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RESUMEN

La creciente demanda de crudo alrededor del mundo promueve el desarrollo
de nuevas tecnologias para incrementar las reservas de los campos
maduros. Los campos de petroleo del oriente ecuatoriano no son la
excepcion a esta tendencia, por lo que la implementacion de métodos de
recuperacion terciaria 0 mejorada es inminente para mantener o aumentar la

produccion actual del pais.

De ahi el motivo de mi tesis de grado, “ Estudio de la aplicacién de Métodos
Quimicos de recuperacion mejorada en la arena Ui, perteneciente al campo

”

OXEN, mediante la plataforma Petrel para evaluar el factor de recobro

En esta tesis se determinara el agente quimico y la concentracion optima del
mismo para aumentar el factor de recobro en un area piloto del campo Oxen,
basado en el modelo de simulacion, donde se evalla la produccion actual del
campo, propiedades petrofisicas y del fluido, y condiciones dinamicas
actuales (presion, saturaciones) con el software de Schlumberger PETREL,
como plataforma para la integracion e interpretacion de datos y ECLIPSE,

como simulador numérico de petroleo negro y métodos quimicos de



VIl

recuperacion mejorada. Con estas herramientas, se realizo la evaluacion del
factor de recobro con 5 tipos de inyeccion de quimicos que son: alcali(A),
surfactantes(S), polimeros (P), SP y ASP, se desarrollo la seleccion del mejor
agente, basado en la eficiencia de desplazamiento de cada uno de ellos en
una region representativa del yacimiento (area piloto), la compatibilidad con

el yacimiento en estudio y el costo asociado.

Como resultado tendremos que polimeros es el agente mas oOptimo para
recuperacion mejorada a escala conceptual de este proyecto, utilizando
baches de polimeros con concentraciones de 0.08 y 4.0 Ib/bbl consiguiendo
un factor de recuperacién del 29.9% y un valor presente neto para el afio
2023 de $125,000.000 resultando sumamente rentable al compararse con el
caso de inyeccion de agua con factor de recuperacion de 20% y VPN=

$16,000.000.
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CAPITULO 1

1 ASPECTOS GENERALES

1.1 Descripcion del problema

Actualmente la mayoria de los campos de petréleo Ecuatorianos han sido
depletados con recuperacion primaria, una de sus mayores fuentes de
energia ha sido el empuje hidraulico. Aquellos campos en los cuales la
energia natural no es la suficiente para la produccion primaria del crudo,
se implementa la recuperacion secundaria con inyeccion de agua o gas,
para compensar la pérdida de presion y obtener un mejor barrido del

crudo.

La recuperacién primaria y secundaria permiten recuperar de un 5 a 50%

del petréleo en sitio, quedando asi grandes volimenes sin producir en el



reservorio. Debido a la demanda mundial de petroleo, se hace imperante
retirar la mayor cantidad posible del mismo, por lo que la Recuperacion
Mejorada o Terciaria es una estrategia de desarrollo muy atractiva para

la explotacion de campos maduros.

La falta de experiencia en la implementacion de estos métodos en el
Ecuador, hace necesario un flujo de trabajo exhaustivo para la
caracterizacion y analisis de los posibles métodos de Recuperacion
Mejorada a través de la Simulacidon Numérica de Yacimientos. Esta tesis
se enfocara en la evaluacion de los métodos quimicos de Recuperacion

Terciaria con ayuda de la Simulacion Numeérica.

1.2 Formulacion del problema

Dada las caracteristicas del Campo OXEN, ¢cual es el agente quimico y
la concentraciéon 6ptima del mismo que me permitird aumentar el factor

de recobro.



1.3 Objetivos

13.1

Objetivo general

Determinacion del agente quimico y la concentracién optima del mismo

para aumentar el factor de recobro en un area piloto del campo Oxen.

1.3.2

Objetivos especificos

e Analizar las caracteristicas estaticas y dinamicas del campo
Oxen para conocer el comportamiento de los fluidos en el

medio poroso.

Seleccionar las zonas con mejores caracteristicas de calidad de
roca, continuidad y saturacion de petréleo movil, para la seleccion
del area piloto.

Incluir nuevos pozos productores e inyectores para estrategias del
modelo.

Analizar el modelamiento de eclipse para cada agente quimico.
Optimizar tasas de inyeccion y concentracion de quimicos de
acuerdo a factor de recobro y valor presente neto.

Realizar un flujo de trabajo para estructurar las tareas y tener claro

cudl es su orden de realizacion.



1.4 Justificacion.

La gran demanda del mundo por productos derivados del hidrocarburo,
ha puesto al hombre en la necesidad de recobrar la mayor cantidad
posible de los yacimientos, por lo cual se implementan técnicas de
recuperacion mejorada, con el Unico objetivo de aumentar el factor de

recobro y reducir el petroleo residual.

Estas técnicas requieren de un modelo estatico y dinAmico muy bien
detallado para que represente de la mejor manera posible el
comportamiento y la influencia de los quimicos en presencia de los
fluidos de reservorio que se encuentran en el medio poroso, a la vez
ayuda a reducir los riesgos en la aplicacién de cualquier inyeccién de

agua.

Por lo cual, debido a la falta de un flujo de trabajo para la seleccion de
métodos quimicos de recuperacién mejorada y al creciente niumero de
proyectos que requieren estas técnicas se hace necesario el desarrollo
de un andlisis detallado con simulacion numérica, para evaluar la

efectividad de estos proyectos y su incertidumbre asociada.



CAPITULO 2

2 METODOS QUIMICOS APLICADOS EN

RECUPERACION MEJORADA

2.1 Clasificacion de los métodos quimicos de Recuperacion

mejorada.

Los métodos quimicos de recuperacion mejorada modifican las
caracteristicas de los fluidos que se encuentran en el medio poroso,
mejorando movilidad del petroleo y radio de desplazamiento, también se
puede invertir la mojabilidad de la roca si es necesario. El objetivo de
emplear quimicos en un yacimiento es disminuir la saturacién de petroleo

residual e incrementar las reservas recuperadas.



Métodos
Quimicos
[ |
N | _ I | 1
Surfactantes Alcali,
Alcali Polimeros Surfactantes . ¥ Surfactantesy
Polimeros .
‘ Polimeros

Figura 1 Clasificacién de Métodos Quimicos de Recuperacién Mejorada

La eleccion del método quimico a emplearse depende de la
permeabilidad, porosidad y humectabilidad de la roca que se encuentra
en el medio poroso del yacimiento y a la vez de ciertas caracteristicas del
fluido que se desee desplazar como; el grado API, la viscosidad y la

cantidad de acidos naftenicos que contenga el petroleo.

A continuaciébn se mencionara cada uno de los métodos quimicos a
emplearse de forma individual y las combinaciones propuestas en la

Figura 1.

2.2 Surfactantes

Son compuestos organicos cuya estructura molecular contiene grupos
hidrofilicos (afines al agua) e hidrofébicos (repelen el agua). Los
surfactantes tienen actividad interfacial, es decir se absorben en la

interface reduciendo la tension interfacial entre los fluidos presentes en el



medio poroso, permitiendo un mejor desplazamiento de la fase oleofilica

atrapada en la fase acuosa (ver Figura 2). [1]

Cola hidrofébica Cabeza hidrofilica

Figura 2 Molécula de surfactante

2.2.1 Comportamiento de surfactantes en la interface de fluidos

A concentraciones muy bajas, las moléculas de surfactantes se difunden
en la interface (ver Figura 3) donde se absorben promoviendo la
disminucién de la tension interfacial (A). A medida que se incrementa la
concentracion de surfactantes existiran mas cantidad de moléculas
disponibles para absorberse en la interface y continuar disminuyendo la
tension interfacial (B). Posteriormente se llegara a un punto denominado
Concentracion Critica Micelar (CCM) a partir del cual a pesar de seguir
aumentando la concentracion de surfactantes, la tension interfacial habra
dejado de disminuir y permanecera constante (C), esto ocurre cuando la
interface ha sido completamente saturada y se han formado las micelas
gue es la asociacion de moléculas de surfactantes en agregados

coloidales. [2].



Tensidn superficial

Log de la concentracian

Figura 3 Descripcion del comportamiento de la tension superficial
en funcion de la concentracion de surfactantes

2.2.2 Clasificacién de surfactantes.

La clasificacion de surfactantes segun la naturaleza idnica de sus

grupos polares:

e No i6nicos: No poseen grupos con cargas en su parte
hidrofilica. Este tipo de surfactante es muy tolerante a la alta
salinidad pero su funcién de reducir la tension interfacial no es
muy buena.

e |bnicos: Son aquellos cuyo grupo polar posee una carga neta.
Si la carga es negativa toman el nombre de Anicénicos, los
cuales son los mas usados para el recobro mejorado de
petréleo porque son faciles de obtener en grandes cantidades,

debido a que son obtenidos del crudo, tienen una baja



absorcion en las areniscas, disminuyen la tension interfacial de
los fluidos presentes y poseen mayor resistencia a los iones
metalicos de calcio y magnesio. Toman el nombre de Cationes
cuando su carga neta es positiva, pueden ser fuertemente
adsorbidos sobre las areniscas, pero su efectividad mejora en
rocas carbonatadas y variar la humectabilidad de la roca.
Cuando contiene dos grupos activos que pueden ser no iénico-
cationico, no idnico — anionico o anidnico-cationico, se

denominan Anfétericos.

A menudo se mezcla surfactantes anidénicos con no idnicos para

incrementar la tolerancia a la salinidad. [1] [2]

2.2.3 Proceso de inyeccion de Surfactantes

Consiste en agregar una cantidad determinada de surfactante al agua de
inyeccion, cuyas caracteristicas como concentracion, viscosidad,
adsorcion, entre otras seran determinadas por pruebas de nucleos en
laboratorios. La inyeccion debe consistir en baches sucesivos de
surfactante y agua. El bache de surfactante disminuira la tensién
interfacial, por lo cual incrementa la movilidad del petréleo y en
consecuencia el numero capilar también incrementa, mientras el bache

de agua serd el encargado de movilizar el frente de petréleo formado por
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el surfactante y llevarlo hasta los pozos productores. En la Figura 10 se

ilustra el proceso.

2.2.4 Modelo de Surfactantes

En Eclipse 100 la distribucion de surfactante inyectado se modela
mediante una ecuacién de conservacion de solvente para surfactante
dentro de la fase agua. Modifica la tension interfacial agua/petréleo y este

efecto esta directamente descrito en el nimero capilar (Nc)

e Numero Capilar

Nc es una cantidad adimensional que mide la relacién de fuerzas

viscosas a fuerzas capilares y se representa por:

Cn
Cp

TAPg
A

1 _ [|K.VP,| Ecuacion 1
_CN

Oow Oow

Nc:

Donde

T Transmisibilidad
A Area de flujo de seccion transversal

K Permeabilidad
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Nc es una cantidad adimensional que mide la relacion de

fuerzas viscosas a fuerzas capilares y esta dado por:

TAPg
A

1 _ [IK.VP,||

=C N Ecuacién 2
Oow Oow

C
Nco=-X
Cp

Donde

T Transmisibilidad

A Area de flujo de seccion transversal
K Permeabilidad

P, Potencial

O, Tension interfacial

Cp Constante Darcy

Cy Factor de conversion en funcion de las unidades

usadas

e Modelo de permeabilidad relativa

Eclipse permite una transicion de curvas de permeabilidad relativa
inmiscibles con bajo niumero capilar, a curvas de permeabilidad

relativa miscibles con alto niumero capilar. [3]
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La permeabilidad relativa utilizada en un valor de La funcién de

miscibilidad se calcula en dos pasos:

1) Interpolacion de las curvas miscibles e inmiscibles a
partirde los puntos finales.

2) Los valores de permeabilidad relativa son buscados en
ambas curvas, luego se interpolan entre los dos valores y
se obtiene la permeabilidad relativa final

k A&

= == = = hiigcible curve - B
........ Imrmiscibl E 4

MIMISCIne cure #‘?
A B Scaled end points -~ rd
K Interpolated >

atsaturation Sat s, 7

,1 4
o
-
- 4
P
” I
,J Fd
- ," . B
.7 s 1K bt
y s s
- 4 * -
P d .-
- ," N
-
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Figura 4 Calculo de la permeabilidad relativa

Fuente: Manual de Eclipse 2013

e Presion capilar
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La presion capilar de agua se reducira con el incremento de la
concentracion de surfactante, dando lugar a una reduccion del
petréleo residual.

Se representa:

Boow = Fcp " Peow (Sw) Ecuacion 3

Donde

OowlC
Fop = % Multiplicador de la presién capilar
JOW(CSWf) Tension interfacial a concentracion de

surfactante presente

O (0) Tension intefacial a concentracion cero

P.ow(Sy) Presion capilar a partir de curvas inmiscibles.

e Propiedades PVT del agua

El surfactante modifica la viscosidad del agua dulce o salada
usando las keywords PVTW o PVTWSALT. La viscosidad del
surfactante ingresa como una funcion de concentracion usando la

keyword SURFVISC.
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La siguiente ecuacion es utilizada para el calculo de viscosidad de

solucion agua-surfactante:

US(Csurf)

m (Pref) Ecuacién 4

uws(CsurfP) = I’lW(P)
g Viscosidad del surfactante (SURFVISC)
Ky Viscosidad del agua (PVTW o PVTWSALT)
Wys  Viscosidad de la mezcla agua-surfactante

Pres  Presion de referencia en el PVTW

(Csurs)Concentracion de surfactante

e Adsorcién

La adsorciébn del agente se asume inmediata y la cantidad

adsorbida es una funcién de la concentracién dada por:

1-¢
MSA = PORV -— =MD CA(Csurs)

Ecuacién 5

Doénde:
MSA Masa de Surfactante Absorbida

PORV Volumen poroso de la celda
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¢ Porosidad
MD Densidad de masa de la roca
CA(Csyury) Adsorcion isotérmica como una funcion de

concentracion de surfactante local en solucion.

2.3 Alcali

Estos reactivos quimicos (soluciones alcalinas) reaccionan con los acidos
naftenicos del crudo que se encuentra en reservorio, produciendo
surfactantes en situ o también conocido como sustancias jabonosas, los
cuales son capaces de disminuir la tension interfacial y cambiar la

humectabilidad del medio poroso.

Los alcalis usados para la formacion de jabones en situ son: hidroxido de
sodio, Carbonato de sodio, ortosilicato de sodio, tripolifosfato de sodio,

metaborato de sodio, hidréxido de amonio y carbonato de amonio.

La solucidon acuosa alcalina de inyeccion debe alcanzar un pH entre 8 y
10. En el rango de pH antes mencionado los acidos naftenicos del crudo
reaccionan y forman los surfactantes en situ, los cuales disminuyen el
angulo de contacto entre el crudo y la roca reservorio, provocando el
cambio de humectabilidad y al mismo tiempo la disminucién de tension

interfacial.



16

Uno de los problemas del alcali es que se puede consumir
excesivamente en las arcillas debido a reacciones con minerales
presente en la arena del yacimiento. ElI orden de consumo en que el

alcali reacciona con arcillas es:

e Mayor de caolinita y yeso

e Moderada para monmorillonita, illita, dolomita, y zeolita

e Moderadamente baja de feldespato, clorito, y fino de cuarzo
e Menor de arena de cuarzo

e Insignificante para calcita

Los carbonatos deben evitarse porque usualmente contienen anhidrita y
yeso, los cuales reaccionan adversamente con las soluciones alcalinas,

precipitandose alrededor de los pozos productores. [1]

2.3.1 Cambio de humectabilidad de laroca

La humectabilidad es la encargada de distribuir los fluidos en el espacio
poroso. El cambio de humectabilidad se genera en el instante en que los
acidos naftenicos del crudo reaccién con la base (bache de alcali)
formando jabones o surfactantes en situ con carga positiva, los cuales

son absorbidos por la roca en sus partes negativas.
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Al invertir la humectabilidad la permeabilidad del agua disminuye

mientras que la del petrdleo aumenta y se desplaza con mas facilidad [4]

[1]

2.3.2 Proceso deinyeccion de alcali

En este proceso se agrega un volumen de alcali a una concentracion
determinada en laboratorio al agua que se va inyectar en la formacion,
llamado solucion alcalina o bache de alcali, el cual modificara las
caracteristicas del crudo agilizando su movimiento respecto al agua, esto
ocurre gracias a la disminucion de la tension interfacial, seguido del
bache de élcali estara un bache de agua que ayudara al desplazamiento

del banco de petroleo.

Su mayor desventaja es que tiende a adsorberse una gran cantidad en la
roca yacimiento y tiende a perder sus caracteristicas a altas

temperaturas.

La inyeccion de alcali tiene un comportamiento similar a la inyeccion de
surfactantes, pero con la diferencia de que es menos efectivo y esto es
ocasionado a que los jabones generados en situ tienden a degradarse
rapidamente, por lo tanto el volumen de petréleo recuperado es mucho

menor. [1]
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2.3.3 Ecuacion de conservacion de alcali

El alcali se asume en la fase acuosa. Se debe especificar su

concentracion en los pozos inyectores. [3]

La distribucion del alcali inyectado es modelada resolviendo una

ecuacion de conservacion:

d (V*S‘”C“)+ d (V cal _Q)) —Z T (3P, D)|C, +QucC Ecuacion 6
dt B,B,, dt Prlqg ) = Bw”wefka w — PGz a QW a cuacion
Donde

V' Volumen de poro del bloque

Sw Saturacion de agua

C, Concentracion de alcali

B,,B,, Volumen de formacion de agua y roca

p,..p, Densidad de masa de la roca de formacion y del agua

2 Suma sobre las celdas vecinas

(05 Concentracion de adsorcion de alcali

T Transmisibilidad

Ky Permeabilidad relativa del agua

uwess Viscosidad efectiva del agua (a=w), polimero (a=p) y sal

(@=s)
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P, Presion de agua
g Aceleracion gravitacional
D, Profundidad central de la celda

Qw Tasa de produccion de agua

e Manejo de adsorcion

La adsorcién isotérmica se especifica como una tabla de adsorcion
de alcali en funcion de la concentracion, utilizando la keyword
ALKADS.

Si se previene la adsorcion, su concentracion adsorbida no
cambiara con el tiempo. Cuando se permite la desorcion, esta

variara con el tiempo.

e Efecto del alcali sobre la tension superficial agua petréleo

Eclipse modelara como un efecto combinado con surfactante

mediante la siguiente modificacion:

Owo = Gwo(Csurf)Ast(Calk) Ecuacion 7

Donde
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Uwo(Csurf) Tensién interfacial a la concentracion de
surfactante presente y concentracion de alcali cero.
A (Car) Multiplicador de la tensiéon interfacial a la

concentracion de alcali presente.

e Efecto de alcali sobre la adsorciéon surfactante/polimero.

El alcali puede reducir la desorcién del surfactante y polimero

sobre la superficie de la roca y se modela asi:

1—-0 Ecuacion 8

Vpr Csﬁp T Aad (Calk)

Donde
V' Volumen poroso de la celda
Pr Densidad de masa de la roca
Csp Concentracion adsorbida de surfactante/polimero
1) Porosidad
Ayq(Chir) Multiplicador de la adsorcion a la concentracion de

alcali

Cuando la adsorcion de alcali se asume como irreversible, se
previene la desadsorcion, por lo tanto el efecto sobre la adsorcion

de surfactante y polimero también sera irreversible.
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La masa de surfactante o polimero adsorbido se convertira en:

1-0 Ecuacion 9

Vp, Cgp T Aad(Calk max)

Donde

Caix max ES la maxima concentracion de alcali encontrada en el
bloque, correspondiente al efecto actual de la adsorcion

surfactante/polimero.
2.4 Polimeros

Son los encargados de modificar la reologia de un liquido debido a su
alto peso molecular y por ser solubles en agua. Son utilizados en el
recobro mejorado de petréleo para aumentar la viscosidad del agua y asi
conseguir que el crudo se desplace con més facilidad, disminuyendo el

problema de interdigitacion viscosa.

Esto se alcanza al mezclar polimero y agua, los cuales forman un fluido
no newtoniano cuya viscosidad varia con la temperatura y con la
velocidad de cizallamiento que se aplica, por lo tanto a mayor velocidad

su viscosidad disminuye y caso contrario aumenta. Con esta solucién se
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desea lograr un frente continuo que empuje al banco de petrdleo

localizado delante.

La inyeccion de Polimeros no reduce el petroleo residual, pero logra una

recuperacion mas temprana del crudo mévil y con menor corte de agua.

La temperatura y agua de formacion tienen gran influencia sobre el
comportamiento del polimero. Al permanecer un tiempo prolongado a alta
temperatura la solucion de polimeros pierde viscosidad, debido a la
degradacion de cadenas poliméricas. EI mismo efecto ocurre cuando

existe un gran contenido de sales en el agua de formacion. [5]

2.4.1 Clasificaciéon de polimeros

Se clasifican en poliacrilamidas y biopolimeros.

e Poliacrilamidas

Son polimeros sintéticos se caracterizan por poseer una unidad
mondmerica llamada acrilamida por ejemplo los poliacrilamidas,
son los mas utilizados en la inyeccién de polimeros, pues poseen
la capacidad de aumentar la viscosidad del agua y disminuir la

permeabilidad en zonas invadidas. Se degradan en sistemas de



23

altas temperatura, en aguas con elevada salinidad y pierde su
viscosidad a altas velocidad de cizallamiento.

e Biopolimero

Polimero natural, originario de sistemas bioldgicos, el mas
conocido son polisacaridos. En la industria petrolera un
polisacarido muy comun es goma de maiz de azucar (Xanthan
gum), es muy resistentes a la degradacion mecanica producida
por accién de fuerzas cortantes. Son muy viscosificantes en
aguas de gran salinidad, pero no tienen el mismo comportamiento

en agua dulce.

2.4.2 Mecanismos que actuan en el desplazamiento de polimeros

Su principal mecanismo es reducir la razon de movilidad gracias al
aumento de la viscosidad del agua, mejorando la eficiencia de barrido, al

mismo tiempo disminuyendo la cantidad de agua a inyectar y producir.

Otros mecanismos presentes en los desplazamientos de polimeros son:

e Retencidn
Causada por la adherencia del polimero a los poros de la roca

yacimiento.
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Volumen de poro inaccesible

En muchas ocasiones las moléculas de polimeros tienen mayor
tamafio en relacion a ciertas gargantas porales ocasionando que
el polimero no pueda fluir a esas zonas, tomando el nombre de
volumen poroso inaccesible

e Precipitacion

En presencia de agua con un alto contenido de sales vy
temperatura aumenta el grado de hidrolisis, ocasionando
precipitado de polimeros dando lugar a una reduccion de la

viscosidad y taponamiento de la formacion. [6]

2.4.3 Proceso de inyeccion de polimeros

La inundacion de polimeros en yacimientos se basa en el aumento de la
viscosidad del agua para obtener un mejor desplazamiento del petréleo
y por ende un mejor recobro También disminuye las zonas de mayor
permeabilidad originando el flujo del petréleo entrampado en las de

menor permeabilidad.

El proceso se debe disefiar de acuerdo a las caracteristicas del

yacimiento.
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Generalmente consta de:

1) Bache de agua dulce: para disminuir la salinidad del agua de
formacion y reducir la degradacion del agente quimico

2) Bache de polimeros: sera el encargado de disminuir la razén de
movilidad, al aumentar la densidad del agua. Es recomendable
inyectar baches continuos con disminuciéon gradual de
concentracion para conservar la integridad del frente.

3) Inyeccion de agua: Desplazara los fluidos presentes en el

reservorio (petréleo, polimero) del pozo inyector al productor.

2.4.4 Modelo de Polimeros

ECLIPSE asume que la solucion de polimeros en el medio poroso no
tiene influencia sobre el flujo de la fase hidrocarburifica, pero si en la fase
acuosa. El modelo de polimeros asume la ecuacién estandar de petroleo
negro y modifica la ecuacion estandar del agua, requiriendo de
ecuaciones adicionales para describir el flujo de polimeros y salmuera en

el medio poroso. [3]

Las ecuaciones de agua, polimero y salmuera utilizadas en Eclipse son

las siguientes:
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Agua:

d <VSW ) _ Z TK,y, P o)l + Ecuacion 10
a\BB,) = Byt Re O W PwgD7) | + Qw

Polimero:

d (V*SyCy d a1- (2)) Z TK,, Ecuacién 11
fad el - )= — ™ (P, —pgD,)|C C
dt( B,B, )+dt(VpGC ) Bwuwefka( w = PgD)| Gy + Qwly

Salmuera:
d (VS,C, TK,,Cy Ecuacion 12
o = » |———— (8P, — pgD C
dt(BrBW) Z[Bwuwefka( w = PgD)| + Qo
V* = V(l — Sdpv) Ecuacion 13
Donde
Sapv Denota el volumen de poro inaccesible en cada celda
de la grilla
Cs Concentracion de adsorcion del polimero
P, Densidad de masa de la roca de formacion
@ Porosidad
Pw Densidad del agua

2 Suma sobre las celdas vecinas
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R, Factor de reduccién de permeabilidad para la fase acuosa

debido a la retencion de polimero

W Concentracion de sal y polimero en la fase acuosa

Hweff Viscosidad efectiva del agua (a=w), polimero (a=p) y sal
(a=s)

D, Profundidad central de la celda

B,, B, Volumen de formacion de agua y roca

T Transmisibilidad

K,, Permeabilidad relativa del agua

S, Saturacion de agua

V Volumen de poro del bloque

Q, Tasa de produccion de agua

P, Presion de agua

g Aceleracion gravitacional

El modelo asume que el factor volumétrico y densidad de la fase acuosa

son independientes de la concentracion de sal y polimero.

Tanto la inyecciébn de agua, solucién de polimeros y salmuera son
asumidos como componentes miscibles en la fase acuosa, su
miscibilidad o grado de mezcla se especifica a través de términos de

viscosidad en la ecuacion de conservacion. [3]
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e Tratamientos de fluidos viscosos

El termino viscosidad usado en la ecuacién de flujo de fluidos contiene el
efecto de cambio de la fase acuosa debido a presencia de polimeros y
sales en solucién. Para obtener la viscosidad efectiva del polimero se
ingresa la viscosidad de una solucion de polimero totalmente mezclada

como un incremento de funcion de la concentracion de polimero en

solucion (um(Cp)) y la viscosidad de la solucion a la maxima

concentracion de polimero (pp), esto se puede representar de la

siguiente manera:

um( ) ,u Ecuacion 14

Dénde:

w= Parametro de mezcla Tood — Longstaff

Este pardmetro determina el grado de segregacion entre el agua y la
solucién de polimero inyectado. Si w=1 la solucién de polimero y agua

estan totalmente mezcladas.

Si w=0 la solucién de polimero es completamente segregado del agua.

[3]
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e Adsorcién

La adsorcion se trata como un efecto instantaneo en el modelo. El efecto
de adsorciéon del polimero es crear un banco de agua puro en el borde
delantero del bache. Efectos de desorcion pueden ocurrir a medida que

pasa el bache.

Hay dos modelos de adsorcion. ElI primer modelo se asegura de que
cada bloque de celda vuelva a trazar la isoterma de adsorcion,
ocasionando que la concentracién disminuya y aumente. El segundo
modelo asume que si la desorcion se impide entonces la concentracion
de polimero adsorbido no puede disminuir con el tiempo, y por lo tanto no

permite ninguna desorcion. [3]

e Tratamiento de las reducciones de permeabilidad vy

volumen de poro inaccesible

El proceso de adsorcion causa una reduccion en la permeabilidad de la
roca para el paso de la fase acuosa y se correlaciona directamente con la
concentracion de polimero adsorbido. Con el fin de calcular la reduccion
de la permeabilidad de la roca, es necesario especificar el factor de

resistencia residual (FRR) para cada tipo de roca.
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El factor de resistencia real se puede calcular como:

a

C
Ry = 1.0 + (FRR — 1.0) —2— Ecuacion 15

amax
CP

El valor de maxima concentracion adsorbida C;y™%*, depende del tipo de

roca, debe ser especificado por el usuario y no puede ser cero. El usuario
también debe especificar el volumen de poro inaccesible para cada tipo
de roca, lo cual representa el volumen de poroso inaccesible para la

solucion de polimeros. [3]
2.5 Surfactantes y Polimeros (SP)

2.5.1 Comportamiento de lainyeccién combinada de surfactantes y

polimeros.

La combinacion de estos dos agentes quimicos, permite desplazar las
reservas remanentes en el yacimiento con mayor efectividad. La
solubilidad parcial del surfactante tanto en agua como aceite permite que
se coloque en la interface y agilice la movilizacion del petréleo al
disminuir la tensién interfacial y fuerzas capilares. El polimero aumenta la
viscosidad del agua, generando un frente continuo que evitara la rapida

interdigitacion. Unificando estos procesos las fuerzas viscosas aumentan
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y las fuerzas capilares disminuyen, dando lugar a un incremento del
namero capilar, cuyo valor representa un aumento en las reservas

recuperables.

2.5.2 Proceso de Inyeccion de SP

El surfactante y polimero se inyectan en diferentes baches. Dependiendo

del efecto que se desee conseguir en el medio poroso, puede ser:

1) Polimero seguido de surfactantes: donde la funcién del
polimero sera de disminuir la adsorcion del surfactante o
taponar canales mas permeables y permitir el flujo de zonas

menos interconectadas.

2) Surfactante seguido de polimero: utilizado para que el bache de
surfactante no se vea afectado por la interdigitacion del agua al

momento de su inyeccién

Ambos procesos son seguidos por inyeccion de agua.
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2.6 Alcali, Surfactante y Polimero

2.6.1 Comportamiento de la Inyeccion combinada de Surfactantes y

Polimeros en el medio poroso

La inyeccion combinada de los agentes quimicos permite obtener un
efecto de aumento de la viscosidad del agua, disminucién de tensién

interfacial y adsorcion.

Cada agente quimico cumple una funcion especifica

El &lcali se encarga de adsorberse en la roca para disminuir la adsorcion

del surfactante y polimero, aumentando la eficiencia de cada agente.

El surfactante ocasiona una disminucion de tensiéon interfacial entre los

fluidos y aumentar la movilidad del petrdleo.

La funcién del polimero como ya se ha mencionado es aumentar la
viscosidad del agua y facilitar el desplazamiento del petréleo hacia los

pozos productores.
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2.6.2 Proceso de Inyeccion de Alcali Surfactantes y Polimeros

El proceso general se describe en baches a continuacion:

e Agua dulce: utilizada para un prelavado, es decir tratar de
disminuir la salinidad de agua de formacion y evitar que los

guimicos se degraden.

e Alcali y surfactante: esta mezcla tiene como objetivo principal
disminuir la adsorcién de surfactante para que su eficacia sea
la maxima en la interface, por lo tanto el alcali es quien se

adsorbe en la superficie de la roca.

e Polimero: encargado de disminuir la movilidad del agua y

mantener un frente contindo que desplace el surfactante.

e Agua: desplaza los baches quimicos desde el pozo inyector al

productor.

Su disefio varia de acuerdo a cada yacimiento, tasa de inyeccion, tipo de
agente quimico y concentracion de cada uno de ellos, deben ser

obtenidas de pruebas de laboratorio.



CAPITULO 3

3 SIMULACION DE QUIMICOS EN EL AREA PILOTO

Cuando se desea empezar una inyeccion de quimicos en un campo, se
deben tomar en cuenta tres parametros, que son: tasa, concentracion y
tiempo de inyeccion. Los principales motivos son los altos costos de los

quimicos, facilidades de superficie y su mantenimiento.

Con lo referido, es sencillo notar que la aplicacion de estas técnicas de
recuperacion mejorada es costosa y necesitan un estudio minucioso del

yacimiento para minimizar la incertidumbre.

El simulador Eclipse es una de las herramientas que facilitan minimizar la

incertidumbre, pues nos muestra el posible comportamiento de los fluidos
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en presencia de agentes quimicos, permitiéendonos variar y optimizar

tasas, tiempos y concentraciones.

En el area piloto seleccionada se busco hacer una simulacion con varios
baches del producto quimico para un periodo de 10 afios, no se utilizd
una inyeccion continua de quimicos debido a que el proyecto perderia

rentabilidad. Todo esto se detalla y verifica mas adelante.

La simulacion de inyeccion de quimicos en el campo “OXEN” se la

realizo utilizando el siguiente flujo de trabajo:
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3.1 Historia del campo ajustada

El ajuste de historia del modelo en estudio se requiere para la creacion y
evaluacion de los casos de prediccion a realizarse. Para proyectos de
recuperacion secundaria y mejorada se requiere mucho detalle por parte
de un modelo estatico, asi como también del dinamico. Esto debido a la
inversion asociada a estos proyectos y a la complejidad en el movimiento

de fluidos que suponen.

Para el efecto de esta tesis, se tomo el ajuste de historia realizado en
este campo por la compafia Schlumberger. El ajuste de historia se

puede observar en la Figura 6.
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Se puede observar en la Figura 5 que el ajuste tanto de petréleo como
agua, son aceptables. Por lo que el volumen poroso y las
permeabilidades relativas del modelo estan representando el

comportamiento del campo.

Asi mismo, en la Figura 7 se observa el ajuste de presiones de fondo de
4 pozos, en donde se observa una buena concordancia. Esto indica que
las permeabilidades absolutas alrededor de los pozos estan
representadas correctamente en el modelo. El ajuste de presiones de

fondo es aceptable en mas de un 90% de los pozos del modelo.
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Figura 7 Ajuste de presiones de fondo

Habiendo revisado el ajuste de historia, se puede confiar en que sera
representativo para las predicciones a realizar, con la incertidumbre

propia que esta representa.
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3.2 Seleccion de area piloto

El siguiente paso en la metodologia de trabajo, es la seleccion del area

piloto, la cual se realiza de acuerdo a varios criterios:

e Evaluacién de zonas con mayor cantidad de petréleo movil
e Evaluacion de las propiedades petrofisicas utilizando el indice
de Calidad de Roca (RQI)

e Evaluacion de la continuidad de la arena

Para la evaluacién de estos criterios se utilizaron diferentes propiedades
estéticas y dindmicas del modelo de simulacion, de ahi la importancia de

tener un modelo bien ajustado.

3.2.1 Evaluacion de zonas con mayor cantidad de petréleo movil

Para evaluar las zonas con mayor cantidad de petréleo mévil, se crearon
mapas promedio de esta propiedad para las dos zonas del yacimiento
(UM, Ul) creando una variable dinamica en Petrel y observando las

zonas mas saturadas, como se muestra en la Figura 8.
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Figura 8 Mapa de saturacién de petréleo mévil

3.2.2 Evaluacién de las propiedades petrofisicas utilizando el

indice de Calidad de Roca (RQI)

Para la evaluacion de las zonas con mejor propiedades petrofisicas, se
utilizé el indice de Calidad de Roca (RQI) representado por la siguiente

ecuacion.

K
0.0314 * \/%

Se crean mapas promedio de esta propiedad para facilitar la

visualizacion de zonas que contengan mejor calidad de roca (Figura 9).
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Figura 9 Mapa de saturacion de petréleo mévil

Conjuntamente con el mapa promedio de saturacion de petréleo mavil,
se escoge como area piloto aquella con mejores caracteristicas en

saturacion y calidad de roca.

3.2.3 Evaluacién de la continuidad de la arena

En la zona piloto escogida (Poligono) de los pasos anteriores, se evalla
la continuidad de la arena para verificar la factibilidad de procesos de

inyeccion de agua y posteriormente de quimicos.
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Esto se realiza observando la interpretacion petrofisica de registros
eléctricos entre pozos y la poblacion de propiedades petrofisicas entre

ellos para verificar la seleccion del area escogida en los pasos previos.

La correlacion entre los pozos OXNJ-81, OXNJ121 Y OXNH-138 se
puede ver en la Figura 10 que corresponda a la zona XX con mayor

saturacion de petréleo movil.

OXNH-138

4 | J 1
o - —~— e

§
3
A
PNy 1
i

Figura 10 Correlacion de pozos OXNJ-81, OXNJ121 de la zona Este

Se puede apreciar importantes espesores de arenas en los pozos
mostrados, lo que indica una buena continuidad entre ellos.
Posteriormente se realiza un plano de interseccion entre los pozos,
mostrando la cantidad de arena que se obtuvo del modelo estético
(Figura 11) donde el color rojo representa el tipo de roca 1, el rojo el tipo

de roca 2 , mientras que el verde es roca no yacimiento.
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Figura 11 Plan de interseccién mostrando facies entre pozos

De lo observado en los planes de interseccion y del estudio geolégico, se
concluye que la arena UM es muy heterogénea y por ende de alto riesgo
para cualquier proceso de inyeccion. Debido esto, las evaluaciones

realizadas en este estudio s6lo contemplan la zona Ul del yacimiento.

3.3 Elaboracién de estrategia

Una vez seleccionada el area piloto, se procede a la elaboracion de la
estrategia que sera la base para el proceso de inyeccion de agua, la que
a su vez sera tomada como referencia para la seleccion de los procesos

quimicos.

En la elaboracion de la estrategia se realizan las siguientes actividades:



44

¢ Reacondicionamiento de pozos (cambios de zona o conversion

a pozos inyector)

e Perforacion de pozos nuevos (productores o inyectores)

Para definir una primera estrategia, se necesita evaluar la prediccion
de un “Caso Base” o de “Depleciéon” en el modelo de simulacion.
LldAmese a estos, la prediccion del comportamiento del campo sin
realizar alguna actividad adicional a la actual (al final del ajuste de
historia). La prediccion del caso Base se muestra en la Figura 12. Al
final de la prediccion, se analizan zonas sin barrer (Figura 13) y pozos
con baja produccion, teniendo asi una idea de las posibles actividades

a realizar.
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Figura 12 Prediccién de caso base

Figura 13 Saturacion de petréleo moévil al final de la prediccién

Se realizaron workovers y pozos nuevos de acuerdo a las zonas que
guedaron saturados en el caso base. Luego se elabora la estrategia
de inyeccion de agua en donde se evalla el factor de recobro y las
eficiencias de desplazamiento. De esta forma se optimiza la ubicacion
inicial de los pozos inyectores y de los trabajos de
reacondicionamiento para obtener la mayor cantidad de recobro

posible.
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3.3.1 Evaluacioén del Factor de Recobro

En la evaluacion del factor de recobro, se debe calcular el petréleo
original en sitio en la zona de interés y el acumulado actual de petroleo,
asi se tiene el factor de recobro al inicio de la prediccion. Teniendo estos
valores, se puede calcular la tasa de inyeccion por cada inyector. Con las
facilidades de calculo que nos ofrece ECLIPSE, se puede obtener estos
valores y verificar el factor de recobro al final de las predicciones con
diferentes tasas de inyeccion de agua y diferentes localizaciones de

pozos inyectores y productores.

Como se menciond en la seccion 2.2.3, las evaluaciones se haran en la
zona Ul, la cual cuenta con un empuje hidraulico importante que
representa una dificultad al momento de aumentar la eficiencia de
desplazamiento del petrdleo en sitio, debido a las altas saturaciones de
agua en la parte inferior del yacimiento y la conificacion presente en
muchos de los pozos del campo. Esto nos indica que los disparos en los
pozos inyectores deben estar en lo posible al tope de la zona Ul, para
demorar el efecto de la gravedad y encontrarnos con altas saturaciones

de agua.

Al final de cada predicciéon se evalla el factor de recobro y se optimizara

la localizacion de los pozos inyectores y/o productores tomando en
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cuenta las eficiencias de desplazamiento llevadas a cabo en cada

prediccion.

3.3.2 Evaluacion de Eficiencias de Desplazamiento.

En el calculo analitico del recobro por inyeccion de agua, existen varios
factores a tomar en cuenta para recuperar la mayor cantidad de crudo

posible:

e Eficiencia de desplazamiento
e Eficiencia de desplazamiento areal

e Eficiencia de desplazamiento vertical

En un proceso de inyeccion de agua solo se puede maodificar la eficiencia

areal y hasta cierto punto, la vertical (intervalo de disparos).

La eficiencia areal se optimiza con la localizacion de los inyectores y
productores, asegurandonos que el barrido ocurra en un gran porcentaje
del &rea de influencia del proceso. Para esto se realizan mapas promedio
de saturacién de agua lo que permite evaluar el movimiento del agua

arealmente (Figura 14)
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Figura 14 Saturacion de agua promedio

Para evaluar la eficiencia de desplazamiento vertical, se genera un plano
de interseccién entre un pozo productor e inyector (Figura 15). Esto
ayuda a visualizar como la heterogeneidad vertical influye en el barrido

del agua.

er saturation
Water saturation (SWAT)
025000

OXNC-018 " OXNJ-078
4

Figura 15 Saturacion de agua en plano de interseccion

Al observar el comportamiento del agua, se pueden modificar los

intervalos de disparos, tanto de pozos inyectores como productores para
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mitigar los efectos de gravedad y conificacion. También, se buscan zonas
en donde el modelo muestre sellos lutiticos que evitan la entrada de agua

del acuifero, mejorando asi el desplazamiento de agua de los inyectores.

Las evaluaciones de lo mencionado hasta este punto se realizan
iterativamente para optimizar el factor de recobro con diferentes
escenarios. La estrategia final para el proceso de inyeccion de agua que
servird como base para los procesos quimicos se especifica en la Tabla
1 vy la Figura 16 muestra un mapa con las localizaciones de los pozos

productores e inyectores.

Tabla | Estrategia inyeccién de agua

Actividad Numero
Cambio de zona
Conversion a inyector
Productores Desviados
Pozos nuevos | Productores Horizontales
Inyectores desviados

Workovers

Wk O 0
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Figura 16 Mapa de ubicacién de pozos en area piloto

3.4 Simulacion de quimicos en area piloto

En este paso se realiza lo siguiente:

e |dentificar keywords necesarias para activar la simulacion de
guimicos
e |dentificar variables con incertidumbre en los procesos

guimicos
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e Evaluar y optimizar las concentraciones de quimicos
inyectadas, la tasa de inyeccion de agua inyectada junto con el
qguimico y el tiempo de inyeccion del bache de quimicos.

e Evaluar y maximizar el factor de recobro y el valor presente
neto mediante la optimizacion de las variables mencionadas en

el paso anterior.

A continuacién se explica en detalle cada uno de los pasos.

3.4.1 Identificar keywords necesarios para activar la simulacién de

guimicos

Evaluar los casos de simulacion de quimicos es el objetivo principal de
este estudio. Para ello se necesita conocer los keywords necesarios para

simular estos procesos, los cuales estan especificados en el Anexo

Eclipse trata de representar los mecanismos de los agentes quimicos en
la simulacion mediante la inclusién de propiedades con keywords. Debido
a la falta de andlisis especiales de laboratorio para agentes quimicos, las
propiedades de los mismos fueron obtenidas a partir de datos de un

software de Schlumberger llamado EORL.
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EORt es una herramienta de seleccion de agentes EOR de acuerdo a las
caracteristicas del modelo de simulacion proporcionado. El software
cuenta con una base de datos de alrededor de 3000 proyectos de
recuperacion mejorada que se han efectuado a nivel mundial, el cual fue
de mucha ayuda para encontrar las propiedades de agentes quimicos

usadas en campos con caracteristicas similares a OXEN.

De contar con datos de laboratorio, se usaran aquellos para incluirlos en

los casos de simulacion.

Para comparar los factores de recobro de los procesos quimicos, se hizo
un caso base de inyeccidn de agua, cuyos resultados se presentan a
continuacion en la Figura 17, mostrando el comportamiento de la

produccion de petrdleo con inyeccion de agua.
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Figura 17 Produccién y acumulado de petrdleo con inyeccion de agua.

El factor de recuperacién obtenido con el caso de inyeccion de agua es

del 20%, representa un acumulado de petrdleo 5,786 Mbbl

La inyeccion de agua sera el caso base para comparar la aplicacion de
métodos quimicos en el area piloto descritos a continuacién, los cuales

fueron escogidos de cientos de corridas para cada método.

3.5 Surfactantes

Para la aplicacion de surfactantes se desarrollan cuatro escenarios, en
cada uno se utilizaron de 5 a 4 baches de surfactantes a diferentes

concentraciones, con el objetivo de utilizar la cantidad mas 6ptima.



3.5.1 Concentraciones utilizadas en la simulacion
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Se emplearon 5 baches de surfactantes con periodos alternados de un

afio de inyeccién, cada uno seguido por un bache de agua.

La Tabla Il muestra las concentraciones utilizadas, en el escenario 1 y 4

se observa que las concentraciones se mantuvieron contantes para los

baches de surfactantes en 4.5 y 3.0 Ib/bbl, siendo baches de agua

aguellas con concentraciones igual a 0.0.

Para los escenarios 2 y 3 se fue disminuyendo la concentracién para ver

cémo influye en el factor de recuperacion especificado en la Tabla Il.

Tabla Il Concentraciones utilizadas en la inyeccién de surfactantes

2 1 2 3 4

&

8 Concentracion Concentracion Concentracion Concentracion

M Lb/bbl Lb/bbl Lb/bbl Lb/bbl

1 4.5 4.5 4.5 3.0

2 0.0 0.0 0.0 0.0
" 3 4.5 4.5 4.5 3.0
o 4 0.0 0.0 0.0 0.0
) 4.5 3.0 0.0 3.0
g 6 0.0 0.0 2.2 0.0
S| 7 4.5 3.0 0.0 3.0
S| 8 0.0 0.0 2.2 0.0
g 9 4.5 1.0 0.0 3.0
z| 10 0.0 0.0 0.0 0.0
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La concentracion utilizada se considera con base en decenas de corridas
de simulacion donde se evallUa aumento del factor de recobro con
respecto al del agua. Se tomaron como puntos de partida valores

sugeridos por la plataforma EOR.

Las tasas se varian bajo el siguiente criterio:

¢ A mayor tasa de inyeccion mayor costo.

e Después de los dos primeros baches la cantidad de petroleo
atrapada en el agua disminuye significativamente.

e En varias de las corridas se inyecto a la misma tasa, donde el
aumento del factor de recobro no justificaba la cantidad

inyectada

Los valores de las tasas se encuentran detallados en el Anexo D

3.5.2 Factor de recobro obtenido con cada una de las simulaciones.

Para mostrar cémo influye la concentracién y tasa inyectada de
surfactantes, la Figura 18 muestra la produccion de petréleo del campo
con cada escenario, la linea azul representa la produccién de petroleo
con inyeccion de agua y con respecto a ella se compara los casos de

surfactantes. La linea roja (escenario 1) es la mas pronunciada en
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relacion al caso de inyeccion de agua, es sencillo deducir que representa
el mayor factor de recuperacion. Se especifica el factor de recuperacion

de cada escenario en la Tabla Ill.

Field Qil production rate
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L |
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Figura 18 Produccién de petréleo del campo con inyeccién de surfactantes.
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Figura 19 Inyeccion de baches de surfactantes del escenario 1.

La Figura 19, es la representacion de la inyeccion de baches de
surfactantes para el escenario 1, donde las barras simbolizan la
inyeccion de los baches, existe un cambio del tamafio de las barras no
por cambio de concetracion, es porque varia la tasala tasa de inyeccién

(Anexo D).

A partir de los primeros baches, se distingue el incremento de la
produccion de petréleo, manteniendose por encima del escenario de

inyeccion de agua hasta el final de la prediccion.

Cada bache debe ocuapa 0.4% del volumen poroso para obtener un

buen barrido de la zona de interes.
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Tabla Ill Recobro de petroleo en cada escenario

Petroéleo
Escenario acumulado %FR
(Mbbl)
1 8.301 30.30
2 7.828 26.70
3 8.015 28.08
4 7.508 24.35

3.6 Alcali

La simulacion de alcali en Eclipse debe llevarse a cabo junto con el
surfactante, debido a que el modelo trabaja con la combinacion de estos
dos agentes. El &lcali se encarga de disminuir la adsorcién del
surfactante en la roca y el surfactante disminuye la tension interfacial

agua-petréleo.

Eclipse permite esta combinacion activando las keywords SURFACTANT

y ALKALY.

3.6.1 Concentraciones utilizadas

En la inyeccién de este método, se utizaron de tres a cincos baches de
solucion de alcali con surfactante, todos con tiempo de inyeccion de un

afio y misma tasa las cuales pueden ser corroboradas en el Anexo D.
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La Tabla IV indica las concentraciones utilizadas en cada escenario
propuesto con quimicos y como se alterna con inyeccion de agua
(concentracion= 0.0 Ib/bbl), recordando que cada bache representa un
periodo de un afio se variaron las concentraciones y tasas de alcali y
surfactante, para evaluar su comportamiento mediante el aumento del
factor de recuperacion. Tanto en el escenario 1 y 3 las concentraciones
de surfactantes y alcali permanecen constante para cada bache de
inyeccion, en los demas escenarios estas concentraciones se
disminuyeron para visualizar cuanto variaria el factor de recuperacion

respecto a una inyeccion con concentracion continua (Escenario 1y 3).



Tabla IV Concentraciones utilizadas en la inyeccion de surfactantes
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o 1 2 3 4

§ Concentraciéon | Concentracién | Concentracion Concentracion

L Lb/bbl Lb/bbl Lb/bbl Lb/bbl

n

“loa S A S A S A s

1 1.0 3.0 2.0 3.0 2.0 2.2 2.0 3.3

2 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0
3 3 1.0 3.0 2.0 3.0 2.0 2.2 2.0 3.3
_CC% 4 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0
g 5 1.0 3.0 1.0 2.0 2.0 2.2 2.0 3.3
2 6 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0
E 7 1.0 3.0 1.0 2.0 2.0 2.2 2.0 3.3
2 8 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0

9 0.0 0.0 0.0 0.0 2.0 2.2 1.0 2.5

10 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0

3.6.2 Factor derecobro

La produccién de petroleo del campo en cada uno de los escenarios fue
aumentando a medida que aumenta la concentracion de surfactante en
los dos primeros baches, con lo cual se puede decir que: la buena
implementacion de los primeros baches de quimicos inyectados a un

yacimiento pueden hacer la diferencia en su recobro de petréleo.

Su comportamiento a la vez depende del volumen poroso que se ocupe

con cada bache, los cuales deben estar en un orden de 0.35 a 0.45 %.
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Figura 20 Produccién de petréleo con inyeccion de alcali Y surfactantes.

En la Figura 20, la linea azul representa la produccion de petroleo con
inyeccion de agua, mientras las otras lineas simbolizan la produccion de
petrdleo con surfactante. Siendo mas sobresaliente el escenario 4 (linea

verde) donde se logra alcanzar un factor de recuperacion de 29.91%.

La inyeccion de baches de surfactantes del escenario 4 se indica en la
Figura 21, al tener el mismo tamafo los dos primeros baches, es un
indicativo que tanto la tasa como la concentracion fueron contantes, para
el tercer y cuarto bache de mezcla de alcali y surfactante se vari6 la tasa
mas no la concentracion y en el Ultimo se cambi6 tanto tasa como

concentracion.
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Figura 21 Inyeccion de baches de solucién de éalcali y surfactante del escenario 4.

Tabla V Factor de recuperacion con inyeccion de alcali y surfactantes

Escenario acumF:JT;?(IJe(OMbe) %FR
1 7.546 24.62
2 7.889 27.19
3 7.721 25.96
4 8.170 29.91

La Tabla V tiene registrado los valores de factor de recuperacién de los
escenarios, siendo el mas desalentador el 1, pues alcanzo una
recuperacion de petrdleo menor al caso de inyeccion de agua (20%) y el

mas optimista el escenario 4 con un factor de recuperacion de 29.91.
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Polimeros

Se presentan los resultados, de simular 4 escenarios con variacion de
tasa y concentracion de polimeros, a la vez se presenta un caso
adicional de tasa y concentracién contantes durante los 10 afios de

simulacion.

3.6.3 Concentraciones utilizadas

Como se puede apreciar en la Tabla VI, en los escenarios 1, 2, 3y 4, la
concentracion de polimero se va reduciendo conforme se incrementa el
namero de bache y cada uno de estos esta alternado por un bache de
agua (concentracion= 0.0 Ib/bbl). La disminucion de la concentraciéon se
debe a que la mayor cantidad de petréleo sera producida en los primeros
afos, porque es cuando se formara un frente continuo que desplazara el
crudo, los siguientes baches serviran para mantener la viscosidad del
agua por encima de su valor normal (1 centipoise). El incremento de la
viscosidad del agua estara directamente relacionado con la

concentracion de polimero a utilizarse.

La Tabla VI también muestra que en el escenario 5, todos los baches
tienen una concentracion de 0.4 Ib/bbl, es decir representa un escenario

con inyeccion continua de polimeros sin utilizar baches de agua.



Tabla VI Concentraciones de los diferentes escenarios simulados con polimeros

1 2 3 4 5
Escenario Concentracion | Concentracién | Concentraciéon | Concentraciéon | Concentracion
Lb/bbl Lb/bbl Lb/bbl Lb/bbl Lb/bbl

1 0.40 0.40 0.45 0.40 0.4

w 2 0.00 0.00 0.45 0.40 0.4
2 3 0.20 0.30 0.00 0.40 0.4
@ 4 0.00 0.00 0.00 0.00 0.4
i 5 0.08 0.01 0.20 0.00 0.4
2 6 0.00 0.00 0.20 0.00 0.4
3] 7 0.06 0.08 0.00 0.00 0.4
% 8 0.00 0.00 0.00 0.08 0.4
= 9 0.03 0.08 0.07 0.08 0.4
10 0.00 0.00 0.00 0.08 0.4

Tabla VIl Factor de recuperacién con inyeccién de agua

Escenario

Factor de recuperacién

Inyeccion de agua

20%

64
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3.6.4 Factor de recobro

El mayor incremento de petrdleo producido en el campo con inyeccion
de polimeros, se puede deducir de la Figura 22, donde la linea verde
simboliza el mejor escenario, otorgado al caso de inyeccion continua con
un recobro de 31.15%, seguido del escenario 4 (linea turquesa) con
30.13%, que en términos de barriles son 8.486 y 8.318 Mbbl
respectivamente. La diferencia de barriles recuperados entre los
escenarios mencionados es de 168 bbl, esta diferencia no es muy
significativa al compararse con un caso de inyeccion continua (escenario
5) y una alternada (escenario 4). La inyeccion continua de polimeros en

este caso representa un mal uso y desperdicio del quimico.
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Figura 22 Produccion de petréleo con inyecciéon de polimeros.

De acuerdo a la Tabla VII, el mejor factor de recuperacion fue obtenido
con el escenario 5, seguido por escenario 4, 3, 2 y 1, todos los
escenarios se mantuvieron con un factor de recobro por encima del caso
de inyeccion de agua (20%). Siendo polimeros uno de los agentes mas

prometedores para este campo.

Tabla VIII Factor de recuperacion de petréleo con inyeccién de polimeros

Escenario Petrc')le(oM%c;)lf)m ulado %FR
1 8.125 28.59
2 8.175 28.90
3 8.298 29.97
4 8.318 30.13
5 8.486 31.15
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Figura 23 Inyeccién de baches de solucién de polimeros del escenario 4.

La representacion de la inyeccion de baches del escenario 4 es la Figura
23, donde la primera barra de color verde indica la inyeccion de
polimeros de los tres primeros baches (cada bache dura un periodo de
un afio), con una concentracion de 0.4 Ib/bbl, seguido por cuatro baches
de agua (concentracion= 0.0) y la segunda barra simboliza los tres
ultimos baches de polimeros con concentracion 0.08 Ib/bbl. A partir de
Enero del 2017, fecha en la cual el tercer bache de polimeros finaliza se
produce un aumento de la produccion de petréleo (ver Figura 23),

incremento que se mantiene constante hasta finales de la prediccion.

Polymer injection rate [Ibm/d]
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3.7 Surfactantes y Polimeros (SP).

Para el modelo de inyeccion de surfactantes y polimeros se utiliza varios

baches de ambos quimicos en una inyeccion sucesiva.

3.7.1 Concentraciones utilizadas

La Tabla VIl especifica cada escenario con la respectiva concentracion
para surfactante y polimero en cada bache, cabe recalcar que en el
escenario uno y dos los tiempos de inyeccidon son de 4 meses de
surfactantes y 8 meses de polimeros, juntos suman un afio lo cual esta
representado por un bache, mientras que en el escenario 3 y 4, se

inyecto por tiempos de 1 afio de surfactante y polimeros.

Tabla IX Concentraciones de surfactantes y polimeros

1 2 3 4
Concentracion Concentracion Concentracion Concentracion
Lb/bbl Lb/bbl Lb/bbl Lb/bbl
S P S P S P S P

4.0 0.25 | 40 | 0.35 3.00 0.00 3.0 0.0

0.0 0.00 | 0.0 0.0 0.00 0.25 3.0 0.0

35 | 025 | 3.0 | 0.2 0.00 0.00 3.0 0.0

0.0 0.00 | 0.0 0.0 3.00 0.00 3.0 0.0

20 | 0.20 | 0.0 | 0.0 0.00 0.20 0.0 | 0.25

0.0 0.00 | 3.0 | 0.15 0.00 0.00 0.0 | 0.25

1.0 | 010 | 0.0 | 0.0 2.00 0.00 0.0 | 0.25

0.0 0.00 | 1.0 0.1 0.00 0.15 0.0 | 0.25

Numero de baches

1.0 | 010 | 0.0 | 0.0 0.0 0.0 0.0 | 0.25
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o 1 2 3 4
g Concentracion Concentracion Concentracion Concentracion
o Lb/bbl Lb/bbl Lb/bbl Lb/bbl
i s P [ S| P s P s [ P
10 | 0.0 0.0 | 0.0 | 0.0 0.0 0.0 0.0 | 0.25

Por ejemplo en el escenario 3 (Tabla IX) notamos que el primer bache
tiene concentracion de surfactante 3,0 Ib/bbl y de polimeros 0.0 Ib/bbl,
esto quiere decir que el primer afio solo se inyecto surfactante. En el
segundo bache se observa que para surfactantes la concentracién es
0.0, mientras que para polimeros es 0.25 Ib/bbl, es decir el segundo afio
se inyecto solo polimero, para el tercer bache de este escenario, tanto
las concentraciones de surfactantes como polimeros son de 0.0 Ib/bbl, lo

gue representa al bache de inyeccion de agua y asi sucesivamente.

Las concentraciones de polimeros deben ser manejadas con cuidado
porque el aumento que ocasiona en la viscosidad del agua esti
relacionado directamente con la presién de inyeccion, las cuales pueden

llegar a sobrepasar la presion de fractura del yacimiento.

En este caso, surfactantes utiliza una cantidad de concentracion alta en
relacion a polimeros, debido a su comportamiento directo a la

disminucién de la tensién interfacial.
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3.7.2 Factor de recobro

El aumento del petréleo producido para el escenario dos y cuatro se
observan en la Figura 24 a partir del afio 2015, mientras que para los
demas el incremento se observa a partir del 2016. Esto ocurre por la
cantidad de tasa inyectada y concentracion utilizada en el bache,
especificadas en el anexo D. La Figura 24 permite ver que todos los
escenarios de SP estan por encima de la curva de produccién de

petréleo con inyeccion de agua (linea azul).

SP es uno de los métodos mas atractivos para yacimientos con
conificacion como en este caso, pero su implementaciéon también implica
altos costos al ser un método combinado, razén por la cual el factor de
recuperacion debe ser considerablemente mayor en comparacion a los

otros métodos para optar por él.
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Figura 24 Produccién de petroleo del campo con inyeccion de SP

71

La Tabla X muestra el factor de recuperacion para cada uno de los

escenarios optimizados, donde el mejor fue el escenario 4 con un factor

de recuperacion de 29.9%, los demas escenarios se mostraron por

debajo de este valor. Al revisar la Tabla X también se observa que los

factores de recuperacion son similares a los métodos revisados

anteriormente.
Tabla X Factor de recuperacion para SP
: Petréleo 0
Escenario acumulado (Mbbl) FR
1 7.750 26.00
2 7.903 27.104
3 8.071 28.416
4 8.267 29.906
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Figura 25 Representacion de la inyeccion de baches de surfactantes y polimeros
para el escenario 3 de SP

La Figura 25 representa la inyeccion de SP para el escenario 3, donde
la barra café simboliza el bache de surfactante, el cual es de un mayor
tamafio en relacién al bache de polimero (barra azul) por la gran
diferencia de concentracion utilizada (ver Tabla IX). Cuando se compara
el escenario 3 de SP con la inyeccién de agua (Figura 25), se aprecia
gue en los dos primeros afios la produccion de petréleo con SP se
mantiene por debajo de la curva de produccién con inyeccion de agua,
tiempo en cual se realiza la inyeccion de los baches de surfactantes y
polimeros, al tercer afio la produccion de petréleo comienza a
incrementar, debido a que en este tiempo se realiza el desplazamiento

de los baches de quimicos con el agua inyectada y de esta forma se va
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alternando los baches de quimicos con el agua, obteniendo un

incremento continuo de petroleo.

3.8 Alcali, surfactantes y polimeros (ASP).

El proceso de ASP puede ser uno de los mas efectivos, pero su gran
limitante de implementacion son los elevados costos, pues se
incrementan en un 40% en relacion a un método individual, razén por la

cual para este caso solo se inyectaron dos baches de cada quimico.

3.8.1 Concentraciones utilizadas en la simulacién de ASP

Para evaluar los escenarios 1, 2 y 3 la concentracion de surfactante,
alcali y polimeros fueron optimizadas mediante tasas, tiempos vy
concentraciones, teniendo en cuenta datos de campo comunmente

utilizados y con caracteristicas similares al yacimiento Oxen.

Para la inyeccion de ASP, el surfactante y alcali ingresan en mezclay el
polimero por separado. En el escenario 2 (ver Tabla Xl) se puede
observar que los baches de quimico tienen concentraciones tanto de
surfactantes, alcali y polimero en el mismo bache, tendiendo al error de
inferir una mezcla de los tres quimicos, pero en realidad lo que ocurre es

gue los Unicos agentes que se mezclan son el alcali y surfactantes para
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un tiempo de 6 meses y el polimero se inyecta los 6 meses siguientes,
como cada bache representa un afo se colocaron las tres

concentraciones juntas porque sus periodos de inyeccion suman un afo.

Las concentraciones utilizadas en los tres escenarios son mencionadas

a continuacion en la Tabla XI.

Tabla Xl Valores de concentraciones utilizadas para ASP

o 1 2 3
§ Concentracion Concentracion Concentracion
§ Lb/bbl Lb/bbl Lb/bbl
WA T s P A | s P A | S P
1 |20] 30 0.0 10 | 30| 025 | 20 | 35 0.0
2 0.0 | 0.0 0.25 0.0 0.0 0.0 0.0 | 0.0 0.25
1 3 | 00| 00 0.0 10 | 20| 020 | 00| 0.0 | 0.25
:fé 4 | 10| 3.0 0.0 0.0 | 0.0 0.0 0.0 | 0.0 0.0
ﬁ 5 0.0 | 0.0 0.2 1.0 15 0.15 0.0 | 0.0 0.0
2 6 | 00| 00 0.0 0.0 | 00 0.0 10 | 25 0.0
g 7 10 | 2.0 0.0 1.0 1.0 0.15 00 | 0.0 0.22
= 8 0.0 | 0.0 0.15 0.0 0.0 0.0 0.0 | 0.0 0.22
9 0.0 | 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 | 0.0 0.0
10 | 0.0 | 0.0 0.0 0.0 | 0.0 0.0 0.0 | 0.0 0.0

3.8.2 Factor de recobro obtenido con ASP

Los factores de recuperacion obtenidos muestran un aumento de

produccion de petroleo a partir del tercer y cuarto afio de inyeccién con
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guimicos, esto se muestra en la Figura 26. Ademas se puede distinguir
al escenario 3 (linea negra) por arriba de los demas la mayoria del
tiempo, obteniendo un factor de recuperacion de 30.067 que es igual a

8.295 Mbbl.

Uno de los parametros que define la efectividad de este método es el
alcali, puesto que se adsorbe en la roca Yy evita la adsorcion de
surfactantes y polimeros aumentando su eficacia. Para este tipo de
proyectos es necesario tener analisis de compatibilidad de los agentes

guimicos a utilizarse con nucleos del yacimiento.
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Figura 26 Produccién de petréleo del campo con inyeccion de ASP

La Tabla Xl define los factores de recuperacién de cada escenario de

inyeccién de ASP, es sencillo notar que los mejores fueron el 2 y 3,
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mientras que el escenario 1 no vario de forma significativa con el caso
de inyeccion de agua. A pesar de usar la combinacion de los tres
agentes quimicos la variacion del factor de recuperacion es muy similar
a los conseguidos con SP, surfactantes y Polimeros (ver Tablas XIlI, IX y

V).

Tabla XIl Factor de recuperacién con inyeccion de ASP

Petréleo acumulado

1 0,
Escenario (Mbbl) %FR
1 8.114 28.705
2 7.737 25.867

3 8.295 30.067
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Figura 27 Produccién de petréleo acumulado con inyeccién de ASP

La Figura 27 muestra la inyeccion de ASP del escenario 3, en la cual la
mezcla de alcali y surfactantes se realiza con una concentracion de 2.0y
3.5 Ib/bbl en el primer bache, de forma sucesiva se inyecta dos baches
de polimeros que duran un periodo de dos afios a una concentracion de
0.25 Ib/bbl, seguidos por dos baches de agua (concentracién=0.0 Ib/bbl),
nuevamente se inyecta quimicos y agua a las concentraciones indicadas
en Tabla X y tasas definidas en el Anexo D. Al finalizar el segundo bache
de polimeros la curva de produccion de petréleo de ASP empieza a
elevarse, incrementando asi la recuperacion en comparacion a la de
inyeccion de agua (linea azul), durante la inyeccion del segundo bache

de surfactante y alcali se forma un pico en la tasa producida de petroleo,
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siendo un indicativo del buen funcionamiento de la disminucion de
tension interfacial y control de movilidad ocasionada por el polimero ,
manteniendo asi el diferencial de la tasa producida hasta el final de la

produccion.

Cuando los quimicos no funcionan se notara de forma sencilla la caida
de la produccion de petréleo en el campo a la linea base establecida,

gue en este caso seria la produccion con inyeccion de agua



CAPITULO 4

4 ANALISIS DE LOS RESULTADOS OBTENIDOS.

4.1 Eleccion de la mejor concentracién de quimico para cada uno de

los métodos inyectados “Oxen”.

El proceso de seleccidon para las concentraciones mostradas se encuentra

basada en el factor de recuperacién obtenido.

e Surfactantes

Concentracion

(Ib/bbl) 45100(45|00(00|22|00|22|00|0.0

e Alcali y surfactantes
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Concentracion
(Ib/bbl) A 2010020 |00|20|00|20]00|10]0.0
Concentracion
(Ib/bbl) S 33/00|33(00|30|00(33|00|25]|0.0
e Polimero
Concentracion
(Ib/bbl) 045100450000 |22|00|22]00|0.0
e Surfactante y polimero
Concentracion
(Ib/bbl) 30| 30| 3.0 3.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0
concentracion 00| 00| 00| 00| 025|025 025 025 | 0.25 | 0.25
(Ib/bbl)
e Alcali, surfactantes y polimeros.
Concentracién
(Ib/bbl) 20 | 0.0 | 0.0 0.0 |00 [1.0 | 0.0 0.0 0.0 | 0.0
Concentracion
(Ib/bbl) 35 |00 |0.0 0.0 |00 |25 |0.0 0.0 0.0 | 0.0
Concentracion
(Ib/bbl) 0.0 {025 025 |00 |0.0 | 0.0 |0.25 0.25 0.0 | 0.0

En los anexos se presenta el estudio de la factibilidad econdémica

versus factor de recuperacion para cada uno de los escenarios

presentados en esta tesis.
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4.2 Eleccion y anélisis del mejor método quimico para el campo

Oxen.

Después de realizar multiples simulaciones para optimizar cada uno de
los métodos quimicos de recuperacion mejorada (surfactantes, polimeros,
SP, AS, ASP) y observar los resultados para todos los escenarios
presentes, se realiza la eleccién del agente quimico que incremente la
recuperacion de petréleo con respecto al caso de inyeccion de agua, en

funcion del factor de recuperacién y rentabilidad.

Por lo tanto en términos de rentabilidad y factor de recuperacion entre
todos los métodos aplicados y detallados en el Anexo C, la inyeccion de
Polimeros es el método mas atractivo para aplicar en esta area piloto con

un factor de recuperacion de hasta 31%.

El éxito de este método depende de como a bajas concentraciones se
puede incrementar la viscosidad de la solucién inyectada al yacimiento,
creando un frente continuo que desplaza al petr6leo hasta los pozos
productores, recorriendo los canales mas interconectados o con mayor
permeabilidad, la cual posteriormente disminuird, debido a la reduccion del
area trasversal del poro, ocasionada por la adsorciéon de polimero que
forma una capa en la superficie de la arenisca y reduce la permeabilidad,

permitiendo su flujo y un mejor barrido areal y vertical del yacimiento en
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zonas con menos permeabilidad que no hubiesen podido ser barridas con

la inyeccién de agua, representado en las Figuras 27 y 28.

QI

O

Figura 28 Eficiencia areal al final de la prediccion (2023),

a) Inyeccion de agua b) Inyeccion de polimeros.

Figura 29 Eficiencia vertical al final de la prediccién (2023),

a) Inyeccion de agua b) Inyeccion de polimeros

En las Figuras 28 y 29 se puede observar los resultados del barrido areal
y vertical del area piloto con inyeccion de agua y polimeros, al incrementar
la viscosidad del agua con la inyeccién de polimero, se logra un mejor

barrido de la zona, ocasionado por una disminucién de razén de movilidad
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de 1.09 a 0.3, a la vez se logra un mejor barrido vertical desde el inyector

al productor, un comportamiento visible en la Figura 28.

4.2.1 Ventajas

e Buen barrido areal y vertical (ver Figura 28 y 29)
e Disminucién de la razén de movilidad (de 1.09 a 0.39)

e Factor econémico

4.2.2 Desventajas

e Sensible a altas salinidades( > 35.000 ppm)

e Costos operativos elevados frente a problemas

4.3 Anadlisis de costos

Los costos de instalaciones operativas y mantenimiento, él precio de
petroleo, el costo del producto quimico juegan un papel muy importante en
el éxito de un proyecto de recuperacion mejorada y fue con inyeccion de
polimero q se obtuvo mayor rentabilidad en comparacion a los otros

meétodos quimicos aplicados.
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Para un estudio econdmico de inyeccion de quimicos se deben tener en
cuenta tres principales factores: el quimico a utilizarse, sus respectivas
facilidades, tasa de inyeccién y tratamiento del fluido. Los costos actuales

de los quimicos se encuentran en el siguiente rango:

e -Polimero: 2 — 3.6 USD/kg
e -Surfactante: 1.6 — 3 USD/kg

e -Alcali: 0.3 -1.2 USD/kg

El costo de las facilidades depende del proceso de inyeccion de quimico.
Por ejemplo una planta modular para inyeccion de polimeros con una
capacidad de 3000 bbl/dia y 3000 psi a inyectarse a 4 pozos tiene un
costo alrededor de 1.5 - 2 millones de dolares, sin incluir el costo anual
de operacion de la planta que es de aproximadamente 350 — 400 mil
dolares. Una clasificacion de costos generales de facilidades con estas

capacidades para los demas procesos quimicos es:

e S -—$500,000
e AS-$1,700,000
e SP-$1,800,000

e ASP-$3,200,000



85

Ademas se deben incluir otros costos como inversion inicial, costo

operativo, monitoreo de la planta entre otros.

El Valor Presente Neto (VPN) es el método utilizado en este proyecto para
determinar la rentabilidad econ6mica de aplicacion de métodos quimicos.
Debe ser positivo para que el proyecto sea aceptado. Esta definido por la

ecuacion.

Fy
VPN = —I; + ¥, m Ecuacion 16

Dénde:

r Tasa de descuento
I; Inversion inicial
F; Flujos de caja

n Periodo de tiempo del proyecto

Después de haber revisado los factores de recuperacion obtenidos que
fueron similares en los procesos estudiados (surfactantes, polimeros,
alcali, SP y ASP), obteniendo factores de recuperacion (FR) similares y

tomando en cuenta la cantidad de concentracion utilizada para cada
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método (ver anexo D) podemos concluir que el método con mayor

factibilidad.

Para el estudio de inyeccién de polimeros, los parametros y costos
tomados en cuenta son presentados en la Tabla Xlll, el costo de
polimeros que se utiliza es de $15 la libra inyectada, debido a que se
utilizé el modelo de negocios del proyecto Casabe, donde se toma el
costo operacion y mantenimiento de las facilidades dentro del costo de
libra de polimeros inyectada, los deméas valores fueron obtenido de la

pagina de Petroamazonas.

Tabla Xl Costo utilizados para el calculo de VPN con inyeccidn de polimeros

Descripcion Costo
Inversioén Inicial $19,000000

Polimeros $151b

Costo operativo de petréleo $9 bbl
producido

Tratamiento de barril de agua $3 bbl
inyectada

Precio del petréleo $50

La Figura 30 da a conocer la rentabilidad del proyecto basada en la
produccion incremental con inyeccion de polimeros respecto al caso de
inyeccion de agua con un VPN= $16,000.000, donde todos los

escenarios de polimeros presentados se mantienen por encima de la
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curva de produccién de petréleo con inyeccion de agua (linea azul), la
linea verde correspondiente al escenario 3 de inyeccion de polimeros y
con un factor de recuperacion de 29.97%, logrando el mayor VPN=
$125,000.000, seguido por el escenario 1, 2, 4 y 5. El escenario 5 que
representa el caso de inyeccién continua de polimeros a pesar de

poseer el mayor FR= 31% alcanzo el menor VPN=$93,000.000.

El Valor Presente Neto permite medir los flujos de ingresos y egresos
actuales como futuros que tendra el proyecto, también da a conocer el
tiempo al cual el proyecto adquiere mayor rentabilidad (maximo VPN), en
la Figura 30 se aprecia como el caso de inyeccion de agua (linea azul)
alcanza su maximo VPN en Enero del 2016, posterior a esa fecha
comienza a declinar o comenzar a perder rentabilidad, de forma
contraria las curvas de los escenarios de polimeros siempre estan

incrementando, es decir aumentando su VPN dia a dia.
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Figura 30 Valor presente neto para cada uno de los escenarios con inyeccién de
polimeros.



CAPITULO 5

5 CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

5.1 Conclusiones

1. La inyeccion de agua no es efectiva en términos de recobro,
debido a las altas saturaciones de agua (0.35%) ya presentes en

el yacimiento por el empuje hidraulico.

2. Lainyeccién de polimeros es el mejor método a aplicarse en esta
zona piloto, debido a las bajas concentraciones (0.08 a 0.45 Ib/bbl)
utilizadas, factores de recuperacion de hasta 31% y VPN mayores
a $93,000.000 al final de la prediccion, los cuales en todo
momento fueron positivos y mayores al VPN del caso de inyeccion
de agua, a diferencia de los otros métodos necesitaban altas

concentraciones de 2.0 a 4.5 Ib/bbl, incrementando costos y
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alcanzando factores de recuperacion similares a los obtenidos con

polimeros.

La efectividad de inyectar polimeros se encuentra ligado al
aumento de viscosidad del agua ocasionada por su concentracion
inyectada, por ejemplo con una concentracion de polimero igual a
0,08 Ib/bbl la viscosidad del agua aumenta 4 veces y a una de
0.42 Ib/bbl incrementa 32 veces (ver tabla de PLYVISC en Anexos

B).

La inyeccién de surfactantes necesita de un 200% mas de tasay
10 veces mas concentracidbn en comparacién a polimeros para

proporcionar un factor de recuperacién similar.

La mayor incertidumbre asociada a surfactante se encuentra en
las tablas de concentracion versus tensién interfacial ingresadas a

través de la keyword SURFST.

Las concentraciones y tiempos de inyeccion de los dos primeros
baches son primordiales para obtener una buena recuperacion de
petréleo, incrementando hasta en un 2% el factor de recuperacion
al duplicar la concentracion, debido a que en esos periodos la

saturacion de agua no ha aumentado (0.35%) y su efectividad
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sera mayor, porque al pasar el tiempo el acuifero seguira

ingresando al reservorio y aumentando la saturacion del agua.

. Mayor factor de recuperacidon no asegura rentabilidad de un
proyecto, un claro ejemplo es el escenario 1 de surfactantes con
un FR=30.30% y VPN= $18,000.000 al final de la prediccion,
mientras que con el escenario 3 de polimeros se logra un FR=29.9

y VPN= $125,000.000.

. Lainyeccion continua afecta la rentabilidad del proyecto.

. La evaluacion economica de surfactantes, AS y ASP no fueron
rentables, a pesar de tener un factor de recuperacion semejante a

polimeros.

10.Con la implementacion del valor presente neto en Eclipse se

puede determinar el tiempo al cual se tiene VPN méaximo, dando

lugar a optimizaciones de estrategias de desarrollo.

5.1.1 Recomendaciones

1. Realizar analisis especiales y de compatibilidad entre los

guimicos y las rocas de reservorio.
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2. En el caso de no contar con andlisis de compatibilidad, se
necesitara realizar sensibilidades de las propiedades mas

importantes de los agentes a utilizarse.

3. Uso de software que permitan optimizar el valor presente neto y el
factor de recuperacion variando tasas, tiempos y concentraciones

de inyeccion de los agentes quimicos.

4. La salinidad es un factor importante que puede afectar el
desempeiio de cualquier método quimico, por lo tanto se

recomienda evaluar este comportamiento en Eclipse

5. De tener la informacién suficiente es recomendable realizar
simulacién composicional, el cual modelara de mejor forma los

mecanismos de cada agente.
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ANEXOS



Anexo A

Modelo de surfactante usando Eclipse 100

El modelo de surfactante es activado por la keyword SURFACT en la
seccion del RUNSPEC.

En la seccion del PROPS se deben ingresar tres keywords obligatorias vy
dos opcionales en el caso de existir adsorcion del agente en la roca.

Tabla 1 Keywords de surfactantes

KEYWORD DESCRIPCION NOTA
Tension interfacial
SURFST agua-petrleo en (Obligatoria)
presencia de
surfactante.
Modificador de . .
SURFVISC viscosidad del agua. (Obligatoria)
Datos de saturacién . .
SURFCAPD capilar. (Obligatoria)
SURFADS Adsorcidn isotérmica (Opcional)
. Si
Indicador de (
SURFROCK propiedades de la roca S;éRFADS
y adsorcion
presente)

La concentracion de surfactante inyectado sera especificada en la keyword
WSURFACT para cada pozo inyector. [3]

Modelo de Polimeros usando Eclipse 100

El modelo es activado utilizando la keyword POLYMER en el RUNSPEC.



Se debe ingresar las siguiente Keywords para que el modelo trabaje de
manera adecuada:

Tabla 2 Keywords de Polimeros

KEYWORD DESCRIPCION

Funcién de viscosidad de la

PLYVISC ! ;
solucién de polimeros
PLYROCK Especm(,:a propiedades de
roca-polimero.
Adsorcion de polimeros
PLYADS isotérmica sin dependencia
de salinidad
PLMIXPAR Parametro de mezcla

Se debe especificar la concentracion de polimero que se desea utilizar en la
keyword WPOLYMER en la seccién del SCHEDULE (18).

Modelo de Alkali usando eclipse 100

Se activa con la keyword ALKALINE en la seccion del RUNSPEC.

Tabla 3 Keywords de Alcali

KEYWORD DESCRIPCION NOTA

Obligatoria si el
modelo de inyeccion
de surfactante es

Tabla de tension superficial
ALSURFST como una funcion de
concentracion de alcali.

activada.
Tabla de adsorcion de Obligatoria si
ALSURFADS surfactante como una SURFADS es

funcién de concentracion usado.




de élcali.

Tabla de adsorcion de Obligatoria si el
ALPOLADS Polufr]eros como una modelg de inyeccién

funcion de concentracion de polimeros es

de élcali. activado
ALKADS Tabla de funciones Opcional

adsorcion.

Especifica propiedades de | Obligatorio si
ALKROCK roca-alcali. ALKADS is utilizado

Al igual que los demas modelos, la concentracion de alcali que se desea
utilizar se especifica en la seccion de SCHEDULE mediante la keyword

WALKALINE.



Anexo B

Keywords utilizadas en Alcali

ALSURFST
CONCENTRACION  TENSION INTERFACIA AGUA/OIL
ALCALI MULTIPLICADOR
Ib/stb
0 1
2 0.7
5 0.3
10.5 0
/
0 1
2 0.7
5 0.3
10.5 0
/
ALPOLADS
CONCENTRACION ADSORCION DE POLIMERO
ALCALI MULTIPLICADOR
Ib/stb
0 1
1 0.7
2 0.5
3 0.3
9.99999970839458 0.0
/
0 1
1 0.7
2 0.5
3 0.3
9.99999970839458 0.0
/
ALKROCK

1
/
1



ALSURFAD

CONCENTRACION ADSORCION
ALCALI MULTIPLICADOR
Ib/stb
0 1
1 0.7
2 0.5
3 0.3
9.99999970839458 0.0
/
0 1
1 0.7
2 0.5
3 0.3
9.99999970839458 0.0
/
ALKADS
CONCENTRACION ALCALI ADSORBIDO EN LA ROCA
ALCALI MULTIPLICADOR
Lb/stb
0 0
3.5 0.00008
10 0.000247
/
0 0
3.5 0.00008

10 0.000247
/



Keywords utilizadas en Surfactantes

SURFVISC
CONCENTRACION
SURFACTANTE
Ib/stb

0
9.9999997
/

0
9.9999997
/

SURFADS

CONCENTRACION

SURFACTANTE
Ib/stb
0
1.09042727129647
2.18085454259295
3.27128181388942
4.3617090851859
5.45248686348054
6.54291413477701
7.63334140607349
8.72376867736996
9.81419594866644
14.0202799266663
/

0
1.09042727129647
2.18085454259295
3.27128181388942
4.3617090851859
5.45248686348054
6.54291413477701
7.63334140607349
8.72376867736996
9.81419594866644
14.0202799266663

SURFCAPD

VISCOCIDAD DEL
AGUA

0.31533

0.8

0.31533
0.8

CONCENTRACION DE SURFACTANTE
ADSORBIDO POR LA ROCA

0
0.000243
0.000303
0.000329
0.000345
0.000354
0.000361
0.000366
0.00037
0.000373
0.00038

0
0.000243
0.000303
0.000329
0.000345
0.000354
0.000361
0.000366
0.00037
0.000373
0.00038//



LOGARITMO DEL FUNCION DE

NUMERO CAPILAR MISCIBILIDAD
-8 0.0
-1.2222 0.006
-6.4444 0.0347
-5.6667 0.1773
-4.8889 0.5636
-4.1111 0.8856
-3.3333 0.9789
-2.5556 0.9964
-1.7778 0.9994
-1 1.0
8 1.0
/
-8 0.0
-1.2222 0.006
-6.4444 0.0347
-5.6667 0.1773
-4.8889 0.5636
-4.1111 0.8856
-3.3333 0.9789
-2.5556 0.9964
-1.7778 0.9994
-1 1.0
8 1.0/
SURFST
CONCENTRACION TENSION INTERFACIAL
SURFACTANTE AGUA-PETROLEO
Ib/stb
0 0.00017130441
1.09042727129647 5.710147E-09
2.18085454259295 5.710147E-10
3.27128181388942 5.710147E-11
4.3617090851859 5.710147E-12
9.81419594866644 5.710147E-12
14.0202799266663 5.710147E-12
/
0 0.00017130441
1.09042727129647 5.710147E-09
2.18085454259295 5.710147E-10
3.27128181388942 5.710147E-11
4.3617090851859 5.710147E-12

9.81419594866644 5.710147E-12



14.0202799266663
/

SURFROCK
INDICE DE
ADSORCION
1

/

1

/

/

5.710147E-12

DENSIDAD DE MASA
DE LA ROCA

925.338

925.338

Keywords utilizadas en Surfactantes

PLYADS
CONCENTRACION
POLIMERO

Ib/stb

0

0.0350506998166658
0.0701013996333317

0.140202799266663
0.210304198899995
0.350506998166658
0.490709797433322
0.665963296516651
0.876267495416646
0.999996465769477

00

0.0350506998166658
0.0701013996333317

0.140202799266663
0.210304198899995
0.350506998166658
0.490709797433322
0.665963296516651
0.876267495416646
0.999996465769477

CONCENTRACION DE POLIMERO
ADSORBIDO POR LA ROCA

Ib/Ib

0
9.23E-06
1.5E-05
2.182E-05
2.571E-05
3E-05
3.231E-05
3.403E-05
3.529E-05
3.582E-05

9.23E-06
1.5E-05
2.182E-05
2.571E-05
3E-05
3.231E-05
3.403E-05
3.529E-05
3.582E-05



PLYVISC
CONCENTRACION
POLIMERO
Ib/stb
01

0.0707820842237713

0.141563817940545
0.175593841378549
0.209623514309555
0.245014556421441
0.280405598533327
0.353910070611858
0.42060839779999

0.491390482023761
0.999999970839458

01

0.0707820842237713

0.141563817940545
0.175593841378549
0.209623514309555
0.245014556421441
0.280405598533327
0.353910070611858
0.42060839779999

0.491390482023761
0.999999970839458

PLYROCK

ESPACIO FACTOR DE
POROSO RESISTENCIA
INACCESIBLE RESIDUAL

0.05 1.07
/

0.05 1.07
/

MULTIPLICADOR DE LA
VISCOCIDAD DEL AGUA

4.8
8.533
10.933
13.067

16

18.667
25.867
34.667
44.267
114.77

4.8
8.533
10.933
13.067
16
18.667
25.867
34.667
44.267
114.77

DENSIDAD INDICE MAXIMA
MASA ADSORCION ADSORCION
DE POLIMERO

925.3 1 3.424E-05

925.3 1 3.424E-05



Anexo C

Field U_NPV

1E+07 2E+07 3E+07
L

0
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Jan 2014 Jan 2015 Jan 2016 Jan 2017 Jan 2018 Jan 2019 Jan 2020 Jan 2021 Jan 2022 Jan 2023
Date

‘— Escenario_1ASP Escenario_2ASP — Escenario_3ASP — Inyeccion_de_agua

Figura 1 Valor presente neto en dolares de los escenarios de inyeccién de

ASP



Field U_NPV

SE+07
|

U_NPV
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Figura 2 Valor presente neto en dolares de los escenarios de inyeccién de

AS.
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Figura 3 Valor presente neto en dolares de los escenarios de inyeccién de

Surfactantes.



Field U_NPV

U_NPV
.
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Figura 4 Valor presente neto en dolares de los escenarios de inyeccién de

Polimeros
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Figura 5 Valor presente neto en dolares de los escenarios de inyeccion de SP



Anexo D

Tabla 4 Concentraciones y tasas de surfactantes inyectados

. 1 2 3 4

g

Z | CONCENTRACION | 724 | CONCENTRACION | TASA | CONCENTRACION | TASA | CONCENTRACION | oS8

o LB/BBL . LB/BBL BBL/DIA LB/BBL BBL/DIA LB/BBL

L

1 45 4000 45 4000 45 4000 3.0 4000

2 0.0 3500 0.0 3500 0.0 3000 0.0 3000
N 45 3000 45 3000 45 4000 3.0 4000
5|4 0.0 2500 0.0 2500 0.0 3000 0.0 3000
Sl 5 45 2000 3.0 2000 0.0 4000 3.0 4000
ol 6 0.0 2000 0.0 2000 2.2 3000 0.0 3000
gl 7 45 2000 3.0 2000 0.0 3000 3.0 3000
2|8 0.0 2000 0.0 2000 2.2 3000 0.0 3000

9 45 2000 1.0 2000 0.0 3000 3.0 3000

10 0.0 2000 0.0 2000 0.0 3000 0.0 3000




Tabla 5 Concentraciones y tasas de inyeccién de polimeros

1 2 3 4 5

E . . o Tasa L Tasa - Concentracién | Tasa
scenario | Concentracion Tasg Concentracion Bb/di Concentracion Bbl/di Concentracion Tasa Lb/bbl BbI/di

Lb/BBL Bbl/dia Lb/bbl a Lb/bbl a Lb/bbl Bbl/dia a
1 0.40 1100 0.40 1100 0.45 1100 0.40 1100 0.4 1100
2 0.00 3000 0.00 3000 0.45 1100 0.40 1100 0.4 1100
§ 3 0.20 1100 0.30 1100 0.00 4000 0.40 4000 0.4 1100
& 4 0.00 2000 0.00 2000 0.00 4000 0.00 4000 0.4 1100
ﬁ 5 0.08 1100 0.01 1100 0.20 1100 0.00 4000 0.4 1100
8 6 0.00 2000 0.00 2000 0.20 1100 0.00 4000 0.4 1100
E 7 0.06 1100 0.08 1100 0.00 3000 0.00 4000 0.4 1100
*g 8 0.00 2000 0.00 2000 0.00 3000 0.08 1100 0.4 1100
9 0.03 1100 0.08 1100 0.07 1100 0.08 1100 0.4 1100
10 0.00 2000 0.00 2000 0.00 2000 0.08 1100 0.4 1100




Tabla 6 Concentraciones y tasas de inyeccién de SP

1 2 3 4
Escenario Concentracion Tasg Concentracion Tas:?\ Concentracion Tasg Concentracion Tasg
Lb/bbl Bbl/dia Lb/bbl Bbl/dia Lb/bbl Bbl/dia Lb/bbl Bbl/dia
S P S P S P S P
1 4.0 0.25 3000 4.0 0.35 3500 3.00 0.00 3000 3.0 0.0 3000
2 0.0 0.00 3000 0.0 0.00 3000 0.00 0.25 1100 3.0 0.0 3000
3 35 0.25 2500 3.0 0.20 2500 0.00 0.00 3000 3.0 0.0 3000
é 4 0.0 0.00 2000 0.0 0.00 3000 3.00 0.00 3000 3.0 0.0 | 3000
% 5 2.0 0.20 2000 0.0 0.00 3000 0.00 0.20 1100 0.0 0.25 | 1100
g 6 0.0 0.00 2000 3.0 0.15 2000 0.00 0.00 3000 0.0 0.25 1100
\% 7 1.0 0.10 2000 0.0 0.00 2000 2.00 0.00 2000 0.0 0.25 1100
= 8 0.0 0.00 2000 1.0 0.10 2000 0.00 0.15 1100 0.0 0.25 | 1100
9 1.0 0.10 2000 0.0 0.00 2000 0.00 0.00 2000 0.0 0.25 | 1100
10 0.0 0.0 2000 0.0 0.00 2000 0.00 0.00 2000 0.0 0.25 1100




Tabla 7 Concentraciones y tasas de inyeccién de ASP

1 2 3
SR Concentracion Tasq Concentracion Tasg Concentracion Tasg
Lb/bbl Bbl/dia Lb/bbl Bbl/dia Lb/bbl Bbl/dia
A S P A S A S P

1 2.0 3.0 0.0 3000 1.0 3.0 2000 2.0 3.5 0.0 3000

2 0.0 0.0 0.25 1100 0.0 0.0 3000 0.0 0.0 0.25 1100

3 0.0 0.0 0.0 3000 1.0 2.0 2000 0.0 0.0 0.25 1100

g 4 1.0 3.0 0.0 3000 0.0 0.0 3000 0.0 0.0 0.0 3000
§ 5 0.0 0.0 0.2 1100 1.0 1.5 2000 0.0 0.0 0.0 3000
g 6 0.0 0.0 0.0 3000 0.0 0.0 3000 1.0 2.5 0.0 3000
% 7 1.0 2.0 0.0 2000 1.0 1.0 2000 0.0 0.0 0.22 1100
= 8 0.0 0.0 0.15 1100 0.0 0.0 2000 0.0 0.0 0.22 1100
9 0.0 0.0 0.0 2000 0.0 0.0 0.0 2000 0.0 0.0 0.0 3000

10 0.0 0.0 0.0 2000 0.0 0.0 0.0 2000 0.0 0.0 0.0 3000

B 8 meses

4 meses




