZ2 Peforated ¥ DD 247,722 3150.0 8312722
12 FRN-D0TR 19910701 8549623 2754 861 Pefforated ¥ 0.0 205237 B132675 8301.957
NE 0140101 9549623 2754 861 Pedforated ¥ 0.0 205,237 3132575 8301.357
4 FRN-002 19910701 | 8531121 3807.204 Peforsted ¥ D0 276.083 B164.121 8373999
5 FRN-003 19910701 8600.873 3963.025 Peforated ¥ DD 362051 8233.973 8422.225
3 19571001 8600873 3963.025 Pefforated ¥ 0.0 362051 8233973 8422275
7 FRN-D04B 19910701 8584229 3381159 Peforated ¥ DD 28693 8227.229 8330.159
8 19571001 8594229 3381159 Pedforated 0.0 28693 8227.229 8330.159
9 20000501 8594229 3881.159 Perorated ¥ DD 286,93 8227.229 830,159
10 |FRN-0S 19910701 8569.812 3357.439 Pefforated ¥ 0.0 287628 8202812 8359.739
1 19571001 8569.812 3357.439 Peforsted ¥ DO 287628 B202.812 8359.739
12 20120801 8569812 3857.439 Peforsted ¥ D0 287628 8202.812 B359.739
|
13°  FRNO0SR 19910701 85270 8778725 Peforated ¥ 00 251725 B160.0 3319.425
14 M3 85270 8778725 Pefforated ¥ 0.0 251725 B150.0 8319.425
15 |FRN-DDSD 19910701 8600.933 3613585 Peforsted Y DO 12653 8233933 8246585
16 20121101 3600933 3613595 Pedforated 0.0 12653 8213933 8246535

Figura 102. Intervalos perforados de pozos
Fuente: (CMG, 2021)
3.4.6.1.  Historial de pozos.

Acorde a los trabajos de (Madrid, 2018) & (Pozo, 2014) se conoce que el historial de
produccion para el Campo Frontera esta divido por las arenas U y T. Sin embargo, la
produccion considerada en el presente caso estudio es referida a la de (Madrid, 2018)
debido a que es la informacion disponible mas actualizada, cabe recalcar que T superior
tiene produccion a la cual se puede denominar “despreciable” debido a que s6lo produjo

por un afio y posterior fue cerrado debido a su bajo aporte.

Para poder importar el historial de produccion, en el simulador se procede a crear un
grupo de pozos al cual se denomindé Campo Frontera, mismo donde serd cargada la

informacion de produccion de fluidos (Petroleo y Agua).

Para realizar el proceso se dirige a la cinta superior de opciones buscando la alternativa
“Well” y se elige “Import Production/Injection Data”. En la ventana saliente se busca el
archivo “Historial de Produccion Campo Frontera. PRD” y se da click en siguiente donde

aparecera la produccion, Figura 103.
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Import Production/Injection Data

Step 2: Choose the file options

|Please Select{Highlight) the start line of actual data. having valid Date

Date 0il Rate Water Rate
¥/M/D 'bbl/day’ 'bbl/day’

Gzoup: 'Campe Frontera'

1951-07-01

1951-07-02 €12 O
1351-07-04 3l€ 0
1551-07-12 882 0
1981-07-25 11€7 0
1351-08-04 1380 0
1951-08-31 1381 @

1ac1_no_1c 1Ans o

Please Select{Highlight) the line containing first well name

Date 0il Rate Water Rate
¥/M/D 'BEl/day’ 'Bbl/day’

Group: 'Campo Frontera'

1991-07-01 0 0

1551-07-02 €12 0
1981-07-04 21€ 0
1351-07-12 882 0
1951-07-25 11€7 @
1551-08-04 1380 0
1981-03-31 1381 0

1681-_nG_1C 1402 A

[Well Or group names are in rows

| Heb | [ ViewOrgnalFie | | Edi CorfigFle | | Caned || <Badk | Net>

Figura 103. Interfaz de ingreso de Historial de Produccion

De inmediato damos clic en “Next” 2 veces y se procede a especificar los parametros

y la unidad de las mismas, Figura 104.

Import Production/Injection Data

Step 4: Choose column details
Mote: For date formats that span multiple columns {eg. 26 02 1958}, please do selection

1 [z 3
Identifier Date/ Time v | Cil Produced | || Water Produced LI
Related info YMDig. .. |~|Producingd.. || Producing dail . |
Units bbl/day ~ |[bbl/day |
Expected period Daily « |[ Daily |
Missing dates no changef... | nochangeftak.. »
1 Date [Cil_Rate Water_Rate
2 Y/M/D | bbl/day’ | bhl/day’
3 1] 1
4 Group: ‘Campo Frontera’
5
25
7 1991-07-02 612 |0
8 1991-07-04 1816 |0
8 19910712 1882 [
10 1991-07-25 | 1167 |0
11 1991-08-04 1380 |0
12 1551-08-31 11381 |0
13 1991-08-15 1403 0
14 1991-09-30 [1415 o
15 1991-10-25 1441 ]

Figura 104. Definicion de parametros y unidades, historial de produccion

Fuente: (CMG, 2021)
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Una vez realizado aquello y dado click en “Next” la produccién al ser del campo

automaticamente se redistribuye en el Grupo Campo Frontera, Figura 105.

Import Production/Injection Data

Step 5: Check well/group names and primary constraints..
Histary Matching
[CJoutput in History Matching Mode
Use Total Reservoir Fluid Rate history matching constraint (OPERATE-HIST)

Filter Options

@Add Al (O Add None () Add Producers () Add Injectors () Add Matched Do o bidow avee 1 New Natae

Column to use Unmatched Wells

| | impott Name | Group | Matched [New Name [ Add | Primary Constraint

1| Campo Frortera [7] ]  Oi Produced

IR

Injector Suffix Clean-up Options Import Data Options
Water injectors: [l Group adjacert periods for rates with less than a (®) Overwrite: Apply data after first date of new data
Gas injectors: “diference in value O Import data after date: 1591-07-01 =
Salvent injectars: [ Ignore leading zeros in production data () Append: apply data afterlast date of old data

| Hep || ViewOigialFie | | Ed Corfig Fie | Cancel <Book | [Nt Firish

Figura 105. Ingreso de data de produccion
En “Well & Recurrents” del arbol de menu se abre el grupo “Campo Frontera” y en la
primera fecha se selecciona “Apportionment” del menu lateral. Alli se especifica el
método de aportacion, el cual se habilita en Production: Guide Rates, Figura 106.

[® Group Events

1991-07-01 =] 2nd level group ‘Campo Frontera® at  1991-07-01

~ =
e o £ Definition NOTE: There are 8 wells attached to this group at the moment
Campo Frontera :
13910701 GROUP Produciion
GCONP ol Apportionment Method
e e
Productio Guide Rates | Prev. Date:
19510702 GCONP Multiplizrs = " -
1951-07-04 GCONP o [ Gas Injection Instartanenus Potential \.r.l Prev. Date none
onitoring e
o aconr oty Do riocton (oSSR ] i O e
5 =
1991-08-04 GCONP —_— [JSolvent Injection )~ Prev. Date: none
il s —Gmia i jecti | Frey, Dater none
1991-08-15 GCONP T | Gil Injection ' v, Diate:
1991-05-30 GCONP —_— STF Injection =y vi Frev., Date: none
15911025 GCONP Reesicliti =
1992-01-05 GCONP —  [FAuid Injection i .._,| Prey, Dater rone
19920228 GCONP Manifoids
1982-10-16 GCONP Optione
1992-1105 GCONP —
19921123 GCONP Cycling Group
19521208 GCONP |
19530321 GCONP Commets
1953-05-22 GCONP
19331002 GCONP v E'
(®) Name —— }
R Took b | ResetPage | []Adto-apply oK Cancel | ,ni;[g
= T

Figura 106. Configuracion del Grupo de pozos

Fuente: (CMG, 2021)
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Ademas, se debe considerar que acorde al historial se puede observar que existen
cierres de pozos en arenas especificas (Madrid, 2018) a razon de esto se establece fechas

de cierre para poder especificarlas en el simulador, Tabla 31.

Tabla 31. Intervalos de cierre de pozos

Arena Cierre #1 Cierre #2 Cierre #3 Cierre #4 Cierre #5
Mar-2016, hasta
U Sept-2011 a Sept-2013 a Jul-2014 a Jun-2015 a la actualidad
inferior Nov-2012 Feb-2014 Nov-2014 Julio-2015
Sigue
T Ago-1999 a Abr-2001 a Sept-2007 a Oct-2010 a produciendo
inferior May-2000 Ago-2001 Oct-2007 Nov-2010 desde dos pozos

Fuente: (Madrid, 2018)

Cabe recalcar que los pozos FRN-002 y FRN-004B son los tnicos que producen desde
noviembre del 2010 a través de la arena T, debido a que los pozos FRN-001 y FRN-006D,
probablemente se cerraron en marzo 2016; mientras que el pozo FRN-003 se convirtio en
inyector de agua de desecho en el 2003. Esto indica que los demas también se encuentran

cerrados.

Los intervalos de la Tabla 31 son ingresados debido a que se cierran y se abren las
arenas, Figura 107, y solo la fecha de cierre de los pozos se coloca en “Well Recurrent”

tomando como referencia el cronograma de cierres del histérico de produccion, Figura
108.
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R 0
| ReadFle | forsslected wels n fopy

Completions Boply intervals to
| SaveAs | expor perforations for selected wells (0 Da ot create completions O Al wells
| Quick Pef | peroraton options forselected wells (0 Cear evsting & create new @) Selected wells

| Caleulate MD values from existing mode! perforations ® Preserve existing & create nen (O Mofed wels

Trectoy | Select | Date |MDSmt)  |[MDEnd0  |Staus | MD Comectio... [MDLengh) [TVDSiat)  TVDEnd(
1PN R 85270 UMATR Pefoeted 0D wm Ee n2TR
2 19990601 85270 TR [Peforted 00 w8 B2
3 M 85270 UBTR Pefoated 0D wm a0 B2
4 M 85270 UMTR Pefocted 0D W aE B2TR
5 MY 85270 UMTR Pefoted 0D wm el PR
5 28 85270 T2 [Peforted 00 w8 812722
7 MHN 8270 UMTR Pefoeted 0D wm  EE B2
8 M0 85270 UMTR Pefotd 0D wr2 G0 bl
9 A0 85270 MR Pefoted 00 w2 EED naz
) 2 80 OMTZ [Peforted 0D wm e 21272
11 M0 820 TMTR Pefoated 00 Wi EE0 B2
2 MY 870 UMTR Pefocted 0D wm s bl
1 M 85270 UMTR Pefoeted 0D wim o Eel b
I M 85270 TR Peforted 00 W e 82312722
1 MEEN 85270 UMTR Pefocted 0D wm a0 B2
% M 85270 UMTR Pefocted 0D W e B2TR

e E———— e e s s s e i
7 |FANDIR TN (8953 OB Pefoted 0D WATBREE B0

Figura 107. Estado del pozo

displayed wells 3 of 8 15910701 v |@| Well: 'FRN-001° at  1991-07-01 (0.00 day)
Nores  Dete Evert - ID & Type ElWell defintion  Previous date: <none>
FRN-001 —_—
19910701  WELL Constraints N —
PRODUCER — Mame FRN-D0T O
OPEN Muttipliers
2016-03-01 SHUTIN e
FRN-DOTR Wellbore Type | PRODUCER =]
199107401 WELL _— T l
20140101 WELL Injected Auid Group: Campo Frontera % x;rg:l
PRODUCER e .
OPEN Waorkover
FRN-002
19910701 WELL Options
PRODUCER e |
OPEN Layer Gradient
FRN-D03 "—'
19910701 WELL Cnedhy
1997-10:01 WELL
PRODUCER Guide Rates
e Fracture Proxy
20030101 SHUTIN
FRN-D04B
19910701 WELL p el
199710401 WELL Reset Fage
PRODUCER L !
OPEN 5

FRN-G05

Figura 108. Eventos de pozos
Fuente: (CMG, 2021)
Luego de realizar todos los pasos descritos, aparentemente se tiene listo el modelo. Sin
embargo, antes de realizar la simulacion se procede a ajustar valores numéricos de
convergencia y acelerar la simulacion del modelo, para aquello se realiza las

especificaciones en el ment “Numerical”.
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Tabla 32. Parametros especificados en el menii Numerical

Parametros

Especificacion

Maximo namero de
iteraciones 50
(NEWTONCYC)

Maximo cortes de pasos

de tiempo (NCUTS) 50
Iteraciones de
solucion lineal 40
(ITERMAX)

Ambiente en caso de

Numero maximo de iteraciones de Newton
permitidas en un paso de tiempo para la solucion
de las ecuaciones basicas del yacimiento. Si no
se logra una solucion dentro de las tolerancias de
convergencia, el simulador reducira el tamafio
del paso de tiempo y repetira los calculos.

Controla el nimero de cortes de tamafio de paso
de tiempo permitidos en un solo paso.

Numero maximo de iteraciones permitidas en la
solucion iterativa del conjunto linealizado de
ecuaciones.

Cuando el solucionador lineal no logra
converger en el nimero maximo de iteraciones

falla (REPEAT) REPEAT  permitido, la iteracion se detiene y el paso de
tiempo se repite (con un tamafio de paso de
tiempo mas pequeio).
Utiliza el solucionador de ecuaciones lineales
Procesamiento AIMSOL AIMSOL iterativas no paralelas de CMG.

Una vez especificado los parametros en numérical, se simula al primer paso de tiempo
para validar el data set en “Run to view initialization” en busca de errores en el inicio de
la simulacion. La validacion muestra que los datos no tienen errores y que la simulacion

termind normal, Figura 109.

SUMMARY (from subroutine:

Reading of initial data is complete.

Simulation will stop if there were error messages.
1 Warning messages. 0 Error messages.

INDATZR)

Figura 109. Informe en la Inicializacion del modelo

Fuente: (CMG, 2021)
3.4.7. History Match.

Previo History Match, se realiza el proceso de inicializacion del modelo en el cual se
obtienen los valores del POES para cada arena, mismos que son comparados con los del
informe de (Petroamazonas, 2017). Como se puede observar en la Tabla 33, se tiene
errores menores al 4 %, por lo cual se procede a aprobar el modelo en cuanto a los valores

de POES.

Tabla 33. POES, Petroamazonas Vs Caso Estudio

POES (MMSTB)

Arena PAM 2017 CMG 2021 Error (%)
U inferior 14,04 13,53 3,63
T inferior 17,10 17,42 1,87

Fuente: (Petroamazonas, 2017)
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Cabe recalcar que existen diversos reportes de: Secretaria de Hidrocarburos, modelos
dinamicos de tesis (en diferentes fechas) en los cuales el POES difiere en
aproximadamente 4 millones de barriles (suma de las 2 arenas). Sin embargo, se tomo

como referencia el de Petroamazonas, por ser una empresa estatal.

Una vez definido el modelo preliminar en cuanto a su valor de POES se procede a
realizar el ajuste historico, para lo cual se procede a realizar la simulacion desde
1991/07/01 (dia 0) hasta la fecha en la cual se tiene disponible produccion: 2016/01/10
(dia 8950) para U inferior y 2017/07/01 (dia 9497) para T inferior.

3.4.7.1. U inferior
Como se muestra en la Figura 110, se realizan 5 validaciones para la arena U inferior,
cada una de ellas variando parametros con criterios permisivos para tener un ajuste
adecuado, sin embargo, se puede observar que el resultado de las 5 validaciones realiza

un ajuste practicamente perfecto con la tasa histdrica de produccion de petroleo.

Qil Rate SC - U Inferior CF U Inferior CF-PRO

4000 ~
<» Winferior Campo Frontera.FHF

History Match 1 U Inferior.sr3
History Match 2 U Inferior.sr3
— History Match 3 U Inferior.sr3
History Match 4 U Inferior.sr3
"— History Match 5 U Inferior.sr3

3000

2000

-
=]
=]
=]
!

0il Rate SC (bbl/day)

R"‘m‘ Pty foaind

0 y T T T T i e 1 +
1991-07 1994-03 1996-11 1999-07 2002-03 2004-11 2007-07 2010-03 2012-11 2015-07

Figura 110. History Match, tasa de petréleo U inferior
Fuente: (CMG, 2021)

Como se puede evidenciar se realiza 5 validaciones para la arena U inferior, esto
debido a que ademas de la tasa de produccion de petroleo también se debe ajustar el
comportamiento de la produccion del agua. En la Figura 111 se puede notar que, para la
primera validacion, la curva presenta un perfil aceptable, pero difiere entre 1997 a 1999

y 2007 a 2011.

En todas las simulaciones se vari6 detalles del acuifero, y como se observa en la Figura

110 esta no afecta a la tasa de petroleo, pero si a la del agua.

Cabe recalcar que la informacion recopilada de los diferentes trabajos de investigacion
indica la existencia de un acuifero en direccion Oeste y Sur pero no especifica si se ubica

en los limites laterales de i, j o en k.
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A continuacion, se describe los escenarios acordes a la configuracion de los acuiferos

en cada validacion:

v En las validaciones 1 y 2 se considerd una combinacion de acuifero en direccion
lateral oeste y sur de i, j; y totalmente en la grilla k = 4.

v En la validacion 3 se configur6 un acuifero totalmente lateral.

v En la cuarta validacion se realiza una configuracion igual a la lera y 2da, con
variacion en la permeabilidad.

v En la 5ta validacion se presente una configuracion similar a la anterior reduciendo

la permeabilidad del acuifero.

Acorde a los perfiles mostrados en la Figura 111, se puede observar que el History
Match 4 es mas cercano al comportamiento de la produccion de agua y la produccion de
petroleo, Sin embargo, esta presenta cierta disparidad entre el afio 2000 a 2003. Cabe
enfatizar que no hay informacion disponible de cierres de arena U inferior antes del afio

2011, que permita realizar un mejor ajuste.

Water Rate SC - U Inferior CF U Inferior CF-PRO

7000 < Historial U inferior Campo Frontera.FHF

....... = History Match 1 U Inferior.sr3
i — History Match 2 U Inferior.sr3
History Match 3 U Inferior.sr3
History Match 4 U Inferior.sr3

— History Match 5 U Inferior.sr3

6000 +—
5000 -
4000 -

3000
2000 -

Water Rate SC (bbl/day)

1000 - 3

0 : ; ; ; : — . ! Ko S i
1991-07 1994-03 1996-11 1999-07 2002-03 2004-11 2007-07 2010-03 2012-11 2015-07

Figura 111. History Match, tasa de agua U inferior
Fuente: (CMG, 2021)
3.4.7.2.  Tinferior
A diferencia del ajuste historico de U inferior, T inferior en su primera validacion
presento inicialmente una diferencia en la tasa de petroleo, probando con configuraciones
similares a los acuiferos descritos anteriormente no se obtuvo un incremento tan
significativo en la tasa de petréleo, Figura 112, caso contrario a las tasas de produccion

de agua que, si evidenciaban mejores resultados, Figura 113.

Entonces, luego de analizar el acuifero y no encontrar variaciones significativas, la
tasa de petroleo evidenciaba claramente que su ajuste tiene relacion a un tema roca-fluido,
es asi que se empez0 a incrementar la permeabilidad del modelo-reservorio, obteniendo
el ajuste esperado para Oil rate a una permeabilidad promedio de reservorio de 600 md,

History Match 2.
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Qil Rate SC - T Inferior CF,T Inferior CF-PRO

3500 ~
é‘ 3000 <> Historial T inferior Campo Frontera.FHF
S 2500 4 History Match 1 T Inferior.sr3
a — History Match 2 T Inferior.sr3
8 2000 — History Match 3 T Inferior.sr3 i
= 1500 - 3 History Match 4 T Inferior.sr3 ’ L
& ‘ 11 History Match 5 T Inferior.sr3
5 1000 4 ; iy ; A T I
500 Lot | | 2\ '\'\.y. 1.3 3,{\.‘\“‘& I - .‘.@,‘t- \&’i\ PO I—
| b1 1 I WO o PR Y P Wi Tt
0 o LN e
1991-07 1994-03 1998-11 1999-07 2002-03 2004-11 2007-07 2010-03 2012-11 2015-07

Figura 112. History Match, tasa de petrdleo T inferior

Una vez ajustado el historial de produccion de petrdleo, History Match 2, se observa
que el comportamiento de la produccion de agua no presenta resultados de acuerdo con
la realidad, considerando que, la tasa de agua en teoria debe aumentar por la presencia de
acuifero en la zona de produccion y una permeabilidad mas alta, se procese a extender la
ubicacion de los mismos, siendo totalmente en la region Oeste de Norte a Sur, logrando
una mejoria en la tasa de produccion de agua, History Match 3. Considerando la mejoria
en la historia descrito anteriormente se aumenta un poco mas la permeabilidad a 950 md
para observar el comportamiento que presenta las tasas de produccion, y como se logra
observar en el History Match 4 se logra una considerable mejoria en el caudal de agua,
sin afectar el del petroleo. Sin embargo, en la bisqueda de un mejor ajuste de la
produccion del agua y sin afectar a la tasa de petrdleo, se procede a aumentar mas la
permeabilidad (a 1100 md) soportada por el pozo Frontera 004 que presenta una
permeabilidad igual a 1235 md, esto acorde a los andlisis convencionales de nucleo
mostrados en (Madrid, 2018) brindados por Petroamazonas. Se procede a realizar un

aumento cercano a 1200 pero los datos no convergen por lo cual se decide aprobar la Sta

. .,
validacion.
Water Rate SC - T Inferior CF,T Inferior CF-PRO
14000 - : +
= <> Historial T inferior Campo Frontera.FHF
L/ 12000 7 History Match 1 T Inferior.sr3
% 10000 — History Match 2 T Inferior.sr3 e, O 1 . -
N —— History Match 3 T Inferior.sr3 e
g 8000 - History Match 4 T Inferior.sr3 &
s k .
:‘2 5000 Hlstrjrry Match 5 T I.nferlor.sra |
£ 4000 o R
£ v A ik
2000 - S N = 3 fj g
0 T T ' r Sk o ’“’“"‘W T T
1991-07 1994-03 1996-11 1999-07 2002-03 2004-11 2007-07 2010-03 2012-11 2015-07

Figura 113. History Match, tasa de agua T inferior

Fuente: (CMG, 2021)
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CAPITULO IV

ANALISIS DE RESULTADOS

4.1. SELECCION DEL METODO EOR

4.1.1. Interpretacion de la comparacion de aplicabilidad de los

métodos EOR en el campo Frontera.
Después de analizar cada uno de los métodos EOR por separado y comparar sus diferentes
criterios de seleccion, junto con los parametros basicos de las arenas productoras del
campo Frontera como son: U Inferior y T Inferior, expuestos en la tabla 16, que especifica

la aplicabilidad de estos métodos.

Se muestran los resultados en la figura 114 de la que se infiere que el mejor método
para las arenas del campo es la inyeccion por gases inmiscibles, mostrandose en un rango
de aplicabilidad del 100% para la arena U Inferior y un 94% de aplicabilidad para la arena

T Inferior en comparacion a los demas métodos.

Debido a las condiciones favorables que mostraba cada una de las caracteristicas de
las arenas junto con los criterios de seleccion, se determina que este método es apropiado

y tedricamente aplicable en las arenas del campo Frontera.

El anélisis también indica que el resultado en varios de los métodos es idéntico, debido
a que las dos arenas comparten similares caracteristicas de roca y fluido. Como segunda
opcion se encuentra el método por inyeccion de ASP (dlcali- surfactante- polimero) con
un 76% de aplicabilidad para ambas arenas y en tercer lugar con un 73% el método por

inyeccion de éalcali- surfactante.

Para el método térmico por combustion in situ se obtuvo un 70% de aplicabilidad para
la arena U Inferior y un 73% para la arena T Inferior. El resto de los métodos se
descartaron en vista de que muchas de las variables no estaban dentro del rango de
aplicabilidad y no cumplian con lo establecido por los criterios de seleccion, por lo que
se puede observar que sus valores fueron inferiores al 70% de aplicabilidad y sus

parametros no eran Optimos para ser ejecutados.
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Resultados de aplicabilidad de los métodos EOR en las arenas del campo frontera
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Figura 114. Seleccion del método EOR

4.1.2. Interpretacion de la comparacion de aplicabilidad de los

métodos EOR en el campo Frontera con el Software Eorgui.
Una vez ingresados los datos de las arenas U inferior y T inferior en el Software Eorgui
y al comparar sus resultados en la tabla 34, se puede observar que la inyeccion por gases

inmiscibles es el método mas conveniente para ejecutar en las arenas del campo Frontera.

En esta comparacion la inyeccion por gases inmiscibles es aplicable en un 100% en la

arena U inferior, mientras que en la arena T inferior solo un 83% de aplicabilidad.

Como segunda opcion se encuentra la combustion in situ con 83% en la arena U

Inferior y 75% de aplicabilidad en la arena T Inferior.

Y en tercer lugar la inyeccion por SP/ASP con 73% para ambas arenas, mientras que
el resto de los métodos se encuentran en porcentajes entre el 40% y 70% de aplicabilidad
en estas arenas ubicandolos como no tan convenientes para llevarse a cabo en la

simulacion a realizar posteriormente.

La probabilidad de seleccionar un método con este software resulta mayor, cuando el
parametro del espesor es mayor a los 20ft, por eso la diferencia en los resultados de ambas

arenas.
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Tabla 34. Resultados en porcentaje de aplicabilidad de los métodos EOR (Eorgui)

U INFERIOR T INFERIOR
100% Inmiscible 83% Inmiscible
83% Combustion 75% Combustion
73% SP/ASP 73% SP/ASP
70% Vapor 56% CO;
60% Hidrocarburos 50% Nitrogeno
56% CO; 50% Vapor
50% Nitrogeno 50% Hidrocarburos
50% Polimero 40% Polimero

4.1.3. Evaluacion del método seleccionado.

Después de estudiar los métodos EOR de manera individual, dandole énfasis a sus
criterios de seleccion y afianzar dicha critica con el Software, se realiza una breve
evaluacion del método seleccionado para las arenas del campo Frontera, siendo este la
inyeccion de gases inmiscibles por lo que, se tiene que considerar ciertos factores en
cuanto a costos y disponibilidad de los gases, por lo que la mejor opcidn es un proceso de
inyeccion por gas inmiscible de N2 debido a que, es mas econdmico, facil de transportar,
no reacciona quimicamente con otras sustancias, su volumen se expande 700 veces y
existe mayor disponibilidad en el ambiente, dejando de lado el gas natural y el CO> por

su elevado costo y su escases en el Ecuador.

4.2. SIMULACION CAMPO FRONTERA

4.2.1. Pronostico de Produccion sin aplicar EOR.
Una vez obtenido el modelo-reservorio lo mas ajustado a la realidad, Figura 115, se

procede a la simulacion del mismo para predecir su produccion hasta enero 31-01-2031.
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Figura 115. Presentacion de modelo definido, U inferior - T inferior
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4.2.1.1.  Uinferior.
Debido a que el historial de produccion disponible de la arena U inferior es unicamente
hasta marzo del 2016, no es posible colocar una prediccion entre 2016 hasta diciembre
2020, entonces para ubicarnos en un plano real hipotético; en este modelo-reservorio se
decide abrir los pozos FRN-002 y FRN-004B, que tuvieron una buena produccion en los

afios pasados para pronosticar si ocurre una recuperacion de petréleo por si solo.
Se establece los limites de operacion para esta arena igual:

e Caudal minimo de produccién de petroleo: 30 BPD

e Corte maximo de agua: 0,98

De acuerdo con la simulacion pronosticada entre 2021 a 2031, Figura 116, se observa
que la produccion es igual a 0 debido a que existiria un bajo aporte de fluidos de petroleo

por ende los pozos permanecerian cerrados.

4000 -

o
©

3500 -

e
S

3000 -

o
o

2500 -

e
o0

2000 -

o
»
08 InD J9jeM

1500 -

Oil Rate SC (bbl/day)
o
w

1000 -

e
N

g

2002-05 2007-10 2013-03 2029-06

U Inferior CF-PRO, Oil Rate SC, U Inferior CF - without EOR.sr3
U Inferior CF-PRO, Water Cut SC, U Inferior CF - without EOR.sr3

Figura 116. Prondéstico U inferior, pozos por default, sin EOR
Fuente: (CMG, 2021)
4.2.1.2. T inferior.
Una vez finalizada la simulacion, se obtiene los siguientes resultados de produccion
de petrdleo y agua, Figura 117, donde al inicio de la produccion se consideran todos los
pozos iniciales del campo (a excepcion del FRN-006 que esta hasta la arena U inferior),

mismos que se van cerrando eventualmente debido a los cierres acordes al historial.
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Figura 117. Prondstico T inferior, pozos por default, sin EOR
Fuente: (CMG, 2021)
Cabe mencionar que en la prediccion de T inferior solo se consideran dos pozos FRN-

002 y FRN-004B, como se ha mencionado anteriormente.

Ademas, cabe enfatizar que como condiciones econdmicas en la prediccion de

produccion se consideran las mismas restricciones usadas en U inferior.

Con base en dichos valores, se puede observar que el pozo FRN-004B se cierra el 13-

10-2022 debido a que alcanza la produccion minima, Figura 118.
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Figura 118. Pronéstico de FRN-004B, Arena T inferior sin EOR

Fuente: (CMG, 2021)
Entonces, el pronostico de la Arena T inferior indica que la produccion de petroleo

estara dominada por el pozo FRN-002, Figura 119, desde el afio 2021 acercandose a las

restricciones de operacion a finales de enero del 2031.
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Figura 119. Pronéstico de FRN-002, Arena T inferior sin EOR
Fuente: (CMG, 2021)
Con esta prediccion se logra determinar un factor de recobro de aproximadamente del

41 %, para la arena T inferior, la cual se mostrara en graficas posteriores.

4.2.2. Inyeccion de Gas Inmiscible, Arena T inferior.

4.2.2.1. U inferior.
Segun (Madrid, 2018), la arena U inferior se cerrd el afio 2016 por bajo aporte de fluidos
y en (Pozo, 2014) se observa que los pozos FRN-002 y FRN-004B son los que
mantuvieron con cierta regularidad la produccion de petroleo en esta arena. En este
modelo-reservorio de estudio, se abren estos pozos a produccion y se prepara al pozo

FRN-001 para la inyeccion de gas inmiscible desde enero del 2021 a 2031.

Las tasas de inyeccion de gas inmiscible son de 600K y 700K ft3/d para el pozo FRN-
001, ubicado en la parte central entre los dos pozos productores a influenciar. La Figura
120, indica que las tasas de inyeccion repercuten en una mejor tasa de produccion de
petréleo que, aunque la incrementa podria considerarse no rentable, lo cual se analizara

en el apartado de Analisis Econdmico.
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Figura 120. Caudal de petréleo, escenarios sin y con EOR, U inferior
Mientras que en la Figura 121, se observar que el factor de recobro incrementa
aproximadamente 2% para las dos tasas de inyeccion en base al factor de recobro sin
aplicar la inyeccion.
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Figura 121. Factor de recobro de petroleo, escenarios de pozos inyectores, U inferior
Fuente: (CMG, 2021)
Las dos tasas aplicadas en el arreglo previo permiten determinar que no es favorable
aplicar mayores tasas o probar un inyector adicional pues solo hay dos pozos productores
abiertos y el factor de recobro no aumento6 al menos un 5 % para considerar diferentes

estrategias u arreglos de produccion-inyeccion.

Esta baja recuperacion puede deberse a que el volumen de petréleo del modelo-

reservorio en las cercanias de los pozos participantes no sea tan alta o sea desfavorable
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para cuando haga contacto con el fluido inyectado, es decir que no ocurra la eficiencia de

barrido necesaria para una mejor recuperacion.

Lo dicho anteriormente se comprueba en la Figura 122 y Figura 123, acerca del
petroleo disponible por unidad de 4rea [ft*/ft’] dependiendo del espesor; para el Pozo
FRN-002 antes de la inyeccion del gas inmiscible se observa que es un valor bajo que
convertido a barriles seria aproximadamente de 0,0606 bbl/ft? y después de la inyeccion
de gas inmiscible a una tasa de 600K ft3/d se reduce a so6lo decimas que por la conversion

seria 0,0605 bbl/ft*.

Para el pozo FRN-004B ocurre algo similar, antes de la inyeccion de gas inmiscible
presentd una diferencia de comportamiento al inicio de la curva, esto es porque indica
que existe un alto petroleo disponible en un layer inicial (conformado por los primero 4
ft iniciales del espesor) pero mientras se avanza en el espesor se reduce a un orden menor
a 0.05 ft3/ft> de petréleo disponible por unidad de 4rea después de los 12 ft de espesor,
siendo un valor incluso menor que el pozo FRN-002. Al término de la inyeccion del gas
inmiscible se evidencia que no disminuy6 en nada ese petroleo disponible en el layer

inicial, esto indica que tampoco ocurri6 un eficiente desplazamiento.

Con estos resultados se desestima continuar con el estudio de la inyeccion de gas

inmiscible en el modelo-reservorio de la arena U inferior.

-
N

Distance (ft)
© «© ~ » o » w N

0.339948  0.339954  0.33996  0.339966  0.339972  0.339978  0.339984  0.33999  0.339996
Oil Per Unit Area - Layer (ft)

FRN-002 (Well) (MD) , Oil Per Unit Area - Layer, 2021-Jan-01, U Inferior CF - IM_600K.sr3
FRN-002 (Well) (MD) , Oil Per Unit Area - Layer, 2031-Jan-31, U Inferior CF - IM_700K.sr3

Figura 122. Petrdleo por unidad de drea [ft3/ft2], Pozo FRN-002, Arena U inferior.
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Figura 123. Petroleo por unidad de drea [ft3/ft2], Pozo FRN-004B, Arena U inferior
Fuente: (CMG, 2021)
4.2.2.2. T inferior.

Los pozos FRN-002 y FRN-004B son los unicos en produccion; y como se puede

observar en la Figura 124, estan ubicados en lados opuestos.

Para mejorar las condiciones de produccion, se toma la iniciativa de terminar de

perforar el pozo FRN-006D hasta la arena T inferior, el cual present6 una tasa menor a

un afo) un bajo aporte.

1000 bbld al inicio de produccion desde la Arena U inferior y alcanzé rapidamente (en

Considerando un prondstico bajo en condiciones normales en la arena T inferior, se

decide ponerlo en condiciones de influencia bajo la inyeccion de gas inmiscible.

El arreglo de inyeccion de gas inmiscible para este caso de estudio considera:

Abrir el pozo FRN-003 como inyector para influenciar a los pozos FRN-004B y
FRN-006D; y
Abrir el pozo FRN-005 como inyector para influenciar a los pozos FRN-002,
FRN-005R y FRN-001R.

La razoén de abrir los pozos FRN-003 y FRN-005 como inyectores es debido a que el

primero ya se esta empleando como pozo inyector de agua de desecho en la formacion

Tiyuyacu (mas arriba de U inferior), y el segundo estaba cerrado por presentar un dafio

mecanico, que en muchos casos puede ser reactivado.
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La reapertura de los pozos productores FRN-001R, FRN-005R, es motivada debido a
que estos habian sido cerrados por bajo aporte y alto corte de agua, razones por las cuales

puede probarse bajo influencia de la inyeccion inmiscible de gas.

El arreglo se establecid debido a los resultados comparativos con un arreglo previo
que consider6 so6lo un inyector en la parte central entre los pozos unicamente abiertos
FRN-002 y FRN-004B. Los resultados muestran una diferencia del 7 % del factor de

recobro.
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Figura 124. Factor de recobro de petroleo, escenarios de pozos inyectores, T inferior
Fuente: (CMG, 2021)

Una vez establecida la configuracion del arreglo de los pozos inyectores en el modelo
reservorio, ademas de establecer las mismas condiciones limitantes de cierre de pozos; se
testeod la tasa de inyeccion que presente el mejor escenario de recuperacion de petrdleo.
Las tasas dispuestas para el testeo fueron: 300K, 400K y 500K ft3/d aplicadas a cada uno
de los dos pozos inyectores, y los resultados obtenidos fueron posteriormente analizados

para identificar el escenario factible para la inyeccion inmiscible.

Por ser una arena profunda y con un area considerable, se necesito de tasas entre 300K
a 500K de ft*/d para que lograra influenciar en la recuperacion de petroleo. Tomando la
tasa de inyeccion 400K ft3/d como referencial para un analisis previo del indicio de
petroleo disponible; en el pozo FRN-002 y FRN-004B se identifica inmediatamente como
la inyeccion de gas inmiscible influencia en el desplazamiento del petroleo (en un layer
inicial de espesor) logrando reducir el petroleo disponible que se tenia antes de la

inyeccion, Figura 125 y Figura 126.
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Figura 126. Petroleo por unidad de area [ft3/ft2], Pozo FRN-004B, T inferior

Fuente: (CMG, 2021)

En la siguiente figura 127, la produccion se observa que con una tasa de inyeccion de
300000 ft*/d para cada uno de los dos inyectores se obtiene un aumento considerable en
la produccién de petrdleo con referencia a la produccion sin aplicar la inyeccion de gas.
En la tasa de 500000 ft*/d se observa que ocurre un efecto adverso en la tasa de produccion
de petroleo, esto debido a que a ese punto no importa que tasa se aplique, la tasa de

produccién no aumenta y vuelve aumentar el corte de agua.
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Figura 127. Caudal de petroleo, escenarios sin y con EOR, T inferior

2029-10-30

De la figura anterior 127, es notorio que la mayor produccion de petrdleo es obtenida

mediante una inyeccion de 400000 ft*/d de gas inmiscible, a pesar de que el gas tiene un

efecto de control de produccion de agua, de cualquier manera, se registra un mayor corte

de agua en la arena que cuando no se aplica el método. Esto es entendible, pues el método

no implica que a todos los pozos va a mejorar; asi como muchos métodos aplicados a la

recuperacion de petrdleo depende de la naturaleza del pozo.

Si bien en algunos pozos la inyeccion de gas inmiscible aumenta la produccion de

petroleo y reduce la produccion de agua; también puede ocurrir un aumento de los dos

fluidos. Sin embargo, la inyeccion de gas inmiscible si lograr el control de produccion de

agua para que no supere los limites de operacion, figura 128.
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Figura 128. Corte de agua, escenarios sin y con EOR, T inferior

Fuente: (CMG, 2021)
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Otro efecto que ocurre en el interior del modelo-reservorio es que el gas inmiscible

actlia como piston, es decir aporta con una presion adicional para que sea mas facil

producir el crudo. Esto se puede observar en la Figura 129, donde se evidencia el potencial

de petro

leo y muestra que mediante el efecto de método de EOR se necesita menos

presion en el reservorio para producir ya que una parte de la presion la aporta el método.
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Figura 129. Potencia de petrdleo, con y sin EOR, T inferior

Y finalmente, el analisis de la variable que nos indica de manera directa la eficiencia

del método EOR, el factor de recobro.
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Figura 130. Factor de recobro de petroleo, escenarios de tasas de inyeccion, T inferior

Fuente: (CMG, 2021)

Como se logra observar en la ilustracion 130, el factor de recobro obtenido para una

tasa igual al 300000 ft*/dia fue de 50,17, mientras que para una tasa de 400000 ft*/dia se

obtuvo 60,7. Con dichos valores se esperaba que a una mayor tasa haya un mayor
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desplazamiento y por ende un mejor recobro. Sin embargo, para una tasa mayor (500000
ft*/dia) el valor obtenido fue de 54,4. Con lo cual se procede a denominarla tasa limite

debido a que el efecto de la inyeccion ya era adverso.

Las posteriores observaciones en las cuales se haga énfasis al método de EOR o

inmiscible serdn en base a la inyeccion de 400000 ft*/dia de cada pozo inyector.

La siguiente figura 131, corresponde a la tasa de produccion de petrdleo y corte de

agua, en base a todos los pozos influenciados por la inyeccion.
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Figura 131. Tasa de produccion de petroleo y corte de agua, 400K ft3/dia de tasa de inyeccion por
pozo, T inferior

A continuacion, las figuras 132 y 133, se presentan las tasas de produccion de petroleo

y el corte de agua de cada uno de los pozos, sin y con influencia de la inyeccion

inmiscible.
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Figura 132. Tasa de produccion de petroleo y corte de agua, Pozo FRN-004B, T inferior, Sin EOR

Fuente: (CMG, 2021)
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Figura 133. Tasa de produccion de petréleo y corte de agua, Pozo FRN-004B, T inferior, Con EOR

Como se puede observar en la grafica correspondiente al pozo FRN-004 B este en
octubre del 2020 seria cerrado debido al aporte minimo de petréleo cuando no es
influenciado por la inyeccion inmiscible, mientras que cuando es influenciado cerraria en
julio del 2021 debido a que alcanza el maximo corte de agua sin embargo, cabe enfatizar
que su produccion a dicha fecha es de 570 bbl/dia, por lo cual se podria considerar su

produccion, considerando la capacidad de procesamiento de agua de la estacion

respectiva.
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Figura 134. Tasa de produccion de petroleo y corte de agua, Pozo FRN-006D, T inferior, Sin EOR
(Izquierda) — Con EOR (Derecha)

Fuente: (CMG, 2021)
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Como se manifesto, el pozo FRN-006D es utilizado mediante la perforacion del mismo

hasta T inferior, debido a que ya existia, pero s6lo hasta U inferior. Se puede observar

que dicho pozo comienza con un pico de 12000 bbl/dia el cual disminuye con el tiempo

y es cerrado a finales del 2025, debido a que alcanza el corte de agua establecido como

maximo, recalcando que sin influencia este tendria semejante aporte como los pozos:

FRN-002 y FRN-004B.
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Figura 135. Tasa de produccion de petrdleo y corte de agua, Pozo FRN-002, T inferior, Sin EOR
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Figura 136. Tasa de produccion de petroleo y corte de agua, Pozo FRN-002, T inferior, Con EOR

Fuente: (CMG, 2021)
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Como se puede observar en la Figura 135 y 136, el pozo FRN-002 si lograria producir
hasta el 2031 aun sin ser influenciado por el método EOR del caso estudio, sin embargo,
para finales de enero este ya presentaria la tasa de aporte minima y cerraria. Mientras que

influenciado logra registros de 230 bbl/dia a finales de diciembre del 2030 con un corte

de agua igual a 0,97.
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Figura 137. Tasa de produccion de petroleo y corte de agua, Pozo FRN-005R, T inferior, Sin EOR
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Figura 138. Tasa de produccion de petroleo y corte de agua, Pozo FRN-005R, T inferior, Con EOR
Fuente: (CMG, 2021)

Acorde a la Figura 137 y 138 se evidencia que el pozo FRN-005R ya fue cerrado por
bajo aporte lo cual sin influencia de la inyeccion inmiscible seguiria reportado como 0
debido a su cierre por los limites econdmicos. Cuando éste es influenciado por la
inyeccion a partir de enero del 2021, este registraria un caudal maximo de 4350 bbl/dia

el cual a raiz del tiempo tiene una declinacion considerable, no obstante, su cierre se daria
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a finales del 2022 por el alto corte de agua alcanzado y registrando produccion de petroleo

igual a 167 bbl/dia.
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Figura 139. Tasa de produccion de petroleo y corte de agua, Pozo FRN-001R, T inferior, Sin EOR
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Figura 140. Tasa de produccion de petroleo y corte de agua, Pozo FRN-00IR, T inferior Con EOR
Fuente: (CMG, 2021)

De manera similar al pozo FRN-005R, este también es cerrado debido a los limites
econdmicos, por lo cual sin influencia de la inyeccion inmiscible este tendria de estado
cerrado. Por lado extremo, influenciado en la inyeccion este tendria una produccion de
petroleo en el 2021 igual a 203 bbl/dia. Este pozo cerraria por las dos condiciones

econdmicas a finales de marzo del 2023.
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CAPITULO V

ANALISIS ECONOMICO

5.1. FACTIBILIDAD ECONOMICA DEL CAMPO FRONTERA

5.1.1. Produccion de petroéleo, agua, y fluido.

Las producciones que se toman en cuenta para el presente analisis econémico son:

v' Caso Base (sin implementar método EOR)

v’ Caso Inmiscible (método EOR implementado)

Debido a que en la implementacion del método EOR se considero 3 tasas de inyeccion,
los valores de produccion a utilizar son con los cuales se obtuvo el mejor factor de recobro
de petroleo. Los valores de produccion considerados son presentados en la Tabla 35 (U
inferior) y Tabla 36 (T inferior).

Tabla 35. Produccion de Petréleo, Agua, Caso base - Caso inmiscible, U inferior

Produccion acumulada, anual (Bbl)

Afio Caso Base Caso Inmiscible Caso Inmiscible — Caso Base
Petroleo  Agua Petrdleo Agua Petréleo Agua

2021 0 0 34144 216314,7969 34144 216314,7969
2022 0 0 35678 211953,2813 35678 211953,2813
2023 0 0 34825 202547,3125 34825 202547,3125
2024 0 0 34431 196908,8438 34431 196908,8438
2025 0 0 33822 190639,9375 33822 190639,9375
2026 0 0 33334 185589,3906 33334 185589,3906
2027 0 0 32848 180798,4375 32848 180798,4375
2028 0 0 32451 177080,5 32451 177080,5

2029 0 0 31905 172995,7969 31905 172995,7969
2030 0 0 31477,99805 169849,1875 31477,99805 169849,1875

Fuente: CMG. (2021)
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Tabla 36. Produccion de Petréleo, Agua, Caso base - Caso inmiscible, T inferior

2021
2022
2023
2024
2025
2026
2027
2028
2029
2030

Produccion acumulada, anual (Bbl)
Caso Inmiscible

Caso Base
Petroleo Agua
42657 339983,34
36342 259359,5
31112,00  94651,99
26844 83155,05
23133 73470,74
20088 6544427
17471 58202,36
15331 52017,75
13419,0  46295,04
11867 41720,31

Petréleo
1851887,8
671575,25
313103,21
215081,51
166540,98

89124,53

85707,88

87978,59

91898,20

86360,88

Agua
14018115
10136856
6257329

6181432,5
5833619,5
2755225,75
2762374,25
2762474,75
2807380,5
2768819

Fuente: CMG. (2021)

Caso Inmiscible — Caso
Base

Petroleo
1809230,75
635233,25
281991,22
188237,51
143407,98

69036,53
68236,88
72647,59
78479,20
74493,88

Agua
13678131,7
9877496,5
6162677,09
6098277,45
5760148,76
2689781,48
2704171,90
2710457,00
2761085,47
2727098,69

Como se puede observar en la tabla anterior, existe una produccion referente a la

diferencia de los 2 casos, esto debido a que se debe estimar los indicadores economicos

acorde al aumento de la produccion debido a la implementacion del método EOR, por lo

que dicha diferencia es la que se usa en los calculos proximos a realizar.

5.1.2. Precio de petroleo.

Conociendo que el precio del petroleo es fluctuante, no se considera el precio actual

del mismo, sino los precios estimados por (EIA, 2021) desde el 2021 al 2030; mismos

valores que pueden ser observados en la Tabla 37.

Tabla 37. Precio de Petroleo, pronostico

Afio

2021
2022
2023
2024
2025
2026
2027
2028
2029
2030

Precio de petréleo

Bajo
30,00
29,00
31,00
32,00
34,00
34,00
35,00
35,00
35,00
35,00

Referencial
44,00
48,00
53,00
56,00
59,00
61,00
64,00
66,00
68,00
71,00

Fuente: (EIA, 2021)

Alto
73,00
87,00
98,00
107,00
113,00
116,00
119,00
125,00
128,00
132,00
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5.1.3. Inyeccion de N».

Los volimenes utilizados en el método EOR, son los mostrados en la Tabla 38 (U

inferior) y Tabla 39 (T inferior), los cuales sirven para estimar el costo de inyeccion de

Na.

Tabla 38. Inyeccion de N2, U inferior

Aiio Inyeccion de N2
PC
2021 255500000
2022 255500000
2023 256200000
2024 255500000
2025 255500000
2026 255500000
2027 255500000
2028 256200000
2029 255500000
2030 255500000

Tabla 39. Inyeccion de N2, T inferior

Aifio Inyeccién de N2
PC
2021 292000000
2022 292000000
2023 292000000
2024 292800000
2025 292000000
2026 292000000
2027 292000000
2028 292800000
2029 292000000
2030 292000000

Fuente: (CMG, 2021)
5.1.4. Precio de N para inyeccion.
Se considera el valor considerado por (Romo, 2018) correspondiente a 2,78 USD por

cada 1000 pie cubico, mismo que para facilidad de calculos se toma como 0,00278 USD

por cada pie cubico.
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5.1.5. Costos de produccion, workover y perforacion.
Los costos de produccion tanto de agua como de petrdleo, al igual que los valores
promedios de workover y de perforacion, Tabla 40, donde el costo promedio de Workover
considera las acciones de Pulling, repunzonamiento, estimulacion matricial y
fracturamiento; los cuales fueron los ultimos trabajos de reacondicionamiento realizados

en el activo Libertador, estos detallados en el trabajo de (Madrid, 2018)

Tabla 40. Costo de produccion, workover y perforacion

Parametros Costo Unidades
Produccion de Petréleo 8,8 USD/Barril
Produccion de Agua 0,4 USD/Barril
Workover 210737,578 USD
Perforacion 6°650000 USD

Fuente: (Madrid, 2018)

Cabe recalcar que la perforacion de FRN-006 no se realiza por completo, sino desde
su target U inferior hasta el nuevo objetivo que es T inferior, para ellos se considera como

valor practico de 1°’500000 USD, tomando en cuenta perforacion, completacion.

5.1.6. Costo implementacion método EOR.
Considerando que el costo de implementacion del EOR tiene en cuenta diversos puntos,
se referencia los valores presentes en el trabajo de (Romo, 2018) que se contemplan en la
Tabla 41.
Tabla 41. Costo de Implementacion de método EOR
Parametros Costo (USD)
Materiales, herramientas e instalacion de equipo 3326000
Equipo de cada pozo inyector 2210000

Conexion estacion y pozos inyectores 4350000

Fuente. (Romo, 20]8)

Debido a la limitada informacion, se tiene en cuenta la data referencia considerando
que fueron usadas en el caso estudio para el Activo Lago Agrio (el cual es adyacente al
activo Libertador que es compuesto por campos en el cual se enlista a Frontera); esta

manejada como data referencial — practica.
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5.1.7. Costo conversion de Pozo productor a inyector.

Considerando que existen pozos productores inactivos que se usaran como inyectores,

se considera los siguientes valores referenciales, Tabla 42, los cuales fueron tomados de

(Bustamante, 2019)

Tabla 42. Costos por operaciones en conversion de pozo productor a inyector

Parametros Costo (USD)
Completacion y Workover 1159000
Facilidades 1641913

Fuente: (Bustamante, 2019)
5.1.8. Tasa de Inflacion.

Para estimar un valor actualizado referencial, se toma en cuenta los valores de inflacion
mensual del 2020 debido al reciente término del afio, para asi determinar su promedio,

por lo cual se usa los valores presentes en la Tabla 43.

Tabla 43. Tasa de inflacion nacional

Mes Tasa de inflacion
(%)
Enero 0,23
Febrero -0,15
Marzo 0,2
Abril 1,00
Mayo -0,26
Junio -0,62
Julio -0,61
Agosto -0,32
Septiembre -0,16
Octubre -0,19
Noviembre -0,01
Diciembre -0,03
Promedio -0,07667

Fuente: (BCE, 2020)
5.1.9. Tasa de interés pasiva efectivas referenciales por plazo.

Este valor es utilizado para determinar la Tasa Minima Aceptable de Rendimiento,

esta tasa de interés pasiva efectiva es considerada un plazo mayor a 360, el cual es igual
a 8,00%.
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5.1.10. Tasa Minima Aceptable de Rendimiento.
El valor de TMAR a utilizar es de 19,93 %; donde la ganancia de la inversionista

considerada es del 12%.

5.1.11. Indicadores economicos.

Una vez descritos los valores que se consideraran en los céalculos se procede a

determinar los indicadores econdémicos, los cuales son:

v Valor Presente Neto (VPN)
v’ Tasa Interna de Retorno (TIR); y
v Relacién Costo Beneficio (CB)

5.1.12. Valor Presente Neto (VPN)

Como se manifestd anteriormente, los indicadores econdémicos son determinados

considerando la produccion entre la diferencia del Caso Inmiscible y Caso Base.

5.1.12.1. U inferior.
Las Tablas 44, Tabla 45 y Tabla 46, muestran los flujos de efectivos y VPN obtenidos
en la produccion de la arena U inferior, para los diferentes costos de venta del barril de

petréleo seglin la Tabla 37.

Cabe recalcar que en inversion no se considera el valor de materiales, herramientas e
instalacion de equipo descritos en la tabla 41, debido a que este rubro ya es considerado
en la Arena T inferior (arena que segin resultados de simulacion brinda los mejores

valores de produccion).

Como se puede ver, los valores de VPN para cada una de las tablas son negativos
debido a que las tasas de produccion con su respectivo precio de venta del barril de
petroleo no son lo suficiente para generar ingresos que satisfagan al menos, la inversion

realizada.

5.1.12.2. T inferior.
Los calculos de VPN considerandos para esta arena estan basados bajo los mismos

escenarios de precio de venta del barril de petrdleo que U inferior.

Considerando un precio bajo de petroleo se puede observar que el valor de VPN es un
valor positivo igual a 13245993,93 USD, sin embargo, se logra evidenciar que a partir

del 6to afio los flujos efectivos son negativos, Tabla 47.
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Comportamiento similar se evidencia en el VPN (52634729,41 USD) cuando se aplica
un precio referencial de petroleo, no obstante, aca en ningin periodo se obtiene flujos de

efectivos negativos, Tabla 48.

El mejor resultado del VPN se obtiene con un precio alto de petrédleo, el valor

determinado fue de 133720255,5 USD, Tabla 49.

5.1.13. Tasa Interna de Retorno (TIR).
5.1.13.1. U inferior.

Los valores de la TIR para cada uno de los escenarios de la evaluacion econdmica son

diferentes, Tabla 50, mismos que son descritos a continuacion.

Escenario de precio bajo de petrdleo: debido a que los flujos de efectivos son negativos
para cada periodo, la férmula no permite arrogar un resultado de tasa de interés en el cual

el VPN del proyecto sea 0.

Escenario de precio referencial de petroleo: debido a que existe un periodo negativo
de flujo, y los valores flujo de efectivo netos positivos aiin son relativamente bajos, este

genera un TIR negativo.

Escenario de precio alto de petroleo: En este escenario debido a un precio de venta
optimista del barril de petroleo ya se brinda un TIR igual a 16 % positivo, sin embargo,

esta tasa es menor a la TMAR.

5.1.13.2. T inferior.
Los valores obtenidos de tasa interna de retorno son mostrados en la Tabla 51, que son
calculadas con los valores de Flujo de efectivo neto mostrados en las tablas de VPN

respectivas.

Evidentemente, la inversion y costos para cada escenario son los mismos, sin embargo,
los flujos de efectivos cambian acorde al precio de petrdleo considerado, entonces el TIR

aumenta al igual al aumento del precio de venta del barril del petrdleo.

Como se puede observar en la Tabla 51, los valores de TIR son mayores al TMAR

considerado igual a 19,93 %.
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5.1.14. Relacion Costo Beneficio (CB).

5.1.14.1. U inferior.
Conociendo los resultados de VPN y las TIR se puede inferir que los egresos son
mucho mayores que los ingresos, y por ende su relacion costo beneficio no serd buena

para la implementacion del proyecto, los resultados son mostrados en la Tabla 52.

5.1.14.2. T inferior.
Los valores Costo Beneficio son determinados considerando los ingresos y egresos
presentes netos, durante el tiempo total de analisis del proyecto para los respectivos

calculos del VPN. Los valores determinados son presentados en la Tabla 53.
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Tabla 44. VAN — Precio bajo de petroleo, U inferior

Tiempo Ingresos Egresos Flujo de efectivo
Costos operativos de produccién Costo de inyeccion i 19,92333333
Costo Costo de Flujos de
(Produccién Inyecciéon efectivo
Precio Ingresos Costo/barril  Costo/barril Costo de Inversién Costo de Flujo de Ingresos Egresos actualizado
. anual de de N2 .
petréleo venta . . (EOR) WO efectivo
petroleo agua fluido) Inyeccién Presentes Presentes
t Afio anual de N2 Neto Netos Netos
USD/BP USD USD/B USD/B USD USD/PC USD USD USD USD USD USD USD

0 2020 0 8,8 0,4 0 0,00278 0 9360913 0 -9360913 0 9360913 -9360913

1 2021 30,00 1024320 8,8 0,4 386993,1188 0,00278 710290 0 421475,156  -494438,274  854145,7042  1266441,011 -412295,3065

2 2022 29,00 1034662 8,8 0,4 398747,7125 0,00278 710290 0 421475,156  -495850,868  719434,2612  1064215,555 -344781,294

3 2023 31,00 1079575 8,8 0,4 387478,925 0,00278 712236 0 421475,156  -441615,081  625953,0279 882007,769 -256054,7411

4 2024 32,00 1101792 8,8 0,4 381756,3375 0,00278 710290 0 421475,156  -411729,493  532702,6397  731768,6958 -199066,0561

5 2025 34,00 1149948 8,8 0,4 373889,575 0,00278 710290 0 421475,156  -355706,731  463617,4191  607025,5007 -143408,0816

6 2026 34,00 1133356 8,8 0,4 367574,9563 0,00278 710290 0 421475,156  -365984,112 381016,865 504055,0976 -123038,2326

7 2027 35,00 1149680 8,8 0,4 361381,775 0,00278 710290 0 421475,156  -343466,931  322293,1953  418578,2961 -96285,10079

8 2028 35,00 1135785 8,8 0,4 356401 0,00278 712236 0 421475,156  -354327,156  265501,2665 348328,834 -82827,56743

9 2029 35,00 1116675 8,8 0,4 349962,3188 0,00278 710290 0 421475,156  -365052,474  217667,4905  288825,2186 -71157,72813

10 2030 35,00 1101729,932 8,8 0,4 344946,0578 0,00278 710290 0 421475,156  -374981,282 179076,35 240026,2048 -60949,85477
VPN (USD) -11150776,96
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Tabla 45. VAN — Precio referencial de petrdleo, U inferior

Ingresos Egresos Flujo de efectivo
Tiempo Costos operativos de produccién Costo de inyeccion Inversion Costo de Flujo de i 19,92333333 Flujos de
(EOR) WO efectivo efectivo
t Aio Precio Ingresos Costo/barril  Costo/barril Costo Costo de Costo de Ingresos Egresos .
Neto actualizado
petroéleo venta petréleo agua (Produccién Inyecciéon Inyeccién Presentes Presentes
anual de de N2 anual de N2 Netos Netos
fluido)
USD/BP USD USD/B USD/B USD USD/PC USD USD USD USD USD USD USD

0 2020 0 8,8 0,4 0 0,00278 0 9360913 0 -9360913 0 9360913 -9360913

1 2021 44,00 1502336 8,8 0,4 386993,1188 0,00278 710290 0 421475,156 - 1252747,033  1266441,011 -13693,97789
16422,27475

2 2022 48,00 1712544 8,8 0,4 398747,7125 0,00278 710290 0 421475,156  182031,1315  1190787,743  1064215,555 126572,1875
3 2023 53,00 1845725 8,8 0,4 387478,925 0,00278 712236 0 421475,156 324534919 1070177,757 882007,769 188169,9884
4 2024 56,00 1928136 8,8 0,4 381756,3375 0,00278 710290 0 421475,156  414614,5065  932229,6195  731768,6958 200460,9237
5 2025 59,00 1995498 8,8 0,4 373889,575 0,00278 710290 0 421475,156 489843,269 804512,5802  607025,5007 197487,0795
6 2026 61,00 2033374 8,8 0,4 367574,9563 0,00278 710290 0 421475,156  534033,8877  683589,0814  504055,0976 179533,9838
7 2027 64,00 2102272 8,8 0,4 361381,775 0,00278 710290 0 421475,156 609125,069 589336,1286  418578,2961 170757,8325
8 2028 66,00 2141766 8,8 0,4 356401 0,00278 712236 0 421475,156 651653,844 500659,5311 348328,834 152330,6972

9 2029 68,00 2169540 8,8 0,4 349962,3188 0,00278 710290 0 421475,156  687812,5252  422896,8386  288825,2186 134071,62
10 2030 71,00 2234937,861 8,8 0,4 344946,0578 0,00278 710290 0 421475,156  758226,6475  363269,1672  240026,2048 123242,9624
VPN (USD) -7901979,703
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Tabla 46. VAN — Precio alto de petrdleo, U inferior

Ingresos Egresos Flujo de efectivo
Tiempo
Costos operativos de produccién Costo de inyeccion i 19,92333333

Precio Ingresos Flujos de

petréleo venta Costo Inversion Costo de Flujo de Ingresos Egresos efectivo
Costo/barril  Costo/barril (Produccioén Costo de Costo de (EOR) WO efectivo Presentes Presentes actualizado

petroéleo agua anual de Inyecciéon Inyecciéon Neto Netos Netos
t Aio fluido) de N2 anual de N2
USD/BP USDh USD/B USD/B USD USD/PC USDh USDh USDh USDh USDh USDh UsSDh

0 2020 0 8,8 0,4 0 0,00278 0 9360913 0 -9360913 0 9360913 -9360913
1 2021 73,00 2492512 8,8 0,4 386993,1188 0,00278 710290 0 421475,156  973753,7252  2078421,214 1266441,011 811980,2028
2 2022 87,00 3103986 8,8 0,4 398747,7125 0,00278 710290 0 421475,156 1573473,132  2158302,784 1064215,555 1094087,228
3 2023 98,00 3412850 8,8 0,4 387478,925 0,00278 712236 0 421475,156 1891659,919 1978819,249 882007,769 1096811,48
4 2024 107,00 3684117 8,8 0,4 381756,3375 0,00278 710290 0 421475,156  2170595,507 1781224,452  731768,6958 1049455,756
5 2025 113,00 3821886 8,8 0,4 373889,575 0,00278 710290 0 421475,156  2316231,269 1540846,128  607025,5007 933820,6275
6 2026 116,00 3866744 8,8 0,4 367574,9563 0,00278 710290 0 421475,156  2367403,888 1299939,893 504055,0976 795884,7949
7 2027 119,00 3908912 8,8 0,4 361381,775 0,00278 710290 0 421475,156  2415765,069 1095796,864  418578,2961 677218,5679
8 2028 125,00 4056375 8,8 0,4 356401 0,00278 712236 0 421475,156  2566262,844 948218,809 348328,834 599889,975

349962,3188

9 2029 128,00 4083840 8,8 0,4 0,00278 710290 0 421475,156  2602112,525 796041,108 288825,2186 507215,8894
10 2030 132,00 4155095,742 8,8 0,4 344946,0578 0,00278 710290 0 421475,156  2678384,528 675373,6629  240026,2048 435347,4581
VPN (USD) -1359201,02
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Tabla 47. VAN — Precio bajo de petroleo, T inferior

Ingresos Egresos Flujo de efectivo
Tiempo
Costos operativos de produccién Costo de inyeccion i 19,92333333
Flujos de
Precio Ingresos Costo Inversion Costo de Flujo de efectivo
petroleo venta Costo/barril  Costo/barril  (Produccién Costo de Costo de (EOR) WO efectivo Neto Ingresos Egresos actualizado
petroéleo agua anual de Inyeccion Inyeccion Presentes Presentes
t Ao fluido) de N2 anual de Netos Netos
N2
Usb
USD/BP USD USD/B USD/B USD USD/PC USD USD USD USD USD USD
0 2020 0 8,8 0,4 0 0,00278 0 19197826 0 -19197826 0 19197826 -19197826
1 2021 30,00 54276922,5 8,8 0,4 21392483,26 0,00278 811760 0 1053687,89 31018991,35 45259684,66 19393999,9 25865684,75
2 2022 29,00 18421764,25 8,8 0,4 9541051,2 0,00278 811760 0 842950,312 7226002,738 12809253,99 7784778,423 5024475,569
3 2023 31,00 8741727,721 8,8 0,4 4946593,511 0,00278 811760 0 421475,156 2561899,054 5068578,779 3583153,061 1485425,718
4 2024 32,00 6023600,5 8,8 0,4 4095801,119 0,00278 813984 0 421475,156 692340,2254 2912335,438 2577597,606 334737,8322
5 2025 34,00 4875871,469 8,8 0,4 3566049,766 0,00278 811760 0 421475,156 76586,54725 1965774,927 1934898,003 30876,92433
6 2026 34,00 2347242,063 8,8 0,4 1683434,066 0,00278 811760 0 210737,578  -358689,5811 789106,6992 909692,6225  -120585,9233
7 2027 35,00 2388290,898 8,8 0,4 1682153,327 0,00278 811760 0 210737,578  -316360,0061 669516,6524 758202,7888  -88686,13635
8 2028 35,00 2542665,781 8,8 0,4 1723481,627 0,00278 813984 0 210737,578  -205537,4233 594373,9222 642420,3801 -48046,45792
9 2029 35,00 2746772,075 8,8 0,4 1795051,168 0,00278 811760 0 210737,578  -70776,67078 535413,6024 549209,7206  -13796,11822
10 2030 35,00 2607285,625 8,8 0,4 1746385,575 0,00278 811760 0 210737,578 -161597,528 423790,9671 450057,2004  -26266,23336
VPN (USD) 13245993,93
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Tabla 48. VAN — Precio referencial de petroleo, T inferior

Ingresos Egresos Flujo de efectivo
Tiempo . " . " .
Costos operativos de produccién Costo de inyeccion i 19,92333333
Precio Ingresos por Flujos de
petroéleo venta . : Costol , Inversion Costo Flujo de efectivo
Costo/l')arrll Costo/barril (Produccién Costo ’dre Costo ’dre (EOR) WO efectivo Ingresos Egresos actualizado
petroleo agua anual de Inyeccién Inyeccién Neto Presentes Presentes
t Aiio fluido) de N2 anual de N2 Netos Netos
USD/BP USD USD/B USD/B USD USD/PC USD USD USD USD USD USD USD
0 2020 0 8,8 0,4 0 0,00278 0 19197826 0 -19197826 0 19197826 -19197826
1 2021 44,00 79606153 8,8 0,4 21392483,26 0,00278 811760 0 1053687,89 56348221,85 66380870,83 193939999 46986870,93
2 2022 48,00 30491196 8,8 0,4 9541051,2 0,00278 811760 0 842950,312 19295434,49  21201523,85 7784778,423 13416745,43
3 2023 53,00 14945534,49 8,8 0,4 4946593,511 0,00278 811760 0 421475,156 8765705,823 8665634,687  3583153,061 5082481,626
4 2024 56,00 10541300,88 8,8 0,4 4095801,119 0,00278 813984 0 421475,156 5210040,6 5096587,017  2577597,606 2518989,411
5 2025 59,00 8461071,078 8,8 0,4 3566049,766 0,00278 811760 0 421475,156 3661786,157 3411197,668 1934898,003 1476299,665
6 2026 61,00 4211228,406 8,8 0,4 1683434,066 0,00278 811760 0 210737,578 1505296,763 1415750,254  909692,6225 506057,6319
7 2027 64,00 4367160,5 8,8 0,4 1682153,327 0,00278 811760 0 210737,578 1662509,595 1224259,022 758202,7888 466056,2328
8 2028 66,00 4794741,188 8,8 0,4 1723481,627 0,00278 813984 0 210737,578 2046537,983 1120819,396  642420,3801 478399,016
9 2029 68,00 5336585,746 8,8 0,4 1795051,168 0,00278 811760 0 210737,578 2519037 1040232,142 549209,7206 491022,4212
10 2030 71,00 5289065,125 8,8 0,4 1746385,575 0,00278 811760 0 210737,578 2520181,972 859690,2475  450057,2004 409633,047
VPN (USD) 52634729,41
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Tabla 49. VAN — Precio alto de petrdleo, T inferior

Ingresos Egresos Flujo de efectivo
Tiempo
Costos operativos de produccién Costo de inyeccién i 19,92333333
Precio Ingresos Flujos de
petréleo venta Costo/barril  Costo/barril Costo Costo de Costo de Inversién Costo Flujo de Ingresos Egresos efectivo
petroéleo agua (Produccién Inyeccion Inyecciéon WO efectivo Presentes Presentes actualizado
anual de de N2 anual de N2 Neto Netos Netos
t Aiio fluido)
USD/BP USDh USD/B USD/B USDh USD/PC USbh USDh USDh USDh USDh USbh USDh
0 2020 0 8,8 0,4 0 0,00278 0 19197826 0 -19197826 0 19197826 -19197826
1 2021 73,00 132073844,8 8,8 0,4 21392483,26 0,00278 811760 0 1053687,89 108815913,6 110131899,3 19393999,9 90737899,43
2 2022 87,00 55265292,75 8,8 0,4 9541051,2 0,00278 811760 0 842950,312  44069531,24  38427761,98 7784778,423 30642983,55
3 2023 98,00 27635139,25 8,8 0,4 4946593,511 0,00278 811760 0 421475,156  21455310,58 16023249,04  3583153,061 12440095,98
4 2024 107,00 20141414,17 8,8 0,4 4095801,119 0,00278 813984 0 421475,156 14810153,9 9738121,621 2577597,606  7160524,015
5 2025 113,00 16205102,23 8,8 0,4 3566049,766 0,00278 811760 0 421475,156 11405817,31 6533310,788 1934898,003  4598412,785
6 2026 116,00 8008237,625 8,8 0,4 1683434,066 0,00278 811760 0 210737,578  5302305,981 2692246,385 909692,6225 1782553,763
7 2027 119,00 8120189,055 8,8 0,4 1682153,327 0,00278 811760 0 210737,578 5415538,15 2276356,618 758202,7888 1518153,83
8 2028 125,00 9080949,219 8,8 0,4 1723481,627 0,00278 813984 0 210737,578  6332746,014  2122764,008 642420,3801 1480343,628
9 2029 128,00 10045337,87 8,8 0,4 1795051,168 0,00278 811760 0 210737,578  7227789,129 1958084,032 549209,7206 1408874,311
10 2030 132,00 9833191,5 8,8 0,4 1746385,575 0,00278 811760 0 210737,578  7064308,347 1598297,361 450057,2004 1148240,161
VPN (USD) 133720255,5
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Tabla 50. TIR, U inferior

TIR (%)

Descripcion

NA
-9,37
16,15

Precio bajo de petrdleo
Precio referencial de petroleo

Precio alto de petroleo

Tabla 51. TIR, T inferior

TIR (%)

Descripcion

86,10
229,21
507,98

Precio bajo de petrdleo
Precio referencial de petroleo

Precio alto de petrdleo

Tabla 52. CB, U inferior

Ingresos Presentes Netos Egresos Presentes Netos CB Descripcion
(USD) (USD)
4561408,219 15712185,18 3,44459 Precio bajo de
petroleo
7810205,479 15712185,18 2,01175 Precio referencial
de petroleo
14352984,16 15712185,18 1,09470 Precio alto de
petroleo
Tabla 53. CB, T inferior
Ingresos Presentes Netos Egresos Presentes Netos CB Descripcion
(USD) (USD)
71027829,64 57781835,71 0,81351 Precio bajo de
petroleo
110416565,1 57781835,71 0,52331 Precio referencial
de petroleo
191502091,2 57781835,71 0,30173 Precio alto de

petroleo
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6.1.

CAPITULO VI

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES
CONCLUSIONES

De acuerdo con la comparaciéon de los métodos EOR, el mas apropiado mostraba ser
la inyeccion de gases inmiscibles con un 100% de aplicabilidad para la arena U
Inferior y entre un 83% a 94% para la arena T Inferior. Sin embargo, al realizar la
simulacion los resultados fueron mas favorables para la arena T Inferior, esto debido
a que en el andlisis solo se consideraron ciertos pardmetros de roca y fluido, en
cambio para la simulacién ya se contaba con un historial de produccién y datos mas
especificos que nos ayudaron a entender mejor las condiciones de las arenas del
campo Frontera.
El modelo aplicado para la simulacién de yacimientos es realizado bajo el historial
de produccion a la fecha de julio 2017 acorde a las arenas productores del campo, no
se disponia de los archivos digitales del historial de produccion por pozo y por arena
que permita un mejor ajuste de la produccion ya que la informacion disponible por
pozo consideraba la produccion combinada de las dos arenas y dicha informacion
disponible era hasta el 2014, mientras que la anterior data estaba mas actualizada.
La implementacion de uno o dos pozos inyectores influye considerablemente en el
factor de recobro que puede alcanzar la arena T inferior en diez afios por influencia
del método EOR aplicado, en la cual existié una diferencia del 7%. No fue el caso de
la arena U inferior donde inmediatamente se present6 una desfavorable respuesta con
s6lo un pozo inyector, consecuencia por la cual no se plante6 implementar un pozo
adicional para inyectar.
El limite de tasa de inyeccion para el modelo-arena T inferior fue de 400000 ft*/dia
por pozo inyector, debido a que con una tasa de 500000 ft*/dia se observé un efecto
adverso al esperado por la inyeccion inmiscible, logrando como factor de recobro de
petréleo igual a 60,16 y 54,36 %, respectivamente.
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v" En el modelo-arena U inferior, la respuesta del factor de recobro esta en un rango de

6.2.

incremento de 2 % en ambas tasas de inyeccion de 300000 y 400000 ft*/dia; en donde
las tasas de produccion de fluido de interés indicaron que no es factible la aplicacion
de la inyeccion de gas inmiscible y esto se robustece con el comportamiento del
petrdleo disponible antes y después del método EOR, que concluyeron que no
presentd una correcta eficiencia de desplazamiento.

El proyecto de implementacion EOR en la arena U inferior no resulta rentable en los
3 escenarios analizados (bajo, referencial y alto precio de venta del barril de petroleo).
A pesar de que en el caso de precio alto de petréleo de un TIR positivo pues este
menos deberia ser mayor al TMAR para poder ser tomado en cuenta.

El proyecto de implementaciéon EOR en la arena T inferior resulta rentable en los 3
escenarios analizados (bajo, referencial y alto precio de venta del barril de petroleo).
Sin embargo, con el precio bajo del petroleo se espera que en el 6to afio los flujos de
efectivo sean negativos, pero relativamente bajos comparados con los flujos de

efectivos de los afios anteriores.

RECOMENDACIONES

Solicitar a las autoridades de Facultad y Universidad Estatal Peninsula de Santa Elena
las gestiones pertinentes ante las diversas instituciones estatales — privadas para que
los estudiantes de la carrera de ingenieria en petréleo tengan acceso a informacion de
los campos petroleros ecuatorianos que permitan el desarrollo de proyectos
investigativos tanto para trabajos de titulacién como articulos cientificos.

Reajustar los modelos que permitan una mejor definicion del mismo, debido a que
parametros tales como: porosidad, permeabilidad fueron considerados como
constantes, cuando en realidad estos varian en el area de estudio, ademas de no poseer
datos tales como: registro historico de produccion actualizada, mapas sismicos,
eventos de workover; informaciéon importante para el modelamiento estatico —
dinamico de yacimientos.

Realizar pruebas de inyectividad en campo que permitan una mejor definicion de la
presion y tasa de inyeccion, recalcando que se debe precautelar el no fracturamiento
de la arena, y que la presion minima de miscibilidad no se puede alcanzar debido a

que en pozos adyacentes con caracteristicas similares tiene en promedio 5424 Psi,
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cuando la presion de las arenas es de: 3800 (U inferior) y 3600 (T inferior), Psi
aproximadamente.

Considerar el castigo del petréleo acorde al crudo referencial West Texas
Intermediate (WTI), mismo que no fue ajustado debido a la no disponibilidad de la
formula actualizada en el afio 2017. Sin embargo, cabe recalcar que el crudo
referencial es de 39,6 API mientras que el promedio de densidad de las dos arenas
productoras del Campo Frontera es de: 34,5.

Corroborar los resultados obtenidos mediante el reajuste o reactualizacion de los
modelos del campo Frontera, para realizar un mejor analisis técnico — econdémico que

permita evaluar la implementacion de la inyeccidon inmiscible en el campo.
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ANEXOS

Anexo A: U Inferior

Tabla 54. Resumen de resultado de parametros de produccion, U inferior

Caso Simulado

Parametros de Historial 2030
produccion 2016 Sin EOR Con EOR
Factor de
recobro (%) 51,95 51,85 54,13
Petroleo
Acumulado 7980610,5 7980610,5 8315441,5
(bbl)
Agua
acumulada 14752460 14752460 16656679
(bbl)

Anexo B: T Inferior

Tabla 55. Resumen de resultado de parametros de produccion, T inferior

Caso Simulado

Parametros de Historial 2030
produccion 2017 Sin EOR Con EOR
Factor de
recobro (%) 38,41 41,01351929 60,6
Petroleo
Acumulado 6691277,5 7145565 10566897
(bbl)
Agua
acumulada 13533160 16209067 71375688
(bbl)

189



