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“SIMULACION NUMERICA PARA EVALUAR LA EFICACIA DEL
METODO GAS ALTERNO GAS (GAG) EN LA RECUPERACION
DE GAS NATURAL Y LA CAPTURA DE CO2 EN EL CAMPO
AMISTAD - BLOQUE 6~
Autor: Anthony Alonso Cochea Pincay

Juan Joel Tumbaco Chiquito

Tutor: José Villegas Salabarria

RESUMEN

El método Gas Alterno Gas (GAG) es un nuevo método de recuperacién mejorada de
petréleo, en el que el gas se mezcla con otro gas y esta mezcla bifasica se inyecta en el
pozo para la obtencion de una mejor recuperacién del petréleo. Este trabajo de
investigacion evalla la viabilidad técnica y econdmica del método de inyeccion Gas
Alterno Gas (GAG) para incrementar la produccion de gas natural y captura de CO; en el
campo Amistad-Bloque 6 en Ecuador. La metodologia del estudio se basa en una
recopilacion de datos que interpolan las propiedades geofisicas con la composicion
quimica del gas natural del campo para simulacién numérica. Posteriormente, se definen
los volimenes de inyeccidn relacionados al volumen poroso de la formacion Subibaja-
Zacachum. Se utilizan los gases CO2 y Nitrégeno (N2) para lograr una Optima
recuperacion del gas natural. Ademas, se perforan los pozos productores e inyectores en
areas de reservas probadas y se realiza la simulacion en el software de ingenieria para
analizar la produccién de gas natural y captura de CO2 con las curvas de produccién y
factor de recobro de la formacion. Los resultados de las simulaciones muestran una
tendencia de disminucion de la produccion de gas natural a lo largo del tiempo. Sin
embargo, el método GAG permite una mayor recuperacion de gas natural superior al 47%

de factor de recobro en comparacion con escenarios de flujo natural.
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ABSTRACT

The Gas Alternating Gas (GAG) method is a new method of enhanced oil recovery in
which gas is mixed with another gas, and this two-phase mixture is injected into the well
to obtain better oil recovery. This research evaluates the technical and economic
feasibility of the Gas Alternating Gas (GAG) injection method to increase natural gas
production and CO: capture in the Amistad-Bloque 6 field in Ecuador. The study
methodology is based on a collection of data that interpolates geophysical properties with
the chemical composition of natural gas from the field for numerical simulation.
Subsequently, the injection volumes related to the pore volume of the Subibaja-Zacachum
formation are defined. CO2 and Nitrogen (N2) gases are used to achieve optimal natural
gas recovery. In addition, production and injector wells are drilled in areas of proven
reserves, and simulation is carried out using engineering software to analyze the
production of natural gas and CO. capture with the formation's production curves and
recovery factor. The simulation results show a trend of decreasing natural gas production
over time. However, the GAG method allows for more excellent natural gas recovery of

over 47% recovery factor compared to natural flow scenarios.
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CAPITULO I: INTRODUCCION

1.1 PROBLEMA DE INVESTIGACION

Existen diversos desafios y limitaciones asociados con la recuperacién mejorada de gas
y la captura de didxido de carbono CO2 en rocas consolidadas y/o areniscas a nivel global.
Actualmente, la aplicacién de técnicas de recuperacion de gas con la inyeccion de
nitrégeno (N2) y captura de CO; enfrenta dificultades debido a la mezcla excesiva de CO>
in situ con el gas natural existente, lo que contamina el metano recuperado y aumenta los
costos del proceso de purificacion (Nuhu et al., 2020). Esta contaminacion reduce el valor
de mercado Yy la eficiencia del proceso, lo que resulta en la limitacion de la aplicacién
practica de recuperacion mejorada de gas en proyectos reales y su consideracion como

una opcién econémicamente viable.

Por otra parte, en el &mbito de la recuperacion mejorada de hidrocarburos existe un reto
de optimizar la eficiencia de los métodos de inyeccion de gases para maximizar la
recuperacion de petrdleo y gas. Los métodos tradicionales como la inyeccion continua de
gas pueden presentar limitaciones en términos de recuperacion incremental y eficiencia
econdémica. Ademas, la necesidad de reducir la produccién de agua y mejorar la
segregacion de gases mas ligeros y pesados durante el proceso de inyeccion se convierte
en un aspecto critico para mejorar la eficacia de los métodos de recuperacion de
hidrocarburos (Samba et al., 2019).

En el contexto de la produccién de gas natural en Ecuador, especificamente en el campo
Amistad-Bloque 6, se presenta una necesidad critica de aumentar la produccion diaria de
gas natural a 173.4 millones de pies cubicos correspondiente al miembro Zacachum de la
formacion Subibaja. Actualmente, la produccion se mantiene en 21 millones de pies
cubicos por dia, segun la informacion técnica del area de actividades del campo Amistad
en el Bloque 6 (EP PETROECUADOR, 2023). La necesidad de incrementar la
produccion se fundamenta en la creciente demanda energética del pais, asi como en la
oportunidad de potenciar los recursos econémicos de Ecuador a través de la explotacion
de sus reservas de gas natural. Ademas, EP Petroecuador ha definido esta meta como

parte de su modelo de negocio estratégico, orientado a maximizar la rentabilidad y
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eficiencia en la produccion de hidrocarburos, contribuyendo significativamente al

desarrollo econémico nacional.

Paralelamente, se evidencia un desafio adicional relacionado con el aumento en la
produccion de agua, que ha pasado de 200 a 700 barriles por dia entre 2018 y 2023. Este
incremento en la produccion de agua representa un factor critico que debe abordarse de
manera eficiente para garantizar la viabilidad y sostenibilidad de la operacion en el campo
Amistad (EP PETROECUADOR, 2023).

La composicion del gas natural extraido del campo Amistad presenta una diversidad de
componentes, siendo el metano (CHa) el principal constituyente con un 98.65% Yy otros
componentes (Perez, 2016); por tal razon, también se plantea la alternativa de captura de
CO, como una estrategia esencial para enfrentar los desafios ambientales de la transicién
energética, brindando una herramienta efectiva para reducir las emisiones y avanzar hacia

un modelo mas sostenible y resiliente desde el punto de vista climatico.

Adicionalmente, la simulacién numérica permite evaluar técnica y econdmicamente la
aplicabilidad de los métodos de recuperacion mejorada del petroleo, como la inyeccion
GAG (Aoun et al., 2024). La simulaciéon juega un rol importante en el estudio del
hidrocarburo. Por ejemplo, la inyeccion alterna de gas para mejorar la recuperacion del
petréleo (Wan et al., 2015), simulacion de yacimientos en inyeccion alterna de agua y gas

(CO2) (Nasser et al., 2023), y almacenamiento geoldgico del carbono (Ji et al., 2023).

En este escenario, el planteamiento del problema del presente caso de estudio se enfoca
en implementar estrategias que permitan incrementar la produccion de gas natural en el
campo Amistad de manera eficiente, abordando simultaneamente el aumento en la
produccion de agua y considerando la composicion quimica compleja del gas extraido.
La resolucion de estos desafios se vuelve esencial para optimizar la operacion del campo,
garantizar la rentabilidad y contribuir a la satisfaccion de la demanda nacional de gas

natural en Ecuador.
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1.2 ANTEDECENTES

Morales (2017) analizé la tecnologia de captura, uso y almacenamiento de CO2 mediante
registros geofisicos de pozos petroleros de México para la produccion de hidrocarburos
remanentes y posible aplicacion de métodos de recuperacion mejorada (EOR). Esta
metodologia es util para evaluar EOR-CO. y obtener requisitos indispensables de las
formaciones como porosidad, permeabilidad y saturacion de fluidos. Ademas, este
estudio resalta que la tecnologia utilizada mitiga emanaciones de CO; a la atmosfera

ofreciendo un beneficio econdémico y social.

Shi et al. (2017) realizaron el experimento para la recuperacion mejorada de gas (EGR)
y el uso racional de CO; mediante el método CO,-EGR en yacimientos de baja
permeabilidad. Este estudio encontrd que la recuperacion aumenta en un 12% cuando el
contenido de CO2 en el gas producido es superior al 10%. También, este estudio propuso
un modelo matematico de filtracion de componentes para desplazar el gas natural
mediante la inyeccion de CO2 supercritico a través de datos de laboratorio. EI mismo que
analizo los factores que inciden en el desplazamiento del gas natural mediante la
inyeccion de CO2, con la finalidad de establecer condiciones de seleccion para zonas

favorables.

Mohagheghian et al. (2019) evaluaron la captura de CO> y la recuperacion mejorada de
gas mediante un modelo que considera el flujo viscoso, la difusién Knudsen y la
adsorcion competitiva de diferentes componentes como la variacion del tamafio de poro
y el efecto del gas. Los resultados de este estudio muestran que la fuerte adsorcion de
CO- sobre el CH4 es el principal mecanismo influyente en la captura de CO2, demostrando
que entre el 30 y 55% de CO> inyectado puede quedar capturado en la fase de adsorcion

y proporcionar una recuperacion incremental de gas del 8 al 16%.

Wang et al. (2018) realizaron experimentos de desplazamiento de nucleo largo de gas de
arenisca compacta a través de caracteristicas del yacimiento de gas y propiedades del
fluido para determinar la mejora de la recuperacion de gas y la captura geoldgica de CO..
Este estudio encontrd que la recuperacion de gas de la inyeccion de CO2 aumentd en un

18.36% comparado con el método por agotamiento. También, a una tasa de inyeccién
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maés baja la difusion de CO> fue dominante y la resistencia a la filtracion fue la fuerza

viscosa que resulta en una penetracion mas temprana del CO..

Carpenter (2015) evalué datos de yacimientos de gas a través de simulaciones de
recuperacion mejorada de gas con CO» y tratamiento refractario para reactivar pozos de
gas que no han logrado alcanzar tasas economicas de produccion de gas. Este estudio
recomendo la refracturacion hidraulica de yacimientos de esquisto para mejorar la
produccion de gas y posteriormente la inyeccion de CO.. Ademas, encontrd que el
proceso huff and puff no es una opcidn viable para la recuperacion mejorada de gas por
CO..

1.3 HIPOTESIS

e Hipdtesis Nula
¢Con el método Gas Alterno Gas (GAG) no es posible incrementar la recuperacion de
gas natural y captura de CO; de la formacién Subibaja-Zacachum en el Campo Amistad-
Bloque 6?

e Hipdtesis alternativa
¢Con el método Gas Alterno Gas (GAG) es posible incrementar la recuperacion de gas

natural y captura de CO> de la formacion Subibaja-Zacachum en el Campo Amistad-

Bloque 6?

1.4 OBJETIVOS

1.4.1 Objetivo General.

e Evaluar la viabilidad técnica y econdmica del método de inyeccion Gas Alterno
Gas (GAG) para incrementar la produccion de gas natural y captura de CO2 en el

campo Amistad-Bloque 6 en Ecuador.

1.4.2 Objetivos Especificos.
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e Simular el método Gas Alterno Gas (GAG) utilizando un software de ingenieria
(CMG) durante un periodo de 15 afios para analizar el comportamiento del sistema

en términos de recuperacion de gas natural y captura de COa.

e Caracterizar la geologia y composicién quimica del gas natural de la formacion
Subibaja-Zacachum del Campo Amistad-Bloque 6.

e Elaborar un analisis econémico detallado que incluya costos de implementacion,
operativos y proyecciones financieras durante 15 afios, con el fin de determinar la
viabilidad econémica del método Gas Alterno Gas (GAG) en el contexto del

Campo Amistad-Blogue 6.

1.5 ALCANCE

El alcance del presente estudio consiste en abordar de manera exhaustiva la evaluacion
de la viabilidad técnica y econdmica del método de inyeccion Gas Alterno Gas (GAG)
aplicado en el Campo Amistad-Bloque 6 en Ecuador. La investigacion se enfocara en la
simulacion detallada a lo largo de un periodo de 15 afios, analizando el comportamiento
del sistema con un énfasis particular en la recuperacion de gas natural y captura de CO..

En cuanto a la caracterizacion geoldgica y quimica, se limitara a la formacién Subibaja-
Zacachum del Campo Amistad-Bloque 6, proporcionando una vision general de la
geologia y la composicién quimica del gas natural. Por otra parte, el analisis econémico

detallado abarcara costos de implementacion, operativos y proyecciones financieras a

largo plazo, buscando determinar la viabilidad econémica del método Gas Alterno Gas.

1.6 VARIABLES

1.6.1 Variables Dependientes.

e Almacenamiento de COs,.

e Produccion de gas natural (metano).
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1.6.2 Variables Independientes.

e Ciclos de inyeccion del método de Gas Alterno Gas.

e Composicion quimica del gas natural.

e Propiedades petrofisicas y PVT de la formacion Subibaja-Zacachum.

e Areas con reservas probadas sin riesgo.
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CAPITULO II: MARCO TEORICO

2.1 GENERALIDADES DEL CAMPO AMISTAD

El campo petrolero Amistad o Blogue 6 posee un area aproximada de 2250 Km?2. Se ubica
en el Golfo de Guayaquil, al sureste de la ciudad de Machala, provincia de EI Oro, a 65
Km de Puerto Bolivar (Figura 1) (Pérez, 2016). Es el nico campo ubicado en costa afuera
(territorio maritimo ecuatoriano). En este campo petrolero se perfor6 el primer pozo
productor de gas natural (Amistad-01) en el afio de 1969.

Las caracteristicas de ubicacion y produccion de este campo determinan las condiciones
de problemas (obstruccion en tuberias) relacionados con la transferencia de calor que ha
causado disminucidn en la produccién. Actualmente, esta problematica se contrarresta

con un control termodindmico a base de inyeccion de metanol (Gallo & Sola, 2018).

Figura 1. Localizacion geogréafica del campo Amistad. Elaboracion propia.
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MAPA ESTRUCTURAL

TOPE FM SUBIBAJA _
SUB. CUENCA
JAMBELI

Figura 2. Ubicacion de la formacion Subibaja del campo Amistad. (EP PETROECUADOR, 2024).

El presente estudio se enfocara en la formacion Subibaja, especificamente en el miembro
Zacachum, el cual es el reservorio productor principal como se detalla en la Figura 2. Esta
formacién presenta una estructura anticlinal fallada y cortada por un diapiro,
caracterizandose por su profundidad promedio de 11,000 pies. Las presiones iniciales en
esta formacién oscilan entre 4,500 y 5,000 Psi. El gas producido es gas seco, compuesto
en un 99% por metano, la zona productora tiene un espesor neto de 120 pies y esta
conformada por litologia de arenisca, correspondiente a un deposito deltaico.
Adicionalmente, se destacan pardmetros petrofisicos como una porosidad del 16.8%, una
permeabilidad de 230 milidarcys (MD) y una saturacion de agua del 38%.
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2.2 PROPIEDADES DE LOS GASES

2.2.1 Composiciones de los gases naturales.

El gas natural esta formado principalmente por metano (CHy), alcanos pesados como
etano (CzHe), propano (CsHg), butano (CsHio), nitrégeno (Yang et al., 2023). Las

principales caracteristicas del gas natural son:

e Es una fuente de energia limpia que se encuentra en grandes proporciones en
yacimientos.

e Es importante para la produccion de amoniaco, metanol y etileno (con sus
derivados).

e Posee caracteristicas antidetonantes que, al mezclarse con el aire durante la

combustién, aumenta la eficiencia térmica.

2.2.2 Cromatografia de los gases.

La cromatografia de gases unidimensional es un método clasico de analitos volatiles y
térmicamente estables en la ciencia de la separacion. La cromatografia de gases
bidimensional determina un grado méas amplio de separacién, debido a que proporciona
una resolucién significativamente mejorada con un bajo impacto en el tiempo del analisis
cromatogréafico y el uso de recursos (Byrnes et al., 2023). Ademas, esta cromatografia

bidimensional proporciona informacion importante sobre los procesos quimicos.

Para Momotko et al. (2022) la cromatografia de gases se utiliza para separar diversos
compuestos odorantes. El transito y pico de los compuestos depende de la temperatura
durante el muestreo y deteccion. La separacion de los compuestos volatiles y
semivolatiles se logra a través del uso de la columna cromatografica y sus fases
estacionariay movil. La fase estacionaria es critica debido a que determina la selectividad
del proceso de separacion que depende del tipo de interacciones entre el analito y la fase
estacionaria. Ademas, es importante que la fase estacionaria seleccionada coincida con

las propiedades de los compuestos que se separan (Gaida et al., 2023).
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La Figura 3 muestra un diagrama de la cromatografia analitica de gases resaltando los

procesos de separacion de componentes con la finalidad de obtener informacion sobre su

composicion molecular.

Chromatograph
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\
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Figura 3. Diagrama de sistema de cromatografia de gases, (Blumberg, 2021).

2.2.3 Diagrama de fases.

Con la ecuacion de estado y algunos algoritmos de equilibrio de multiples fases, se podria

estimar el estado de equilibrio del gas natural, considerando la temperatura, presion y una

composicion molar

(Figura 4) (Aursand & Hammer, 2018).
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Figura 4. Diagrama de fases de una composicion tipica de gas natural, (Aursand & Hammer, 2018).

Para desarrollar un

diagrama de fases, se debe considerar:
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e Regidn de las dos fases. — estado de equilibrio formado por fase liquida y fase de

vapor de diversas composiciones.

e Linea de burbuja. — limite entre region liquida y region de dos fases.

e Linea de rocio. — limite entre regidn de vapor y region de dos fases.

e Punto critico. — punto de fusion de propiedades del liquido y vapor.

e Limite de sobrecalentamiento termodindmico. — temperatura maxima de un

liquido metaestable sobrecalentado.

2.2.4 Densidad.

La densidad es una propiedad termofisica importante que mide la relacion de la masa y

el volumen de los gases. La densidad de los gases es mucho menor relacionada a la

densidad de los liquidos, debido a la separacion de atomos en los gases. Existe una fuerte

dependencia de la densidad con propiedades como presion y temperatura (Al-Bodour et

al., 2023). Por ejemplo, la temperatura es un factor que influye en las densidades de los

disolventes. Es decir, a mayor temperatura, mayor densidad. La Figura 5 muestra el

cambio lineal de densidad con la temperatura en el proceso de empaquetamiento de

disolventes.
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Figura 5. Comportamiento de densidad de disolventes a diversas temperaturas, (Al-Bodour et al.,

2023).
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2.2.5 Viscosidad.

La viscosidad es una propiedad fisica que se establece a una determinada velocidad de
corte como la resistencia del fluido a la deformacion (Q. Zhang et al., 2012). La
viscosidad de los gases se encuentra en funcion de la presion, temperatura, densidad y
peso molecular (Londono et al., 2002). Ademas, controla e incide en el flujo de gas a
través de medios porosos. Es una propiedad que siempre es incierta en condiciones de
alta presion. Sin embargo, la viscosidad del gas se emplea para modelar la movilidad del
gas en el yacimiento, y es de gran ayuda para estimar reservas durante la planificacion

del desarrollo del campo.

2.2.6 Solubilidad.

La solubilidad de los gases es una propiedad importante en aplicaciones de ingenieria,
procesos quimicos, bioquimicos y aplicaciones petroleras (recuperacion mejorada del
petréleo, almacenamiento geoldgico de CO2 y corrosion en campos de gas). Segun

(Ratnakar et al., 2020), la solubilidad posee las siguientes caracteristicas:

Es importante para modelar el proceso de reaccion con minerales en la fase

acuosa.

- Esuna propiedad clave para determinar la cantidad méaxima de la captura de CO>
en los yacimientos de petroleo/gas.

- Determina la eleccion de los materiales del pozo y de la instalacion para garantizar
su integridad.

- La presencia de sales en el agua puede ocasionar un impacto significativo en la

solubilidad del gas.

La solubilidad de un gas en un liquido depende de la presién del gas que ejerce sobre el

liquido y la superficie de contacto de las fases (Zanin et al., 2021).
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2.2.7 Compresibilidad.

La compresibilidad del gas es la propiedad que muestra la variacion del volumen de un
gas a diferentes presiones. Por tanto, es una funcion de la composicion del gas. La
compresibilidad es el cambio proporcional de volumen a variaciones de tension o presion
(Ganat et al., 2024).

Adicionalmente, la compresibilidad de la fase de gas posee un efecto significativo en el
flujo y transferencia del calor (X. Shi et al., 2023).
Segun EIl-Banbi et al. (2018), las principales técnicas para desarrollar relaciones de

compresibilidad son las siguientes:
- Ecuacion de estado.

- Estados correspondientes para predecir la desviacion del comportamiento ideal.

- Forma cerrada para diversos gases.

2.3 PROPEDADES DEL RESERVORIO

La tabla 1 muestra las propiedades del reservorio productor principal Miembro Zacachum

de la formacién Subibaja.

Tabla 1. Propiedades del reservorio del campo Amistad, (Petroecuador, 2023).

Propiedades Descripcion
Tipo de estructura Anticlinal fallado cortado por diapiro
Profundidad promedio 11000 ft
Presiones iniciales 4500-5000 PSI
Tipo de gas Gas Seco — Metano 99%
Espero neto de zona productora 120 FT
Litologia Arenisca/Deposito deltaico
Porosidad 16.8%
Permeabilidad 230 MD
Saturacion del agua 38%
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2.4 METODOS DE INYECCION DE GAS

2.4.1 Inyeccion Ciclica de Gas.

La inyeccidn ciclica de gas es un método de recuperacion mejorada que se utiliza para
mejorar el rendimiento de la estimulacion por gas y para recuperar el petréleo pesado
(Sandoval M et al., 2023). También es conocido como Huff-Puff. Proporciona una pronta

respuesta en yacimientos fracturados natural o hidraulicamente.

La inyeccidn ciclica de gas fusionada con tecnologias modernas como la perforacion
horizontal y la fracturacion hidraulica han alcanzados excelentes resultados en
formaciones de baja permeabilidad (Wilson, 2015). Este método de inyeccion de gas es

una opcidén importante para la captura y almacenamiento de carbono en los reservorios.

La eficacia de este método depende de la presion de miscibilidad, es decir, se puede lograr
un alto rendimiento de la inyeccion ciclica de gas cuando la presion de inyeccion de gas
esta cerca o por encima de la Presion Minima de Miscibilidad (PMM) (Altawati et al.,
2021).
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Figura 6. Esquema experimental de la inyeccion ciclica de gas, (Sandoval M et al., 2023).
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2.4.2 Inyeccion Continua de Gas.

La inyeccion continua de gas (CGI por sus siglas en inglés), es un método idéneo en
yacimientos mojados por agua durante la inyeccion de gas inmiscible (X. Zhang et al.,

2023). También, se aplica adecuadamente para los depositos de drenaje por gravedad.

La inyeccién continua de gas en patrones de inundacion horizontal da paso a una fuerte
segregacion gravitacional y escasos volumen en el barrido (Tavousi et al., 2016). Sin

embargo, la eficiencia del barrido del yacimiento mejora con el método alterno de agua

y gas.

Injection Well

Figura 7. Esquema grafico del método de inyeccion continua, (Nufiez et al., 2017).

2.4.3 Alterno de Aguay gas (WAG).

Este método es conocido como WAG por sus siglas en inglés Water Alternating Gas,
permite la inyeccion alternada sucesiva y continua de agua y gas durante ciclos que se
implementan en los diversos procesos de inyeccion. La inyeccion de estos fluidos
proporciona ventajas en la eficiencia de barrido volumétrica y la eficiencia de

desplazamiento del petréleo (Monroy & Coronado, 2008).

Adicionalmente, Afzali et al. (2018) determina que el objetivo principal de la inyeccién
WAG es controlar la movilidad y disminuir la problematica de la digitacion viscosa.
Combina los mecanismos de imbibicion y drenaje durante inyecciones sucesivas de los

ciclos de gas y agua en un régimen trifasico en el yacimiento.
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Figura 8. Representacion gréafica de la inyeccion WAG en un yacimiento, (Afzali et al., 2018).
2.4.4. Arreglos de pozos.

Los arreglos de pozos establecen procesos de desplazamiento en el yacimiento, con una
configuracién especifica de pozos inyectores o productores cuya dindmica se repite
mediante patrones en el campo petrolero (Trujillo & Galindo, 2011). Es decir, el campo
se desarrolla en un arreglo regular a base de figuras geométricas entre sus pozos petroleros
(Lin & Reyes, 2017).

e Laseleccion de los arreglos depende de:
e Estructura del campo.

e Limites del yacimiento.

e Continuidad de las arenas.

e Dinamica de permeabilidad, porosidad.

e Dinamica de numero y posicion de pozos petroleros.
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Figura 9. Diagrama de arreglos, (Vishnyakov et al., 2020).

2.5 METODO GAS ALTERNO GAS (GAG)

2.5.1 Método CO>-N..

El CO2 y N2 son dos gases de combustién que mezclados mejoran la eficiencia en la
explotacion del gas natural. EI método CO»-N2 es una alternativa que logra una mayor
proporcion de recuperacion de CH4 (Koh et al., 2016). Este método esencialmente cambia
las rutas de migracidn de los gases inyectados dando lugar a una mayor extraccion de gas

natural.

La figura 10 describe el flujo de fluido y la evolucion de hidratos durante la inyeccion

GAG. N busca nuevos canales para el almacenamiento de CO2, mientras que el CO> es
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el refuerzo en estos canales en forma de hidrato de CO». Esto podria prevenir de forma
eficaz una disminucidn grave en la eficiencia de produccion del gas natural (Cao et al.,
2024).

N, injection OcH, #N  wco CO, injection CH, hydrate

X &

Time

CO; injection

Time

Figura 10. Flujo de gas CO2-Ng, (Cao et al., 2024).

2.5.2 Método CO,-CHa.

El método CO2-CH4 es conocido como técnica de reemplazo o técnica de intercambio de
CO;z a CHa, permitiendo la produccién a partir de hidratos de CH4 y de la captura de CO>
(Ors & Sinayuc, 2014). El intercambio inicial de CO2-CH4 proporciona como resultado
una capa de hidrato de CO> que aisla el volumen del hidrato de CH4 original. Una de las
ventajas de este método consiste en recuperar el gas CH4 como un recurso energético

importante y mitigar el gas de efecto invernadero CO> en la atmésfera (Yuan et al., 2012).
Adicionalmente, el método CO2-CHj, estabiliza los sedimentos durante la exploracion
(Liu et al., 2016). Y durante la sustitucion intervienen multiples procesos como la

liberacién del calor, transporte de masa, cambio de volumen y produccion de gas. Por
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tanto, este método involucra un analisis integral de parametros fisicos y quimicos como
difusividad, solubilidad, propiedades térmicas y condiciones de fase que dependen de la
presion y temperatura.

2.5.3 Método CO,-AIRE.

El método CO»-Aire es el método mas atractivo para la produccion de gas natural debido
a que el aire es abundante y esta disponible en cualquier momento y lugar (Kang et al.,
2014). El uso de aire puro contribuye a la produccién de CH4 a través de la fusion del gas
natural y el reemplazo puede ocurrir cuando se utiliza los sistemas con hidratos de CH4

concentrados o inyeccion de aire enriquecido con CO..

La figura 11 muestra un esquema del método de produccion de gas natural impulsado por
aire 0 (COx/aire).

Figura 11. Método CO,-Aiire, (Kang et al., 2014).

2.6 CAPTURAY ALMACENAMIENTO DE CO;

2.6.1 Importancia de la captura y almacenamiento Offshore.

La captura y almacenamiento de CO, en Offshore es una tecnologia clave para reducir
las emisiones de gases de efecto invernadero. Su despliegue econémico depende de la
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presencia de incentivos politicos y mecanismos de comercio de carbono. Segun (El-Kady

et al., 2024), una vez capturado y almacenado el CO; puede utilizarse para:

e Proporcionar energia limpia renovable.

e Recuperacion mejorada del petréleo.

e Almacenamiento de forma segura.

e Facilidad, seguridad y rentabilidad en comparacién con los métodos Onshore.

e Simplificacion de planificacion y ejecucion de proyectos.

2.6.2 Compromisos internacionales.

China, desempefia un papel fundamental para impulsar el desarrollo de proyectos de
captura y almacenamiento de carbono. Su marco regulatorio fundamental es el Plan
Quinquenal (FYP) que marca una ruta integral para el desarrollo econémico y social de
este pais. Ademas, cuenta con un plan de desarrollo industrial ecolégico desde el afio
2016 (Jiang & Ashworth, 2021).

Estados Unidos, la implementacion de proyectos de captura y almacenamiento de
carbono en este pais, se encuentra regulada por normativas como la Ley de Seguridad de
Tuberias, para el transporte seguro. Ademas, cuenta con la Ley de Seguridad de Tuberias
de Liquidos Peligrosos y Ley de Seguridad de Oleoductos, Certeza Regulatoria y
Creacion de Empleo que permiten regular las actividades de captura y almacenamiento
de carbono (El-Kady et al., 2024).

Europa, la directiva del Parlamento Europeo establece un esquema para el comercio de
derechos de emision de gases de efecto invernadero dentro de la comunidad europea. La
directiva sobre el gas de la unién europea determina requisitos para la operacion segura
de las instalaciones de petréleo y gas Offshore asociados al disefio, construccion,

operacion, mantenimiento y gestion de emergencias.
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2.7 SIMULACION NUMERICA

2.7.1 Consideraciones generales para proyectos de simulacion

numeérica utilizando el método GAG.
Aoun et al. (2024) considera diversas caracteristicas y parametros fundamentales para la

simulacion numérica de yacimientos a través del método GAG:

Reconocimiento del area de estudio, yacimientos y pozos de petroleo.

Espesor y permeabilidad del yacimiento.

Refinamiento del mallado para el comportamiento del flujo en los yacimientos.

Ecuacion de estado para simular las interacciones composicionales de los fluidos

del yacimiento.

Propiedades del yacimiento como porosidad, presion inicial, saturacion de agua,
fracturas, temperaturas del yacimiento, para el modelo de simulacion.

Caracteristicas del fracturamiento hidraulico.

Curvas de permeabilidad relativa.

® Water
@® CH4
oN
® CO2

: ‘ Gas ad/desorption
l\ﬂmum %‘as Y esorp) M Coal skeleton
and ‘water flow,

e Fracture Matrix
COzand N2 Fractures
mixture flow
Matrix pores

W CO2 and N2

mixture

CO2, N2 and
CH4 mixture

/ =
________________________ | T Gas and\watcr Mass transfer at
T 1 seepage in fracture Matrix surface

Figura 12. Adsorcion competitiva cuando se inyecta una mezcla de N2/CO; para la produccidn de

gas natural (Ahmed, y otros, 2021).

En la Figura 12 se detallan pardmetros relevantes para la simulacion del método GAG
(Gas Alterno Gas), enfocado en la inyeccién de una mezcla de N2/CO; para la
optimizacion de la produccidn de gas natural; ademas, se destaca la adsorcién competitiva
de los gases inyectados en los poros de la formacion geologica, asi como las dinamicas

de inyeccién y produccion en pozos estratégicamente ubicados. De igual manera, se
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consideran condiciones geoldgicas como las longitudes de la matriz Ly y longitudes de
las fracturas Lr, como la presencia de fallas, que pueden influir significativamente en la
distribucién y el desplazamiento de los gases inyectados, proporcionando una Vvision
integral y detallada de las interacciones y comportamientos esperados durante la

implementacion del método GAG.
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Figura 13. Modelo fisico de un medio fracturado: (a) superficie real de la arena, (b) modelo de la
estructura de la arena en la malla de simulacion, (c) volumen representativo del elemento (REV),

donde L es el ancho de la matriz y Ly es el ancho de la fractura, (Chaojun, y otros, 2019)

La Figura 13 presenta un modelo fisico de un medio fracturado, un concepto clave en la
modelacion de medios fracturados, donde Ln representa el ancho de la matriz y L el
ancho de la fractura. Este enfoque permite una representacion a condiciones reales en la
simulacion de reservorios acerca de la interaccion entre la matriz y las fracturas. Con los
criterios y la metodologia presentados se disefiara el reservorio del Campo Amistad,
objeto del estudio. La modelacién de la arena y la estructura de la malla de simulacion
seran fundamentales para entender las caracteristicas del medio fracturado de la
formacién Subibaja en el Campo Amistad. Al aplicar el concepto del volumen
representativo, se podra evaluar de manera detallada la distribucion, comportamiento de
las fracturas, la matriz dentro del reservorio y la inyeccion del CO2 y N2 en funcion del

volumen poroso.
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2.7.2 Ventajas del método GAG.

Segln Agada et al. (2016), las principales ventajas de implementar la inyeccion GAG

son:

- Gas inyectado hara que se produzca mas petréleo en pozos adyacentes.

- Tasas de inyeccién de gas significativamente menores en comparacion con
método Huff and Puff.

- Mitigacion del problema de fuga temprana.

- Técnica rentable debido a que requiere una unidad de compresion para funcionar.
En lugar de varias unidades como otros metodos.

- Luego de algunos ciclos de inyeccion alternada de gas, el gas producido aumenta
y alcanza un nivel que permite operaciones de inyeccion continua y el gas

excedente se envia a la red de recoleccién de gas.

En base a la revision bibliografica, se ha aplicado el método GAG en sistemas onshore
mediante el proceso Huff and Puff, demostrando su efectividad en la mejora de la
recuperacion de hidrocarburos. Este método ha permitido aprovechar las caracteristicas

de adsorcién y desorcion de los gases inyectados.
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Figura 14. Aplicacion del método Gas Alterno Gas offshore (Mengya, y otros, 2023).

Enbase a Tao y otros (2024), se han implementado casos de estudio de inyeccion continua
de CO2y N en sistemas offshore, demostrando la viabilidad y efectividad de este enfoque
en la recuperacion mejorada de hidrocarburos. Estos estudios han proporcionado una

comprension detallada de las dinamicas de adsorcion y desplazamiento en formaciones
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geoldgicas complejas, resaltando la importancia de las condiciones operativas y
geoldgicas en la optimizacion de la produccion de gas natural como se observa en la
Figura 14.

En el presente estudio, se aplicara una inyeccion alternada de gases (GAG) con un periodo
de un afio para cada gas, seguida de una inyeccion continua al final de los ciclos. Esta
estrategia permitira evaluar el impacto de la variacion del volumen poroso en la eficiencia
de la recuperacion de gas natural, proporcionando una comparacion directa con los
métodos continuos previamente estudiados. Con el enfoque de alternancia de gases busca
maximizar la adsorcion y el desplazamiento de los gases inyectados, optimizando asi la

produccion en condiciones geoldgicas especificas.

2.7.3 Software de simulacion.
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automatico y la disefiada especificamente de yacimientos y

interpretacion para yacimientos produccion
imparcial de datos para no convencionales. colaborar verdaderamente
identificar la solucion en el mismo activo.

Optima de yacimientos
y operaciones.

Figura 15. Aplicaciones del software de ingenieria “CMG”, (Computer Modelling Group, 2024).

En la Figura 15 se detallan todas las aplicaciones del software de ingenieria de Computer
Modelling Group conocido como “CMG”, destacandose como herramientas lideres en la
industria para la simulacion y andlisis de yacimientos de petréleo y gas. Entre las
aplicaciones mencionadas se encuentran IMEX, un simulador lider para modelar procesos
de recuperacion de petroleo; GEM, especializado en modelado de yacimientos basados
en ecuaciones de estado composicionales, quimicos y no convencionales; y STARS, el
estandar de la industria en EOR térmico y otros procesos avanzados. Adicionalmente, se
presentan herramientas como RESULTS, para visualizacion y andlisis de caracteristicas
del yacimiento; BUILDER, una interfaz intuitiva para disefio de modelos de simulacion;
WINPROP, que optimiza descripciones de propiedades de fluidos; CMOST, que utiliza
analisis estadistico y aprendizaje automatico; SHALEIQ, una solucién de prondstico
avanzado para yacimientos no convencionales; y COFLOW, que facilita la colaboracion

entre ingenieros de yacimientos y produccion.

Para el presente caso de estudio, se implementaron las aplicaciones GEM, BUILDER,
WINPROP y RESULTS de CMG. GEM se utilizo para el modelado composicional del
yacimiento basado en ecuaciones de estado, mientras que BUILDER facilit6 el disefio y
la preparacion eficiente del modelo de simulacion. WINPROP fue empleado para crear
descripciones optimizadas de propiedades de fluidos, y RESULTS permitié la
visualizacion y analisis de las caracteristicas del yacimiento, los procesos de recuperacion
y el rendimiento de este. Estas herramientas, combinadas, proporcionaron una solucion

integral y detallada para el analisis y modelado del campo Amistad.
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CAPITULO I1l: METODOLOGIA

3.1 DISENO DE LA INVESTIGACION

3.1.1 Tipo de investigacion.

La investigacién mixta: por el enfoque que combina tanto métodos cuantitativos
como cualitativos en un solo estudio (De Torres et al., 2024). En el caso de estudio
del campo Amistad-Bloque 6, la investigacion mixta se aplica al combinar la
simulacion numérica para evaluar la viabilidad técnica del método GAG con un
analisis de la literatura existente sobre la efectividad de técnicas similares en otros
contextos.

El método hipotético-deductivo: ya que implica la formulacion de hipotesis
especificas y la deduccion de consecuencias observacionales que pueden ser
sometidas a prueba (Edgar & Manz, 2017). En el caso de estudio, la hipétesis
planteada es la posibilidad de que la implementacion del método GAG sea capaz
de incrementar la recuperaciéon de gas natural y captura de CO2 en el Campo
Amistad-Bloque 6. El enfoque deductivo implica la simulacion detallada en un
software de ingenieria, lo que permitira probar y validar las predicciones

derivadas de la hipotesis.

3.1.2 Poblacién.

La poblacion es de tipo finita y en el contexto del caso de estudio, la poblacién se refiere

a la totalidad de la formacion Subibaja-Zacachum en el Campo Amistad-Bloque 6. La

poblacion en este caso incluiria todas las areas de reservas probadas sin riesgo y reservas

no probadas con riesgo dentro de esta formacidn, ya que se busca implementar el método

GAG en dichas areas. Las propiedades petrofisicas, la composicion quimica del gas

natural y otras caracteristicas de esta poblacion seran fundamentales para la simulacion y

el andlisis posterior.
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3.1.3 Muestra.

La seleccion de la muestra se basa en criterios como la ubicacién estratégica de los pozos,
las propiedades petrofisicas y la composicion quimica del gas natural en esas areas
particulares. La muestra que se elija corresponderd a una parte de la poblacion de la
formacion Subibaja-Zacachum para garantizar la validez de los resultados obtenidos
durante la simulacion y el analisis econémico; es decir que el muestreo es por

conveniencia ya que no se implementard un modelo estadistico.

3.1.4 Procedimiento metodologico.

El proceso metodoldgico consiste en los siguientes pasos:

e Paso 1: Investigacion contractual en revistas, libros y otras fuentes sobre el
método Gas Alterno Gas para gas seco referente a los Ultimos cinco afios de
publicacion.

e Paso 2: Obtencion de datos para la simulacion numérica en el software de
ingenieria para definir archivos (.bna) de la profundidad y espesores que permitan
interpolar las propiedades petrofisicas con la composicion quimica del gas natural
del campo Amistad-Bloque 6 respecto a la formacion Subibaja-Zacachum.

e Paso 3: Definicién de los volimenes de inyeccion con relacién al volumen poroso
de la formacion Subibaja-Zacachum. Como el método es alterno en este paso se
estableceran los tipos de gases (CO2 y Nitrogeno N2) y los periodos de remojo
para lograr una éptima recuperacion del gas natural.

e Paso 4: Perforacion de los pozos productores e inyectores (considerando los
criterios de arreglos normales y/o invertidos) en las areas de reservas probadas
debido a que es un campo desarrollado y asi se evita la incertidumbre.

e Paso 5: Simulacion en el software de ingenieria “CMG” para condiciones
composicionales basadas en las ecuaciones de estado debido a que se implementa
la composicién quimica del gas natural. En este paso se verificard que las
condiciones de los pozos correspondan al contexto de operacion y el tiempo de

simulacion.
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e Paso 6: Analisis de la produccion de gas natural y captura de CO2 con las curvas
de produccion y factor de recobro de la formacién Subibaja-Zacachum del campo
Amistad-Bloque 6.

e Paso 7: Realizar un analisis econdmico considerando los costos fijos y de

operacioén para determinar la viabilidad técnica durante 15 afios.

3.2 MAPA GEOLOGICO DE LA FORMACION SUBIBAJA DEL
MIEMBRO ZACACHUM
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Figura 16. Generacién de puntos de espesores y fallas de la formacion Subibaja (GMSH,2024).

En la Figura 16 se puede visualizar la creacion de los puntos generados mediante el
software GMSH para el disefio de mapas, bajo una licencia de libre uso. Estos puntos
representan diferentes profundidades, desde 8000 pies hasta 11000 pies. Ademas, se
crearon 11 fallas que van en sentido Suroeste y que a su vez se interceptan con una falla
central que esta representado en el mapa en sentido Norte-Sur, lo cual generd un total de
1629 puntos.

Posteriormente, se ajustaron estos puntos a las dimensiones reales del mapa, que estaban
en unidades UTM (Universal Transverse Mercator). Para lograr esto, se multiplicaron las
coordenadas "X" por 22.27 y las coordenadas "Y" por 21.09, convirtiéndolas a pies para
que fueran compatibles con el simulador de ingenieria, que trabaja con unidades de

campo. Ademas, en el presente caso de estudio se consider un area de 112km?.
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Después, se organiz6 la informacion en un archivo ".bna", en primer lugar se ordeno las
capas desde la mayor profundidad a menor profundidad donde se incluyd coordenadas
con el formato del software de ingenieria ("Contour","Valor numérico profundidad”,-

Cantidad de puntos), luego, se agregaron las 12 fallas con el formato similar ("Fault"”,

Valor numérico correspondiente al nimero u orden de falla”,-Cantidad de puntos).

Para el mapa de espesores se cred una copia del archivo de profundidades con la misma
estructura, pero en este caso se eliminaron las fallas y se agregaron espesores de 60 pies

a cada capa, lo cual gener6 un total de espesores de 660 pies.
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Figura 17. Profundidades de la formacién Subibaja del miembro Zacachum (EP Petroecuador,
2024).
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De acuerdo con la Figura 17, se observa que la formacion Subibaja se extiende desde un
tope situado a 10,500 pies hasta una base ubicada a 11,000 pies, con un espesor neto de
la zona de produccion estimado en 120 pies. Considerando esta informacion, se ha

decidido utilizar las profundidades mencionadas para el modelamiento dinamico.

Es importante destacar que el mapa en cuestion es de considerable tamafio y abarca
diversas formaciones geoldgicas y estructuras dentro del yacimiento. Sin embargo, en
este contexto, se enfocara especificamente en la formacion Subibaja que se halla dentro
de los intervalos de profundidad mencionados anteriormente e incluidas (10500 pies,
10800 pies y 11000 pies). Este enfoque permitira una representacion mas detallada y

precisa de la zona de interés para el analisis dindmico del yacimiento.
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Figura 18. Mallado y ubicacion en el mapa de profundidades (CMG, 2024).

La Figura 18 muestra el mapa detallado de profundidades y espesores que se introdujeron
en el software de ingenieria “CMG”. En este caso se establecieron 40 celdas en la
direccion "X" con una medida de 450 pies, y otras 75 celdas en la direcciéon "Y" de 450
pies. Para la direccion "K", se crearon 10 capas. Para garantizar una distribucién
equitativa de las celdas y facilitar la interpolacion de propiedades, por tal razon, se
multiplicé el mapa de espesores por 0.1.

Con el fin de llevar a cabo la interpolacion de propiedades petrofisicas, se incorporaron
valores de porosidad (16.80%) y permeabilidad (230 MD) en todas las capas en la seccion
de componentes y reservorios. Esto asegura que la interpolacién se realice con las celdas

de cada profundidad y espesor.

La posicion inicial de la malla de simulacion se defini6 estratégicamente, comenzando en
las coordenadas "1=3600 pies" y "J=52000 pies", asegurando asi que la totalidad de la
seccion de la grilla cubra de manera adecuada los contornos y espesores del area de interés
definidos por los poligonos con recursos prospectivos P6, P7 y P8 con reservas probadas

y desarrolladas como se indica en la Figura 37 del Anexo Al.
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Figura 19. Mapa en 3D de profundidades, espesores y propiedades de interpolacién (CMG, 2024).

En la Figura 19 se puede observar las propiedades que se seleccionaron para la
interpolacion como los espesores de arena, profundidades, permeabilidades y porosidades
con el modelo de mallado “Orthogonal Corner Point”. En este caso, se corrobord que el
grillado se completé sin anomalias y que las fallas se encuentran dentro de las

especificaciones del campo.

3.3 DISENO DEL GAS SECO DE LA FORMACION SUBIBAJA
DEL MIEMBRO ZACACHUM

Para modelar las propiedades del gas seco de la formacion Subibaja del miembro
Zacachum, se emplearan las caracteristicas especificadas, que incluyen la utilizacion de
la ecuacion de estado Peng-Robinson (PR: 1978) y la expresion de unidades en Psi para
presion y grados Fahrenheit para temperatura. La entrada de los datos se expres6 en
moles, estas especificaciones permitieron realizar un analisis preciso y detallado de las
propiedades termodindmicas del gas seco en esta formacion, lo que resulta fundamental

para comprender su comportamiento y optimizar su explotacion de Metano.
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Component |nt Coef. Viscosity AqueousPhase Model Option
Comments
Default Reservoir Temperature (deg F) 210
No. of components: 9 Constant Volume Shift v
Ins Lib No. | Component HC Pc (atm) Tc (K) Acentric fact. Mol. weight ﬁ
h N2 0 135 1262 004 28013 0 0
nsOwn 18 co2 3 728 304.2 0225 44.01 0 0
3 CH4 1 454 190.6 0.008 16.043 0 0
Copy 4 C2H6 1 482 3054 0.098 30.07 0 0
Paste 5 C3H8 1 419 369.8 0.152 44.097 0 0
Delcio 6 IC4 1 36 408.1 0.176 58.124 0 0
7 NC4 1 375 4252 0.193 58.124 0 0
a 8 IC5 1 334 460.4 0.227 72.151 0 0
- 9 1 3246 0.27504 86 0 0
First Set ~ NOTE: There are more options to input values for Vol. Shift, V Shift Coef1. and Ref. Henry. Right mouse click their column header
e P cell for the corresponding context menus.

Figura 20. Seleccion de componentes del gas seco de la formacion Subibaja (CMG, 2024).

En la Figura 20 se puede observar la seleccion de los componentes de la seccion de “Ins
Lib” y se asignaron un niimero de “1” para los hidrocarburos y “0 & 3” para los otros
gases que se encuentran en la mezcla y que a su vez se utilizaron para la inyeccion,

posteriormente, se aplicé los cambios y se dejo por defeco las otras caracteristicas.

Comments

Enter the composition in mole fraction or percent. Normally, "Primary” corresponds to the reservoir fluid
and "Secondary” corresponds to the injection fluid (if applicable). Blanks will be replaced by zeros.

Component Primary Secondary
_ 0.00287 0.0

co2 0.00035 0.0 Normal]iz‘e
CH4 099105 00 Composition

C2H6 0.0034 0.0
C3H8 0.00102 0.0
0.00032 0.0
NC4 5E-05 0.0
3E-05 0.0
FC6 0.00082 0.0
Sum 1.00001 0

Figura 21. Fracciones molares del gas seco de la formacion Subibaja (CMG, 2024).

Ademas, se ingresé las composiciones molares de cada componente y se pudo comprobar
que el gas del campo Amistad es seco y tiene 99% de metano; por tal razdn, no se realizd

una caracterizacion de fracciones pesadas o C7+.
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] WP_TEMP1_SUBIBAJA DAT Calculations Experimental Experimental K-values Plot Control
LJ Simulation Data Set
=}-\=] Simulation Steps Comments RC
1 a0 Unies (EM SLIBIRA'N) Pressure Data Temperature Data
- Component Selection/Properties
< Component Property Plot Presacrs (pei) 147 Temperature (deg F) 60
Composition
“« Component Composition Plot = E 2
Two-phase Flash (SC) Pressure step (psia) 450 emperature step (deg F)
B2 Two-phase Flash (RC)
- CMG GEM EOS Model No. of pressure steps: 1 No. of temperature steps: n
= D Simulation Results
;;d Event Log K-Values
[% Simulation Output Feed specification
=5« Simulation Graphs s = s K-values
%« RC : Phase Properties (Solvent TITERY o wocwon
Internal
Mixed 1
Output level/Stability test level
Mole fraction step: 0
Output level Stability test level
No. of mole fraction steps: 1 1 § 1
Flash Type: QNSS\Newton

Figura 22. Presiones y temperaturas para la prueba “Two-phase Flash” (CMG, 2024).

Luego se procedio6 a realizar la prueba de “Two-phase Flash” bajo dos conjuntos de
condiciones distintas para determinar el comportamiento y las propiedades de los fluidos
en un sistema multicomponente cuando estan en equilibrio liquido-vapor. En primer
lugar, se llevo a cabo la prueba bajo condiciones estandares denominado “SC”, donde la
presion se fijé en 4.7 Psi y la temperatura en 60 °F. Posteriormente, se replico la prueba
bajo condiciones de reservorio denominado “RC”, estableciendo la presion en 5000 Psi

y la temperatura en 210 °F, para simular las propiedades a condiciones reales del

yacimiento.

Group up to component: FC6
Output level 1

Lumping Method

O Program generates lumping scheme

© Define lumping scheme in grid below

Number of lumped components: 4 <

No. Component 1st composition 2nd composition Scheme
1 N2 0.00287 0.0 1
2 Cc02 0.00035 00 2
3 CH4 0.99105 0.0 3
4 C2H6 0.0034 00 4
5 C3H8 0.00102 0.0 4
6 IC4 0.00032 0.0 4
7 NC4 5E-05 0.0 4
8 IC5 3E-05 0.0 4
9 FC6 0.00092 0.0 4

Figura 23. Agrupacion de componentes del gas seco (CMG, 2024).
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Ademas, se realizdé un agrupamiento de componentes o "component lumping"” con el
objetivo de simplificar el analisis termodinamico y la modelizacion del gas seco de la
formacién Subibaja del miembro Zacachum. Este proceso consisti6 en combinar
componentes similares en categorias mas amplias con el fin de reducir la complejidad en
los tiempos de simulacidn, sin perder de vista las caracteristicas fundamentales de los
componentes individuales. El agrupamiento resultante se dividio en cuatro categorias
principales: didxido de carbono (COy), nitrégeno (N2), metano (CHa) y una categoria que

incluye desde etano (C2Hs) hasta hexano (CsH14), como se detalla en la Figura 23.

RC : Phase Properties (Solvent Mole Fraction = 0.0000)
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1.00 ==
L
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Figura 24. Factor de compresibilidad “Z” del gas seco de la formacion Subibaja del campo Amistad
(CMG, 2024).

En la figura 24 se puede observar el comportamiento del factor Z para diferentes
condiciones de presion y temperatura en el campo de estudio del gas seco de la formacién
Subibaja del Miembro Zacachum. La variacién del factor Z proporciona informacion
sobre la desviacion de los gases reales respecto a un comportamiento ideal, lo que a su
vez influye en el disefio, la optimizacion de procesos de produccion de gas y el volumen
especifico del gas en condiciones cambiantes. Posteriormente, se exportaron los calculos
PVT realizados en un archivo (.gem) donde se fij6 nuevamente la temperatura del
reservorio, la correlacion de la fase acuosa de “Rowe-Chou” y las correlaciones de

viscosidades de “Kestin”.
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3.4 DISENO DEL METODO GAS-ALTERNO-GAS

3.4.1 Ajuste de las regiones de no flujo en las fallas.

Set/Edit Transmissibility Multipliers X
# Fault | Current Multiplier | New Multiplier From K-layer To K-ayer
4 F 4 No blocks along f... 1 10
5 F5 0 1 10
6 F 6 0 1 10
7 F7 0 1 10
8 F 8 0 1 10
9 F 9 0 1 10
10 F 10 0 1 10
1 F1 0 1 10
12 F 12 0 1 10
e

Fault surface transparency
8 Check only faults with throw Trim fault surfaces 0 1

Modify
ﬂ | direction transmissibility multipliers
ﬂ J direction transmissibility multipliers

K direction transmissibility multipliers

OK Cancel Apply Help

— o = — —_— 4

Figura 25. Regiones de no flujo en fallas (CMG, 2024).

Con base a la Figura 25 se asign6é un valor de “0” a “New Multiplier” a todas las fallas
luego de haber realizado la interpolacion para que no exista flujo de gas y agua entre las
capas 1y 10 de “K”. Posteriormente, se agrego el calculo de la compresibilidad de la
formacion de la ecuacion 1 formulada por (Ganat, Hrairi, Badawy, Khosravi, & Abdalla,
2024), que establecieron la relacién entre la porosidad de areniscas inferior al 25% y de
aspecto no consolidada.

C; = (—5490.60° + 4725.5¢% — 1392.19 + 153.3)10° psi~* 1)

Ademas, se agregaron las fracciones molares en la seccion de propiedad de los fluidos
del software de ingenieria con las condiciones de presion de 4,500 Psi, 210 °F y 0.30 cp

de viscosidad del agua.
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3.4.2 Permeabilidades relativas.

Relative permeability correlations X
Calculations for oil-water-gas system
Use list below as a guide to set exponent values for the generalized i:
equations, or to select specific analytical equations. ;
3
Suggestions not required. v
o
Show Equations
00 + + Sw + + -0

Sweon Swerit 1-Sorw 1-Soirw
Liquid saturations do not include connate water |

# | Description Value
1 |SWCON - Endpoint Saturation: Connate Water 0.15 " ’_:“,-:
| 2_ SWCRIT - Endpoint Saturation: Critical Water  0.25 E g
3_ SOIRW - Endpoint Saturation: Irreducible Qil .. 0.15 ;Eg
4_ SORW - Endpoint Saturation: Residual Oil for ... 0.25 §§ =
5_ SOIRG - Endpoint Saturation: Irreducible Oil f.. 0.1 - Som““
|6 | SORG - Endpoint Saturation: Residual Qil for . 0.2 0.0 Sw%onT S?rg si Lsg';fm ngmn
7 |SGCON - Endpoint Saturation: Connate Gas 0.1 Sicon
8_ SGCRIT - Endpoint Saturation: Critical Gas 02
9_ KROCW - Kro at Connate Water 02
F KRWIRQ - Krw at Iireducible Oil 08
T KRGCL - Krg at Connate Liquid 08
F KROGCG - Krog at Connate Gas I:l
13 | Exponent for calculating Krw from KRWIRO 2
? Exponent for calculating Krow from KROCW 2
? Exponent for calculating Krog from KROGCG 2

Cancel Apply Help

Figura 26. Permeabilidades relativas (CMG, 2024).

En la figura 26 se presentan las correlaciones utilizadas para calcular las permeabilidades
relativas en un sistema gas-agua, especificamente para la formacidon subibaja del miembro
Zacahum del campo Amistad, que contiene un 99% de metano y produce
predominantemente gas sobre agua. La precision en la prediccion de estas
permeabilidades relativas influye para el proceso de simulacién Gas Alterno Gas (GAG),
donde se intercalan los gases mediante la inyeccion para mejorar la produccion de gas
metano. Estas permeabilidades relativas determinan como los fluidos fluyen a través de
la formacion, lo que a su vez afecta la eficiencia de la recuperacién de gas y agua durante
el proceso de produccién.

Adicionalmente, el valor del exponente se fijo en “2” debido a que, en el menu de
sugerencias del software de ingenieria, “1” es para sistemas fracturados y “3” para el caso
de areniscas consolidadas de aspecto bien seleccionadas. Por tal razén, para este caso de

estudio se seleccionod “2” ya que se encuentra dentro del rango mencionado.
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3.4.3 Condiciones iniciales.

N Zone a

nd Gars Cap Composibons
Comp Gas Cap (ZGAS)
1 N2 000287
2 co2 000035
3 CH4 099105
4  C2HtC6 00057399
Tolat 10000099

Figura 27. Permeabilidades relativas (CMG, 2024).

Para las condiciones iniciales de la formacion Subibaja del miembro Zacahum, se
establecieron las saturaciones de blogque en cada bloque de la cuadricula, promediadas a
lo largo del intervalo de profundidad abarcado por el bloque de la cuadricula. Se
consideraron las saturaciones de agua y gas (WATER_GAS) y se ignoraron todas las
curvas de presion capilar. La presion y la profundidad de referencia fueron fijadas en
4215 psi y 10000 pies, respectivamente. Las composiciones de la zona de petrdleo y la
capa de gas fueron configuradas en 0 para la zona de petréleo y 1 para la capa de gas
como se puede observar en la Figura 27.

Por otra parte, se puede observar la perforacion de los pozos activos AMS 18, 19, 20y
21 correspondiente a los poligonos 4 y 5. Y se perford dos arreglos de pozos de 5 invertido
en los poligonos 6, 7 y 8, los detalles de cada pozo se pueden observar en la Tabla 3 del

Anexo B.

3.4.4 Método GAG.

Las condiciones de inyeccion y alternancia de los gases de CO2 y N2 se pueden observar
en la Tabla 2 donde se considerd un minimo de 7% del volumen poroso y un maximo del
15% del volumen poroso para las tasas y relaciones de inyeccién de cada gas la cual se

incluyo el criterio de 2:1 en base al caso de Samba et al. (2019).
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Tabla 2. Tasas de inyeccion del método Gas Alterno Gas.

Pozos inyectores Gas Relacién de inyeccion GAG
Nimero aperra - Ciere TR PTG anegwe 2N (5v)
Fecha  Fecha Y SCFD SCFD SCFD
1/4/2024 1/4/2025 C0O2-100% 96,600 193,200 96,600
. 1/4/2025 1/4/2026  N2-100% 96,600 96,600 193,200
1/4/2026 1/4/2027 C0O2-100% 96,600 193,200 96,600
’ 1/4/2027 1/4/2028  N2-100% 96,600 96,600 193,200
1/4/2028 1/4/2029 CO2-100% 96,600 193,200 96,600
° 1/4/2029 1/4/2030  N2-100% 96,600 96,600 193,200
1/4/2030 1/4/2031 CO2-100% 96,600 193,200 96,600
) 1/4/2031 1/4/2032  N2-100% 96,600 96,600 193,200
1/4/2032 1/4/2033 CO02-100% 96,600 193,200 96,600
° 1/4/2033 1/4/2034  N2-100% 96,600 96,600 193,200
1/4/2034 1/4/2035 CO02-100% 96,600 193,200 96,600
° 1/4/2035 1/4/2036  N2-100% 96,600 96,600 193,200
7 1/4/2036 1/4/2039 C[\?zzsgt%) 96,600 193,200 193,200

Las tasas de los pozos inyectores se alternan cada afio con una presion méxima de
inyeccion de 5,000 Psi y para los pozos productores se establecieron las siguientes

caracteristicas:

e Tasa minima de fondo: 28 Psi.
e Tasa mé&xima de gas en superficie: 30 MMSCFD.

e Tasa maxima de agua en superficie de: 100 bbl.

Con estos criterios se procedid a realizar las simulaciones correspondientes para el caso

de flujo natural, relacion de inyeccion 1:1, 2:1y 1:2.
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CAPITULO IV: ANALISIS Y DISCUSION DE
RESULTADOS

4.1 METODO GAS ALTERNO GAS

4.1.1 Producciones de gas y agua.
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—— —— — Period Gas Production - Monthly SC, Amistad_Subibaja, 1 CO2 (7%PV) - 2 N2 (15%PV)
—— — — Period Gas Production - Monthly SC, Amistad_Subibaja, 2 CO2 (15%PV) - 1 N2 (T%PV)
= —— Period Gas Production - Monthly SC, Amistad_Subibaja, 1 CO2 (7%PV) - 1 N2 (7%PV)

Figura 28: Produccion de gas mensual (CMG, 2024).

La produccion de gas mensual de los pozos productores se puede visualizar en la Figura
28 donde alcanza un maximo de produccion de gas natural de 1.86 x 10° SCF a la fecha
de 2024-11-1 para el caso 3, en el caso 2 se presenta 1.71 x 101° SCF y en el caso 1 se
obtiene 1.56 x 101° SCF. Y finalizan para el 2039-4-1 con 4.82 x 10° SCF para el caso
3,4.06 x 10° SCF para el caso 2y 1.26 x 10° SCF con el caso 1. Ademas, en la Figura
39 del Anexo C se observa que la tasa de gas para el caso 3 se reduce de inicio a fin desde
6 x 108 SCFD hasta 3.9 x 10”7 SCFD, en el caso 2 de 5.5 x 108 SCFD hasta 1.3x 108
SCFD y para el primer caso de 5 x 108 SCFD hasta 1.5 x 108 SCFD. Estos resultados
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indican una clara tendencia a la disminucion de la produccién de gas natural a lo largo

del tiempo, lo cual es tipico en la vida util de un pozo de gas.

25,000

20,000 =

15,000 o

10,000 -

Period Water Production - Monthly SC (bbl)

5,000 =

2026 2028 2030 2032 2034 2036 2038
Time (Date)

— = — Period Water Production - Monthly SC, Amistad_Subibaja, 1 COZ (T%PV) : 2 N2 (15%PV)
— — — Period Water Production - Monthly SC, Amistad_Subibaja, 2 CO2 (15%PV) - 1 N2 (T%PV)
= —— — Period Water Production - Monthly SC. Amistad_Subibaja, 1 CO2 (7%PV) - 1 N2 (7%PV)

Figura 29. Produccion de agua mensual (CMG, 2024).

La produccién de agua mensual de los pozos productores se puede visualizar en la Figura
29 donde las producciones de los 3 casos oscilan en 6,200 bbl desde diciembre de 2026
hasta septiembre de 2027. Posteriormente, para el caso 3 de la produccién de agua se
reduce hasta 5,000 bbl hasta diciembre de 2028, para el caso 2 la produccion de agua se
incrementa a 7,947 bb hasta abril del 2028 y en el primer caso se incrementa a 11,864 bbl
hasta octubre de 2029. Luego las producciones de agua para los tres casos oscilan los
6,200 bbl desde abril de 2030 hasta junio de 2032.

Después, para el caso 3 la produccién de agua se incrementa a 21,900 bbl en junio de
2037 y termina en abril de 2039 con 7,300 bbl, en el caso 2 se incrementa a 21,200 en
junio de 2038 y para abril de 2039 termina con 9,800bbl. Finalmente, para el primer caso
se incrementa a 14,381 bbl en agosto de 2028 y termina con 14,160 bbl.

Por otra parte, en la Figura 40 del Anexo C se puede observar que el comportamiento de

las curvas de las tasas de produccion de agua es similar a la mensual y la menor tasa de
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agua es de 101 bpd registrado en diciembre de 2024. La méaxima tasa de agua es de 11,115

bpd registrado en mayo de 2037.

4.1.2 Factores de recobro.
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—— — — Gas Recovery Factor, FIELD, Amistad_Subibaja, 1 CO2 (7%PV) - 2 N2 (15%PV)
—— —— — Gas Recovery Factor, FIELD, Amistad_Subibaja, 2 CO2 (15%PV) : 1 N2 (7%PY)
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— — — Gas Recovery Factor, FIELD, Amistad_Subibaja, Natural Flow

Figura 30. Factores de recobro (CMG, 2024).

Los factores de recobros para los tres casos del método Gas Alterno Gas y para una
produccion a flujo natural se detallan en la Figura 30. En el caso 3 donde la primera
alternancia se inyectd durante 1afio 96,600 SCF de 1CO; considerando el 7% del volumen
poroso seguido de 193.200 SCF 2 N2 considerando el 15% del volumen poroso, de esta
manera hasta completar 7 alternancias de gases obtuvo un factor de recobro de gas natural
de 49.2%. En el caso 2 dénde la primera alternancia se inyect6 durante un afio 193,200
SCF de 2 CO; considerando el 15% del volumen poroso seguido de 96,600 SCF 1 N:
considerando el 7% del volumen poroso para la misma cantidad de alternancias se obtuvo

un factor de recobro de gas natural de 48.54%.

En el caso 1, para la primera y segunda alternancia se inyectaron cada afio 96,600 SCF
de COz y 193,200 SCF considerando un 7% del volumen poroso para ambas fracciones

molares se obtuvo un factor de recobro de gas natural de 47.32%. Finalmente, estos

64



resultados se comparan favorablemente con la produccion a flujo natural, que mostré un
factor de recobro considerablemente menor, de 10.96% y con esto se afirma que el
método de Gas Alterno Gas es altamente efectivo para mejorar el recobro de gas natural

de la formacién Subibaja del campo Amistad.

4.1.3 Presiones.
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Figura 31. Presiones promedio del reservorio (CMG, 2024).

Las presiones promedio del reservorio se detallan en la Figura 31, para los cuatro casos
representados las presiones parten de 4,155 Psi para el afio 2024 a medida que inicia la
produccion las presiones tienden a declinar, en el caso 3 la presion para abril del 2039
desciende hasta 2,354 Psi, en el caso 2 la presién desciende a 2,380 Psi, en el primer caso
la presion desciende hasta 2,428 Psi y para las condiciones de flujo natural la presion

declina en menor proporcion hasta 3,737 Psi.

En el contexto de la inyeccidn de gases, se evidencia que la presion tiende a declinar en
todos los casos, con un descenso mayor en los escenarios donde la inyeccion de gas es
menos intensiva o donde el volumen total de gases inyectados es menor en relacion con
el volumen poroso. El flujo natural, sin inyeccidn de gases, muestra un declive mas lento,
indicando que la inyeccion de gases puede acelerar el proceso de declive de presion; por

ejemplo, en el caso 3, con una proporcion de 1 CO2 a 2 N, exhibe la mayor reduccion de
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presion, sugiriendo que una mayor proporcion de nitrogeno respecto al dioxido de
carbono puede tener un impacto mas significativo en el descenso de presion, el declive
observado en los diferentes casos resalta la importancia de equilibrar la inyeccion de

gases para mantener una presion de reservorio adecuada y una produccion sostenida.

4.1.4 Factor de compresibilidad Z

1000 :
// / /
AR
| | | | i ;o /i
L e e S ———— e R
/ i/ /
N
/ /i /
s / / /
e S NS S S A AR S S S—
z \ : : : : :/ / : / :
I N Sl
. S/
™ /7
0.940 o--enememeee \I\\\ E — S —— T T —
\\\\ /! / /
PN ~ 7 s 7
S Ve
N ; o7 |
0.920 i i T 1 1 i 1

Time (Date)

— e (Gas Z-factor, Amistad_Subibaja. 1 COZ (7%PV) - 2 N2 (15%PV)
— e Gas Z-factor, Amistad_Subibaja, 2 CO2Z (15%PV) - 1 N2 (7T%PV)
— = (GAS Z-factor, Amistad_Subibaja. 1 CO2 (7%PV) - 1 N2 (T%PV)

Figura 32. Factores de compresibilidad del gas (CMG, 2024).

El comportamiento de los factores de compresibilidad del gas de la formacion Subibaja
se puede observar en la Figura 32. En abril de 2024 el factor de compresibilidad para los
tres casos parte de 0.962. En enero de 2028 en el caso 3 se reduce a 0.925, en el caso 2 se
reduce a 0.927 y en el primer caso se reduce a 0.929. Posteriormente, en marzo del 2030
los tres casos se interceptan en 0.921, luego el caso 3 se incrementa a 0.991 en noviembre
de 2035 y finaliza con 0.9976 en abril de 2039. En el caso 2 se incrementa a 0.991 en
noviembre de 2036 y finaliza con 0.9971 en abril de 2039. Y en el primer caso se

incrementa a 0.991 en marzo de 2038 y finaliza con 0.9963 en abril de 2039.

Los resultados muestran una reduccion en el factor de compresibilidad desde 0.962 en
abril de 2024 hasta entre 0.925 y 0.929 en enero de 2028, indicando un aumento en la
interaccion molecular debido a la inyeccion de CO.y N2 en un yacimiento de gas seco

con 99% de metano. Esta tendencia se revierte a partir de marzo de 2030, cuando los tres
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casos se interceptan en 0.921 existe un equilibrio temporal en la dindmica de los gases
inyectados y luego comienzan a aumentar hasta el afio 2039, lo cual representa un alivio
de la presion en el yacimiento y reduccion de las fuerzas de interaccion molecular,

permitiendo un comportamiento mas cercano al de un gas ideal.

4.1.5 Almacenamiento de CO»
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Figura 33. Almacenamiento de CO; (CMG, 2024).

La captura y almacenamiento de CO; para los tres casos del método Gas Alterno Gas se
puede visualizar en la Figura 33, de igual manera las siete alternancias que se fijaron para
los casos. En el caso 3 desde abril de 2024 hasta abril de 2036 donde se cumple el patron
del 100% de fraccion molar para la inyeccion de 1 CO2 (7%PV): 2 N2 (15%PV) por afio
existe un maximo de almacenamiento de 5.74 X108 moles de CO; registrado en abril de
2029. Posteriormente, las fracciones se reducen al 50% para el CO2 y N2 y finaliza con
3.04 X108 moles de CO:s.

En el caso 2 desde abril de 2024 hasta abril de 2036 donde se cumple el patron del 100%
de fraccion molar para la inyeccion de 2 CO2 (15%PV): 1 N2 (7%PV) por afio existe un
méaximo de almacenamiento de 7.15 X108 moles de CO- registrado en marzo de 2031.
Posteriormente, las fracciones se reducen al 50% para el CO. y N,y finaliza con 3.61
X108 moles de CO>. Por ultimo, en el primer caso desde abril de 2024 hasta abril de 2036
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donde se cumple el patron del 100% de fraccion molar para la inyeccién de 1 CO;
(7%PV): 1 N2 (7%PV) por afio existe un maximo de almacenamiento de 5.71 x 108
moles de CO; registrado en marzo de 2027. Posteriormente, las fracciones se reducen al
50% para el CO, y Ny finaliza con 3.82 x 108 moles de COs..

4.2 ANALISIS ECONOMICO

En el siguiente apartado, se llevé a cabo un analisis econémico del método Gas Alterno
Gas aplicado a la formacion Subibaja del campo Amistad. Este estudio explor6 la
viabilidad financiera y el impacto econdmico del uso de esta técnica, donde se
consideraron diversos factores, como los costos asociados, la produccion esperada y el
retorno de inversion, para ofrecer una perspectiva integral sobre el rendimiento

econdmico del proyecto.

4.2.1 Definiciones basicas

e Costos

En la industria petrolera, se distinguen dos tipos principales de costos: CAPEX y OPEX.
El primero, CAPEX, se refiere a los gastos de capital necesarios para adquirir, mantener
0 mejorar activos fisicos como plataformas de perforacion y facilidades. Por otro lado,
OPEX, o0 gastos operativos, abarca los costos asociados con las operaciones diarias, como
el mantenimiento de equipos, el pago de salarios y el suministro de insumos, ambos tipos
de costos son cruciales para el funcionamiento eficiente y sostenible de las empresas
petroleras (Lory et al., 2023).

e Valor Actual Neto
El Valor Actual Neto (VAN) en la industria petrolera es una herramienta financiera
utilizada para evaluar la rentabilidad de proyectos de inversion en el sector. La ecuacién

2 sirve para calcular el valor presente de los flujos de caja futuros de un proyecto,

descontados a una tasa de interés especifica (Riveros, 2020).
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n

Beneficios netos
VAN:Z T @)

i=1
Donde:

n: Tiempo del proyecto.
a: Interés para la inversion.

I,: Inversion inicial o CAPEX.

Si el VAN es positivo, indica que el proyecto tiene potencial de generar beneficios por
encima del costo del capital, sugiriendo que es una inversion atractiva. Por otro lado, un
VAN negativo significa que el proyecto podria no ser rentable y deberia reconsiderarse o

ajustarse para mejorar su viabilidad.
e Tasa Interna de Retorno

ElI TIR, o Tasa Interna de Retorno, es una métrica utilizada en la industria petrolera para
evaluar la rentabilidad de proyectos de inversion. Se emplea para determinar el porcentaje
de retorno que una empresa puede esperar de una inversion especifica, considerando los
flujos de efectivo futuros esperados y el costo del capital, representado por la ecuacion 3

igualada a cero para que no exista ganancias (Pérez, 2019).

n
F; E,+ VR
0=—1I,+ Z ot 3
° i (1 —-TIR)t (1 —TIR)" (3)

Donde:
F;: Flujo de efectivo para el periodo t.
TIR: Tasa Interna de Retorno.

VR: Valor residual del CAPEX.

Generalmente, un TIR maés alto indica un mayor potencial de rentabilidad, guiando asi

las decisiones estratégicas en la industria y toma de decisiones con:
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SIiTIR > i: Se acepta el proyecto.
SiTIR < i: Se rechaza el proyecto
Si TIR = i: Es indiferente.

4.2.2 Costos asociados al método Gas Alterno Gas

En la tabla 3 se puede visualizar un desglose detallado del CAPEX, que comprende todos
los costos de inversion inicial para el proyecto de Gas Alterno Gas, algunos de estos
costos, la fermentacion del estiércol, la gasificacion de biomasa y la limpieza del biogas,
asi como las perforaciones de pozos productores e inyectores. El total de inversion se
refleja en la cifra final de 232.2 MM$. Cabe destacar que, ademéas de los elementos
presentados, para el célculo de ciertos costos especificos, como el de la perforacién
offshore de pozos productores e inyectores, se utilizé informacion proveniente de Keiser
(2021).

Tabla 3. Costo capital para proyecto de Gas Alterno Gas (Osikowska et al., 2020)

Costos de inversion inicial Valor
Fermentacion del estiércol $ 1,352,004
Gasificacion de biomasa $ 608,117
Limpieza (y refrigeracién) de biogés (gas de proceso) $ 90,770
Captura de CO; $ 167,752
Calor para fregar (caldera + HE) $ 66,352
Electrolisis $ 1,662,555
Reactor de desplazamiento $ 76,754
Metanizacion $ 954,690
Compresion RNG $ 81,933
Inyeccion a la red $ 84,110
Otros no listados $ 323,895
Perforacion de pozos productores $ 136,800,000
Perforacion de pozos inyectores $ 42,000,000
Abandono de pozos $ 48,000,000
CAPEX (Total) $ 232,268,932

Adicionalmente, para calcular el costo relacionado con el abandono de pozos en el
proyecto de Gas Alterno Gas, se consultaron datos de Holt & Strand (2024). Esta
referencia ofrece informacion confiable sobre las practicas y gastos involucrados en el
sellado y desmantelamiento de pozos, proporcionando asi una base confiable y solida de

la inversion.
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Tabla 4. Costos operaciones para proyecto de Gas Alterno Gas (Osikowska et al., 2020).

Costos de operacion Valor
Biomasa $ 167,858
No combustible $ 48,201
Electricidad $ 486,375
Reparaciones y mantenimiento $ 1,076,535
Personal $ 72,000
Seguro $ 77,419
Impuesto real $ 38,710
OPEX (Total) $ 1,967,098

En la Tabla 4, se presentan los costos de operacion asociados con el proyecto de Gas
Alterno Gas. El valor total de los costos de operacion, que incluye diversas categorias
como biomasa, no combustible, electricidad, reparaciones y mantenimiento, personal,
seguro e impuesto real, asciende a 1.9 MMS$. Esta cantidad refleja el total de los gastos

operativos necesarios para el funcionamiento del proyecto.

Tabla 5. Indicadores econémicos para diferentes escenarios.

Indicador Valor
Tasa maxima convencional para inversion publica % anual, abril 2024 11.64
Tasa de descuento, % anual 13
Precio del gas para escenario de riesgo, $/MSCF 2
Precio del gas para escenario promedio, $/MSCF 5
Precio del gas para escenario alto, $/MSCF 10

En la tabla 5 se detallan los indicadores econdmicos para diversos escenarios. Estos
indicadores incluyen la tasa maxima convencional para inversion publica, establecida en
11.64% anual para abril de 2024, derivada de las tasas de interés activas efectivas
referenciales del Banco Central del Ecuador. También, se presenta tasas de descuento y
precios del gas para diferentes situaciones, con un rango de precios que va desde
2%/MSCEF en un escenario de riesgo, hasta 10$/MSCF en un escenario de precio alto. El
analisis para estos precios, que abarca el intervalo mencionado se baso en el analisis de

sensibilidad de la investigacion realizada por Oni y otros (2022).
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Figura 34. Precios del gas natural (Energy Information Administation, 2024).

Para este caso de estudio se tomd la referencia del precio de Henry Hub que es un punto
clave para fijar el precio del gas natural en Estados Unidos, utilizado como referencia
para contratos y transacciones. La tendencia en este precio refleja la dinamica del
mercado y las condiciones de oferta y demanda. De esta manera, la tendencia de Henry
Hub de caracter no residencial proporciona informacion critica para comprender la
economia del gas natural por cada 1,000 SCF de produccion de gas natural y su impacto

en multiples sectores.

Adicionalmente, el andlisis econdmico se centrd en el caso 2 del método de Gas Alterno
Gas debido a que este escenario contempla la inyeccion de una mayor cantidad de COo,
un gas conocido por su efecto contaminante en la atmdésfera y asi contribuir a reducir la
emision de este agente contaminante al ambiente. Por otra parte, se tiene un factor de
recobro de gas natural de 48.54%, un valor intermedio entre los casos 1 y 3. Ademas,
equilibra la efectividad en el recobro con el impacto ambiental permitiendo la
reutilizacion del CO., la combinacion de un buen rendimiento de produccion de gas
natural y un uso sostenible del CO2 hace que esta opcion sea tanto eficaz como

ambientalmente responsable.
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4.2.3 Flujo de efectivo
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Figura 35. Flujo de efectivo para diferentes precios del gas natural.

Los ingresos economicos para diferentes precios del gas natural estan representados en la
Figura 35. Para todos los escenarios de diferentes precios del gas natural parten de una
inversion de 232.2 MMS$ en abril de 2024. Considerando un precio del gas natural de
10$/MSCF para el afio 2025 se alcanza 197.6 MM$ y se obtiene un pico maximo de flujo
de dinero de 309.3 MM$ para el afio 2035. Por otra parte, si el precio del gas natural se
reduce a 5$/MSCF para el afio 2025 se alcanza 97.8 MM$ y se obtiene un pico maximo
de flujo de dinero de 153.7 MM$ para el afio 2035. Por ultimo, para el escenario de riesgo
con un precio del gas natural de 2$/MSCF para el afio 2025 se alcanza 37.9 MM$ y se

obtiene un pico maximo de flujo de dinero de 60.3 MMS$ para el afio 2035.

Los escenarios de precios del gas natural indican que el proyecto mantiene su rentabilidad
incluso con variaciones significativas en el mercado, con ingresos sustancialmente
superiores a la inversion inicial, se demuestra la viabilidad del proyecto. Estos resultados
proporcionan confianza a los inversionistas sobre la rentabilidad. Ademas, la resiliencia
del proyecto frente a fluctuaciones en el precio del gas natural respalda su potencial a

largo plazo y su capacidad para adaptarse a diferentes situaciones del mercado.
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4.2.4 Tasa de descuento
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Figura 36. Comportamiento del Valor Actual Neto y la tasa de descuento para diferentes precios del gas

natural.

En la Figura 36 se detalla el comportamiento del Valor Actual Neto y la tasa de descuento
para diferentes precios del gas natural, los valores de VAN y TIR se encuentran en la
Tabla 8 del Anexo D. Con un precio del gas natural de 103/MSCF se obtiene un VAN
de 1,007.5 MMS$ con una TIR de 82%, al comprar con la tasa de descuento anual de 13%
se define que el proyecto para este escenario si generara ingresos econémicos. Con un
precio del gas natural de 53/MSCF se obtiene un VAN de 381.5 MM$ con una TIR de
41%, al comparar con la tasa de descuento anual del 13% se define que el proyecto para

este escenario si generara ingresos econémicos y aun sigue siendo rentable.

Por ultimo, con un precio del gas natural de 2$/MSCF se obtiene un VAN de 5.6 MM$
con una TIR de 14%, al comparar con la tasa de descuento anual del 13% se define que
el proyecto para este escenario si generard ingresos econdémicos, pero se tiene poca
ganancia y el proyecto tiende a ser riesgoso debido a que si el precio sigue reduciendo

generard un VAN negativo y la TIR<Tasa de descuento anual.
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CAPITULO V: CONCLUSIONES Y
RECOMENDACIONES

5.1 CONCLUSIONES

Los resultados obtenidos de las simulaciones muestran una clara tendencia a la
disminucion de la produccion de gas natural a lo largo de los 15 afios de simulacién,
caracteristica comun en la vida util de un pozo de gas. Sin embargo, el método Gas
Alterno Gas permitié una mayor recuperacion de gas natural superior al 47% de factor de
recobro en comparacion con escenarios de flujo natural, los casos estudiados revelan que
la produccion de gas es mas significativa en escenarios con alternancias de gases y la
captura de CO: es relevante, especialmente en el caso 2 se almacena un maximo de
7.15 x 108 moles de CO;, contribuyendo al control del cambio climatico, esto responde

claramente al primer objetivo especifico.

Con la caracterizacion geoldgica y composicion quimica del gas natural de la formacion
Subibaja-Zacachum se determinaron que son adecuadas para la aplicacion del método
GAG, con un volumen poroso significativo de 7% a 15% permitieron la produccion de
gases natural en un intervalo de 1,26 x 10° SCF a 1.86 x 10° SCF. Asimismo, la
composicion quimica del gas natural, con un alto contenido de metano con 99%, es
propicia para las operaciones de produccion y recuperacion, garantizando una calidad de
gas adecuada para el mercado. Estos resultados respaldan la viabilidad del proyecto y
refuerzan la comprension de la estructura geoldgica del campo Amistad-Bloque 6,
cumpliendo con el segundo objetivo especifico.

Con el analisis econdmico se logré determinar la viabilidad del método Gas Alterno Gas
en el Campo Amistad-Bloque 6, a pesar de las variaciones en el precio del gas natural, la
inversion inicial y costos operativos se ven superados por los ingresos generados por el
proyecto. La tasa de descuento anual del 13% se mantiene por debajo de la TIR (14%, 42

y 82%) y VAN superiores a 5.6 MM$ en los escenarios con precios de gas de 2 a 10
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dolares por MSCF, lo que sugiere que el proyecto puede adaptarse a fluctuaciones del
mercado y seguir siendo rentable. Esto confirma la viabilidad econémica del método

GAG, abordando el tercer objetivo especifico.
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5.2 RECOMENDACIONES

Optimizar la inyeccion de gases para maximizar la recuperacion de gas natural en el
Campo Amistad-Bloque 6. Considera la proporcion y la duracion de cada alternancia para
reducir el declive de presion y mantener la produccién a niveles 6ptimos. Con el
seguimiento constante del proceso, se podra identificar areas de mejora, evitando la
disminucion prematura en la produccién junto con la tecnologia adecuada para controlar

la inyeccidn de gases sera clave para la eficiencia y el éxito del proyecto a largo plazo.

Implementar medidas para minimizar la produccién de agua, lo que puede afectar la
eficiencia de la extraccion de gas natural, las tecnologias de control de agua y estrategias
innovadoras son fundamentales para reducir el impacto del agua no deseada en el proceso
de produccion, con el uso de técnicas especializadas, se puede aumentar la eficacia en la
recuperacion de gas y, al mismo tiempo, disminuir el coste asociado con la gestion del
agua en el yacimiento. Por tanto, se mantendra el control sobre la produccion de agua

ayudara a prolongar la vida Gtil de los pozos.

Fortalecer la capacidad para la captura y almacenamiento de CO», especialmente dado el
potencial significativo del Campo Amistad-Bloque 6 para este tipo de operaciones, con
las mejoras en la eficiencia de captura y almacenamiento, se contribuira a los esfuerzos
globales de mitigacion del cambio climatico. Por lo que esta actividad no solo ofrece
beneficios medioambientales, sino que también puede ser parte de un modelo de negocio
rentable junto con una estrategia sélida de almacenamiento de CO2 que puede agregar
valor adicional al proyecto y al mismo tiempo cumplir con las normativas

medioambientales.
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ANEXO A

Anexo Al. Areas con reservas potenciales de la formacion Subibaja del

campo Amistad

Figura 37. Poligonos (P6, P7 y P8) con recursos prospectivos, (EP PETROECUADOR,
2024).
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ANEXO B

Anexo B1. Descripcion de la ubicacion de los pozos perforados.

Tabla 6. Caracteristicas de los pozos productores.

Well_name Type X-Coord (ft) Y-Coord (ft) Z-Coord (ft) UBA
AMS 18  Producer 9225 28375 8265.52 13531
AMS_19  Producer 8775 22525 8896.68 1266 1
AMS 20  Producer 8325 25225 8437.74 11601
AMS 21  Producer 12375 28825 9193.72 20521
AMS_P1  Producer 11925 34675 8742.99 19391
AMS _P10 Producer 14625 45925 9518.45 25141
AMS P11  Producer 14625 44125 9465.12 25181
AMS P12  Producer 12825 44125 9346.57 21181
AMS P13  Producer 10125 34675 8358.06 15391
AMS_P14  Producer 10125 32875 8303.86 15431
AMS_P15 Producer 12375 39625 8895.67 20281
AMS P16  Producer 12375 37825 8910.34 20321
AMS_P17  Producer 12825 47725 9673.23 21101
AMS P18  Producer 14625 47725 9729.52 25101
AMS P2 Producer 13725 34675 9404.82 23391
AMS_P3  Producer 13725 32875 9525.9 23431
AMS P4 Producer 11925 32875 8891.13 19431
AMS _P5  Producer 14175 39625 9358.2 24281
AMS _P6  Producer 15975 39625 9932.99 28281
AMS_P7  Producer 15975 37825 10003.9 28321
AMS_P8  Producer 14175 37825 9449.22 24321
AMS_P9  Producer 12825 45925 9489.27 21141
AMS 11 Injector 12825 33775 9154.95 21411
AMS_12 Injector 15075 38725 9708.11 26301
AMS_I3 Injector 13725 45025 9450.61 23161
AMS_14 Injector 11025 33775 8521.57 17411
AMS_15 Injector 13275 38725 9128.62 22301
AMS_16 Injector 13725 46825 9577.79 23121
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ANEXO C

Anexo C1. Propiedades y caracteristicas de la simulacion.
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Figura 38. Eventos y actividad de los pozos productores e inyectores (CMG, 2024).
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Figura 39. Tasa de gas (CMG, 2024).
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Figura 40. Tasa de agua (CMG, 2024).
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Figura 41. Presion en la formacion Subibaja al final de la simulacién (CMG, 2024).
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Figura 42. Factor de compresibilidad “Z” del comportamiento del gas (CMG, 2024).
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Figura 43. Saturacion de gas (CMG, 2024).
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Figura 44. Saturacidn de CO; en los arreglos de pozos (CMG, 2024).
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Figura 45. Saturacidn de N; en los arreglos de pozos (CMG, 2024).



ANEXO D

Anexo D1. Analisis econdmico

Tabla 7. Flujo de efectivo para diferentes precios del gas natural.

Produccion de Ing!’es_() - -
as(CHY TG eacenario bueno. esoanario optimista
Fecha Anual SC riesgo
MSCF 2$/MSCF 5$/MSCF 10$/MSCF
4-2024 13054330.56 $-232,268,932 $ -232,268,932 $ -232,268,932
4-2025 2.00E+07 37,964,144 $ 97,861,008 $ 197,689,113
4-2026 1.84E+0Q7 $ 34,824,846 $ 90,012,761 $ 181,992,620
4-2027 1.95E+07 $ 36,975,418 $ 95,389,192 $ 192,745,481
4-2028 1.89E+07 $ 35,757,571 $ 92,344,575 $ 186,656,247
4-2029 1.75E+07 $ 33,111,008 $ 85,728,168 $ 173,423,434
4-2030 1.77E+07 $ 33,514,502 $ 86,736,901 $ 175,440,901
4-2031 2.11E+07 $ 40,304,032 $ 103,710,727 $ 209,388,553
4-2032 2.19E+07 $ 41,764,389 $ 107,361,619 $ 216,690,336
4-2033 2.66E+07 $ 51,276,974 $ 131,143,082 $ 264,253,262
4-/2034 2.78E+07 $ 53,686,515 $ 137,166,935 $ 276,300,968
4-2035 3.11E+07 $ 60,306,273 $ 153,716,329 $ 309,399,756
4-2036 2.53E+07 $ 48,642,799 $ 124,557,646 $ 251,082,389
4-2037 8.59E+06 15,209,234 $ 40,973,731 $ 83,914,561
4-2038 5.17E+06 $ 8,380,915 $ 23,902,935 $ 49,772,968
4-2039 1.58E+06 $ 1,188,541 $ 5,922,000 $ 13,811,098
VAN ($) $ 5,620,542.49 $ 381,353,408.61 $ 1,007,574,852.14
TIR (%) 14% 41% 82%
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Tabla 8. Valor Actual Neto para diferentes precios del gas natural y tasas de descuento.

Tasa de descuento

Valor Actual Neto ($)

% 2$/MSCF 5$/MSCF 10$/MSCF

0 $ 300,638,229 $ 1,144,258,676 $ 2,550,292,754
5 $ 145,925,479 $ 743,843,802 $ 1,740,374,341
10 $ 48,849,053 $ 492,968,887 $ 1,233,168,610
15 $ -14,708,535 $ 328,885,585 $ 901,542,451
20 $ -57,982,502 $ 217,242,812 $ 675,951,669
25 $ -88,520,937 $ 138,488,377 $ 516,837,234
30 $ -110,784,699 $ 81,084,987 $ 400,867,798
35 $ -127,498,864 $ 37,993,150 $ 313,813,175
40 $ -140,380,247 $ 4,781,980 $ 246,719,025
45 $ -150,541,967 -21,419,425 $ 193,784,812
50 $ -158,725,304 -42,522,044 $ 151,150,056
55 $ -165,436,373 $ -59,830,213 $ 116,180,053
60 $ -171,028,833 $ -74,255,205 $ 87,034,175
65 $ -175,755,189 $ -86,447,600 $ 62,398,381
70 $ 179,799,361 $ -96,881,268 $ 41,315,554
75 $ -183,297,809 $ -105,907,819 $ 23,075,498
80 $ -186,353,523 $ -113,792,649 $ 7,142,143
85 $ -189,045,467 $ -120,739,262 $ -6,895587
90 $ -191,435,068 $ -126,905,990 $ -19,357,528
95 $ -193,570,751 $ -132,417,674 $ -30,495,878
100 $ -195,491,167 $ -137,373,964 $ -40,511,957




