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PRÓLOGO

El objetivo principal de este trabajo consiste en generar un programa

computacional basado en el método de Craig, Geffen and Morse, para

predecir el comportamiento de un yacimiento debido a la inyección de agua

en un arreglo de 5 pozos en el cual el reservorio se encuentra formado por

capas.

El procedimiento se presenta de una manera clara y ordenada con la

finalidad de que el usuario pueda tener un fácil acceso de todo el proceso a

efectuarse, como ayuda adicional se ha detallado en el manual del usuario

los pasos a seguir para conseguir este fin.

Este método es comprobado  experimentalmente con las condiciones que no

exista gas libre inicialmente presente y para los valores de saturación de gas

que normalmente se encuentran en los campos de las siguientes

operaciones de agotamiento.
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INTRODUCCIÓN

La inyección de agua en los yacimientos de hidrocarburos es muy común

debido a que es uno de los métodos más simples, de menor costo cuando

hablamos de métodos de recuperación de hidrocarburo y el factor de recobro

puede llegar hasta un 60%.

Hoy en día, la inyección de agua es el principal y más conocido de los

métodos EOR (Enhanced Oil Recovery), y hasta esta fecha es el proceso

que más ha contribuido al recobro extra de petróleo. No obstante, se

considera que, después de una invasión con agua, todavía queda en el

yacimiento más del 50% del petróleo original in situ.

Este método de recuperación es el más dominante y su gran aplicación se

explica por:

• La disponibilidad de agua.

• La relativa facilidad con la que se inyecta debido a la carga.

hidrostática que se logra en el pozo que se inyecta.

• La facilidad con que el agua se extiende a través de una formación

petrolífera.

• La eficiencia del agua para el desplazamiento del petróleo.
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La inyección de agua tuvo sus comienzos en la ciudad de Pithole, al oeste

de Pennsylvania, en el año 1865. Como sucede frecuentemente en el

desarrollo de nuevas tecnologías, la primera inyección ocurrió

accidentalmente cuando el agua, proveniente de algunas arenas acuíferas

poco profundas o de acumulaciones de aguas superficiales, se movía a

través de las formaciones petrolíferas, entraba al intervalo productor en los

pozos perforados e incrementaba la producción de petróleo en los pozos

vecinos.

En esa época se pensó que la función principal de la inyección de agua era

la de mantener la presión del yacimiento y no fue sino hasta los primeros

años de 1890, cuando los operadores notaron que el agua que había

entrado a la zona productora había mejorado la producción.

Con  todo  lo  mencionado  anteriormente  en  un  determinado  proyecto

sobre  la inyección de agua nos gustaría predecir cierta información tal como

es:

• El tiempo requerido a la ruptura del agua,

• Recobro del petróleo a la  ruptura del agua.

• Comportamiento de la producción vs el tiempo.

• Producción de petróleo y producción de agua, etc.
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CAPÍTULO I

1.1 Propiedades de la Roca- Fluido

En este capítulo definiremos conceptos básicos relacionados al yacimiento

petrolero con el objetivo de realizar una descripción general de las

propiedades roca-fluido, para poder entender  la interacción que ocurre

entre ellos.

Analizaremos las propiedades de las rocas, como permeabilidad, porosidad,

saturación, mojabilidad, saturación, tamaño de los poros, etc. Así como

también las propiedades de la roca y fluido, como presión capilar, viscosidad

y características de la permeabilidad relativa.
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1.1.1 Porosidad

Definición:

La porosidad representa un espacio vacío o saturado de una parte de la roca

lo cual se puede apreciar en la figura 1. En si un medio poroso es un material

solido que tiene huecos distribuidos en toda su extensión. Este medio se

encarga del almacenamiento y transmisión de fluido, aunque estas

características son afectadas por las propiedades físicas.

1.1.1.1 Clasificación de la porosidad

1.1.1.1.1 Según su origen

La porosidad puede ser clasificada en primaria o intergranular y secundaria o

inducida.

• Porosidad Primaria. Es aquella que se origina durante el proceso de

deposición de material que da origen a la roca.
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• Porosidad Secundaria. es aquella que se origina por algunos

procesos naturales o artificiales posteriores al momento en el cual los

sedimentos que dieron origen a la roca fueron depositados.

En general las rocas con porosidad primaria presentan características más

uniformes que aquellas que presentan parte de su porosidad secundaria.

• Disolución

Es un proceso mediante el cual se origina una reacción química entre

los fluidos que saturan el medio poroso y la matriz de la roca,

generando un cambio en el volumen poroso del sistema.

• Fracturas

Ocurre después de producirse la deposición de sedimentos y

originarse la roca, la cual puede encontrarse sometida a procesos

geológicos de deformación originados por actividades tectónicas,

generando fisuras o desplazamiento de los granos que conforman la

matriz de la roca. Ocasionando un aumento en el volumen de

espacios.



22

• Dolomitización

Es un proceso mediante el cual la caliza se transforma en dolomita. La

reacción química que lleva a cabo este proceso es la siguiente:

Este proceso ocurre cuando rocas carbonáticas (constituidas por

calizas) entran en contacto con agua (con alguna cantidad de

magnesio disuelto) el cual circula a través del medio poroso.

Algunos procesos que dan origen a la porosidad secundaria de una

roca son: la disolución, las fracturas y la dolomitización.

1.1.1.1.2 Según la comunicación de sus poros

Los poros pueden encontrarse unidos entre sí, o aislados. Dependiendo de

cómo sea la comunicación de estos poros, la porosidad se puede clasificar

de la siguiente manera: total o absoluta, interconectada o efectiva, y no

interconectada o no efectiva.
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1.1.1.1.2.1 Porosidad Total

La porosidad total o absoluta de una roca se define como la fracción del

volumen total de la misma que no está ocupada por matriz.

1.1.1.1.2.2 Porosidad Efectiva

Se define como el volumen total de la roca que representa espacios que

pueden contener fluidos y se encuentran comunicados entre sí.

1.1.1.1.2.3 Porosidad no Efectiva

Es aquella que representa la fracción del volumen total de la roca que está

conformada por los espacios que pueden contener fluidos pero no están

comunicados entre sí.

Entonces por definición de porosidad efectiva y no efectiva, su sumatoria es

igual a la porosidad absoluta.
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1.1.2  Permeabilidad

Definición:

Esta propiedad es un tema importante en la industria petrolera ya que está

directamente ligada al tema de la producción. Se le puede definir como la

capacidad que tiene un material para permitir que un fluido (en este caso

petróleo) lo atraviese con facilidad y sin alterar su estructura interna, por

medio de un gradiente de presión.

Un material es permeable si deja pasar a través de él una cantidad

apreciable del fluido en un tiempo dado, para esto la roca debe tener

porosidad interconectada (poros, cavernas, fisuras o fracturas), por lo tanto el

tamaño, la forma y la continuidad de los poros, también influyen en la

permeabilidad de la formación.

De manera general la velocidad con la que el fluido atraviesa el material

depende de tres factores básicos:
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• La porosidad del material,

• La densidad del fluido considerado,

• La temperatura, y

• La presión a que está sometido el fluido.

Generalmente a mayor porosidad corresponde mayor permeabilidad, aunque

esto no siempre es así, porque la permeabilidad del suelo suele aumentar

por la existencia de fallas, grietas u otros defectos estructurales.

1.1.2.1 Tipos de permeabilidades

1.1.1.2.1 Permeabilidad Absoluta

Es aquella determinada por el flujo de un sólo fluido homogéneo cuando el

fluido no interactúa con la roca. La permeabilidad intrínseca o absoluta de

cualquier material poroso se determina mediante la fórmula de Darcy:
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1.1.1.2.2 Permeabilidad Efectiva

Ocurre cuando se tiene dos o más líquidos inmiscibles presentes en la

formación, entonces sus flujos se interfieren mutuamente; por lo tanto, se

reduce la permeabilidad efectiva para el flujo de petróleo ( ), para el flujo de

gas ( ), para el flujo de agua ( ). La suma de las permeabilidades

efectivas es menor o igual a la permeabilidad absoluta ( ).

1.1.1.2.3 Permeabilidad Relativa

Es el factor más importante en lo que respecta al movimiento de las fases

inmiscibles (petróleo, agua y gas) dentro del medio poroso. Depende de las

propiedades de la roca, además de las cantidades relativas y propiedades de

los diferentes fluidos presentes en los poros, como por ejemplo, la saturación

de cada uno de ellos. Las mediciones de la permeabilidad relativa son

usadas para describir cuantitativamente el transporte simultáneo de dos o

más fluidos inmiscibles a través de una roca de formación.
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Las permeabilidades relativas son las relaciones entre las permeabilidades

efectivas y la permeabilidad absoluta. En general estas permeabilidades son

expresadas en porcentajes o en fracciones.

En si esta es probablemente la propiedad de flujo más importante que afecta

el comportamiento de proceso de inyección de agua.

Las curvas de permeabilidad relativa es un resultado de laboratorio

(experimentales), pero su forma incorpora los parámetros de flujo de fluidos

dentro del yacimiento petrolero y dependen de variables tales como:

• Permeabilidad absoluta y porosidad,

• Viscosidad del fluido,

• Tensión interfacial,

• Geometría del sistema poroso,

• Presión,

• Presencia de fases inmiscibles,

• Tasas de desplazamiento.
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1.1.3 Mojabilidad

Definición:

Es el estudio de la interacción roca-fluido. La mojabilidad es el parámetro que

sirve para medir la tendencia de un fluido a adherirse a una superficie sólida

en presencia de otros fluidos inmiscibles, tratando de ocupar la mayor área

de contacto posible con dicho sólido.

La mojabilidad es una función del tipo de fluido (por lo general petróleo y

agua) y de la superficie sólida (con referencia al medio poroso, roca).

1.1.3.1 Clasificación

Clasifica a los fluidos en: mojantes y no mojantes.

• Mojantes. Son aquellos que tienen la mayor tendencia a adherirse a la

roca, por lo general es el agua ya que la mayoría de las rocas

yacimiento son preferencialmente mojadas por agua.
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• No mojantes. Los que no se adhieren a la roca o lo hacen

parcialmente.

El estudio de la mojabilidad se hace a través de un ángulo θ denominado

ángulo de contacto el cual es definido como el ángulo formado entre la

superficie y la línea tangente al punto de contacto entre la gota de líquido con

la superficie (figura 2).  Este ángulo depende de la energía superficial del

sólido, la energía interfacial y la tensión superficial del líquido.

Cuando θ menor a 90º el fluido es no mojante y mayor a 90º el fluido es

mojante. Una tensión de adhesión de cero indica que los fluidos tienen igual

afinidad por la superficie. La mojabilidad tiene sólo un significado relativo.

Teóricamente, debe ocurrir mojabilidad o no mojabilidad completa cuando el

ángulo de contacto es 0° o 180° respectivamente. Sin embargo, un ángulo de

cero es obtenido sólo en pocos casos.

Con referencia a la mojabilidad, los yacimientos pueden ser clasificados en:

yacimientos hidrófilos y yacimientos oleófilos.
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• Yacimientos hidrófilos

Los cuales se caracterizan por:

 Poseer un ángulo de contacto θ menor a 90º

 El agua es la fase mojante.

 En los canales de flujo más pequeños del yacimiento, habrá solo

desplazamiento de agua.

 El petróleo se desplaza por los canales de flujo más grandes.

 La mayoría de los yacimientos petrolíferos son hidrófilos.

• Yacimientos oleófilos

Los cuales se caracterizan por:

 Presentan un ángulo de contacto θ > 90º

 El petróleo es la fase mojante.

 En los canales de flujo más pequeños habrá solo desplazamiento de

petróleo; el agua se desplaza por los canales más grandes.

 Pocos yacimientos son oleófilos

1.1.3.2 Factores que afectan a la mojabilidad

Diversos factores pueden ser afectados por la mojabilidad, como:
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 La localización y saturación de agua irreducible.

 La distribución de los fluidos en el yacimiento, es decir, localización de

petróleo y agua en el espacio poroso.

 El valor y la localización del petróleo residual.

 El mecanismo de desplazamiento.

El desempeño del yacimiento se ve afectado por el hecho de que una roca

sea mojable por petróleo o por agua. Particularmente en las técnicas de

inyección de agua y recuperación mejorada del petróleo.

Pensar que una formación es mojable por agua, cuando en realidad no lo es,

puede ocasionar daños irreversibles en el yacimiento que afectaran sus

características petrofísicas.

1.1.4 Presión Capilar

Definición:

Es la diferencia de presión a través de la interfase que separa dos fluidos

inmiscibles, cuando se ponen en contacto en un medio poroso.
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Al haber definido la mojabilidad, la presión capilar será expresada como la

diferencia de presión entre las fases no mojantes ( y mojante ( ) (la

presión capilar siempre será positiva).

La presión capilar es otra de las propiedades cuya unidad medida caracteriza

al yacimiento petrolero. En el medio poroso depende de la mojabilidad,

saturación de los fluidos y tamaño de los poros. La presión capilar se

incrementa a medida que el diámetro de los poros disminuye, si mantenemos

las otras condiciones constantes.

La presión capilar siempre se considera positiva. Existen formaciones menos

mojables, intermediamente mojables y fuertemente mojable. La presión

capilar tiene aplicaciones en simulación de yacimientos y en ingeniería de

yacimientos para calcular, principalmente, la altura de la zona de transición y

la saturación de agua irreducible.
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Los datos de presión capilar se utilizan directamente en programas

numéricos de simulación y para calcular la distribución de los fluidos en el

yacimiento.

1.1.5 Saturación

Definición:

La saturación de un medio poroso con respecto a un fluido se define como la

fracción del volumen poroso de una roca que está ocupada por dicho fluido.

Su fórmula es:

En la figura 3 se representa este fenómeno con las fases de petróleo, agua y

gas. La sumatoria de las saturaciones de todos los fluidos que se encuentran

presentes en el espacio poroso de una roca, debe ser igual a 1.
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Si consideramos un medio poroso saturado por petróleo , agua y

gas , se tiene:

1.1.4.1 Saturación de agua connata

La saturación de agua connata ) es la saturación de agua existente en el

yacimiento al momento del descubrimiento, la cual se considera como el

remanente del agua que inicialmente fue depositada con la formación y que

debido a la fuerza de la presión capilar existente, no pudo ser desplazada por

los hidrocarburos cuando éstos migraron al yacimiento.

La saturación de agua connata se considera inmóvil; sin embargo, al inyectar

agua en un yacimiento, la primera que se produce tiene composición

diferente a la inyectada, lo que indica que el agua connata es desplazada por

la inyectada.
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1.1.6 Viscosidad

Definición:

Es una medida de la resistencia del fluido a fluir, resultante de los efectos

combinados de la cohesión y la adherencia, que se presenta en fluidos en

movimiento. Es una característica de todos los fluidos, tanto liquido como

gases.

La viscosidad es una de las características más importantes de los

hidrocarburos en los aspectos operacionales de producción, transporte,

refinación y petroquímica. La viscosidad, se obtiene por varios métodos y se

le designa por varios valores de medición. Es muy importante el efecto de la

temperatura sobre la viscosidad de los crudos, en el yacimiento o en la

superficie, especialmente concerniente a crudos pesados y extra pesados.

1.1.6.1 Clasificación de la viscosidad

• Viscosidad aparente. Es una función de la viscosidad plástica con

respecto al punto cedente.
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• Viscosidad cinemática. Viscosidad en centipoise dividida por la

densidad a la misma temperatura y se designa en unidades Stokes o

centistokes.

• Viscosidad relativa. Es la relación de la viscosidad de un fluido con

respecto a la del agua.

1.1.7 Histéresis

Definición:

El fenómeno de histéresis en las curvas de permeabilidad relativa y presión

capilar en función de la saturación consiste en la variación de dicha curva

para los procesos de imbibición y drenaje.

Esto refleja la diferencia de los ángulos de contacto con la superficie que

corresponden tanto al avance y al retroceso del agua, así como al

ocupamiento de los espacios porosos de distinto tamaño por petróleo y agua

en la historia de saturación.
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Las causas principales que generan la histéresis del ángulo de contacto son

tres:

• Heterogeneidad de la superficie.

• Rugosidad de la superficie.

• Estabilidad de la superficie a una escala macromolecular.

Podemos señalar que la presión capilar está sujeta a la histéresis ya que el

ángulo de contacto Ø es una función de la dirección del desplazamiento.

1.1.8 Tensión Interfacial o Superficial

Definición:

Es el trabajo necesario para crear una nueva unidad de superficie en la

interfase de dos fluidos inmiscibles (que no se mezclan). Un líquido en

contacto con otra sustancia (sólido, líquido o gas) posee una energía que es

el resultado de la diferencia del grado de atracción de las moléculas de la

superficie entre ellas con la del grado de atracción de otra sustancia. Este
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fenómeno se define como la cantidad de energía que hace falta para separar

un área unitaria de una sustancia desde otra.

Se define rigurosamente como la medida de energía entre un líquido y su

vapor. Sin embargo en muchos casos esta es medida entre un líquido y el

aire. Si la interface es entre dos líquidos, o entre un líquido y un sólido, se

utiliza el término tensión interfacial para las fuerzas que tienden a reducir el

área de contacto, y superficial cuando están en fases iguales.

La energía interfacial se obtiene de la diferencia entre la atracción interior de

las moléculas en el interior de cada fase y estas en la superficie en contacto.

La energía interfacial se manifiesta como tensión interfacial.
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CAPÍTULO II

2.1 Revisión de conceptos en Inyección de agua

La inyección de agua tuvo sus comienzos en la ciudad de Pithole, al oeste de

Pennsylvania, en el año 1865’. Como sucede frecuentemente en el desarrollo

de nuevas tecnologías, la primera inyección ocurrió accidentalmente cuando

el agua, proveniente de algunas arenas acuíferas poco profundas o de

acumulaciones de aguas superficiales, se movía a través de las formaciones

petrolíferas, entraba al intervalo productor en los pozos perforados e

incrementaba la producción de petróleo en los pozos vecinos.

En esa época se pensó que la función principal de la inyección de agua era la

de mantener la presión del yacimiento y no fue sino hasta los primeros años

de 1890, cuando los operadores notaron que el agua que había entrado a la

zona productora había mejorado la producción.
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2.1.1  Tipos de inyección

De acuerdo con la posición de Los pozos inyectores y productores, la

inyección de agua se puede Llevar a cabo de dos formas diferentes:

2.1.1.1 Inyección externa

Consiste en inyectar el agua fuera de La zona de petróleo, en los flancos del

yacimiento. Se conoce también como inyección tradicional, el agua se inyecta

en el acuífero cerca del contacto agua-petróleo.

Características:

1. Se utiliza cuando no se posee una buena descripción del yacimiento

y/o la estructura del mismo favorece la inyección de agua.

2. Los pozos de inyección se colocan en el acuífero, fuera de la zona de

petróleo.

Ventajas:

1. Se utilizan pocos pozos.

2. No requiere de la perforación de pozos adicionales, ya que se pueden

usar pozos productores viejos como inyectores.
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Desventajas:

1. Una porción del agua inyectada no se utiliza para desplazar el

petróleo.

2. No es posible lograr un seguimiento detallado del frente de invasión,

como sí es posible hacerlo en la inyección de agua en arreglos.

2.1.1.2  Inyección en arreglos

Consiste en inyectar el agua dentro de la zona de petróleo. El agua invade esta

zona y desplaza los fluidos del volumen invadido hacia los pozos productores.

A este tipo de inyección también se conoce como inyección de agua interna, el

fluido se inyecta en la zona de petróleo a través de un número apreciable de

pozos inyectores que forman un arreglo geométrico con los pozos productores.

Características:

La selección del arreglo depende de la estructura y límites del yacimiento, de la

continuidad de las arenas, de la permeabilidad ( ), de la porosidad (Ø) y del

número y posición de los pozos existentes.
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A fin de obtener un barrido uniforme, los pozos inyectores se distribuyen entre

los pozos productores, para lo cual se convierten los pozos productores

existentes en inyectores, o se perforan pozos inyectores inter-espaciados. En

ambos casos, el propósito es obtener una distribución uniforme de los pozos,

similar a la utilizada en la fase primaria de recobro.

Ventajas:

1. Produce una invasión más rápida en yacimientos homogéneos, de

bajos buzamientos y bajas permeabilidades efectivas con alta

densidad de los pozos, debido a que la distancia inyector-productor

es pequeña. Esto es muy importante en yacimientos de baja

permeabilidad.

2. Elevada eficiencia de barrido areal.

Desventajas:

1. En comparación con la inyección externa, este método requiere una

mayor inversión, debido al alto número de pozos inyectores.

2. Requiere mejor descripción del yacimiento.



43

Después de todas estas consideraciones para la inyección de agua, al final

si se quiere estimar cuanto petróleo se ha recuperado a un tiempo cualquiera

de un proceso de inyección de agua se deben conocer los siguientes datos:

1. Petróleo inicial en el yacimiento,

2. Eficiencia areal de barrido,

3. Eficiencia vertical de barrido,

2.1.2 Eficiencia de Desplazamiento

Si se conoce la eficiencia que tiene el desplazamiento a cualquier tiempo en

la vida de un proyecto de inyección de agua la recuperación de petróleo

puede ser calculada con la siguiente ecuación 2.1:

(2.1)

Para saber la cantidad del petróleo inicial en el yacimiento generalmente nos

basamos en información geológica, o en cálculos de balance de materia, la

cual utiliza la historia de producción del yacimiento.

Entonces si asumimos inicialmente que las eficiencias areal y vertical de
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barrido son unitarias nuestro objetivo primordial en este punto seria la

determinación de la eficiencia de desplazamiento.

La fracción de petróleo inicial en el yacimiento (in situ), que será

desplazada de aquella porción del yacimiento contactada por el  agua es lo

que denominamos eficiencia de desplazamiento.

Para su   determinación aplicaremos   la teoría del avance frontal. La

información necesaria para su aplicación consiste únicamente en las

características apropiadas de permeabilidad relativa agua - petróleo y en las

viscosidades del petróleo y del agua.

El primer paso es calcular la curva de  flujo fraccional, incluyendo el

efecto del echado de la formación, en caso necesario. Para un sistema

horizontal, se usa la ya conocida ecuación 2.2 de flujo fraccional:

(2.2)

Si se incluyen los efectos de inclinación de la formación se usa la siguiente

ecuación 2.3.
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(2.3)

Diferenciando la curva del flujo fraccional, se obtiene ya sea una curva o los

valores tabulados de contra la saturación de agua sw.

Para ilustrar el uso de la curva de flujo fraccional presentamos dos curvas

una la propiamente de flujo fraccional y la otra de su derivada figura 4 y

figura 5 respectivamente.

Utilizando  adicionalmente la  ecuación de avance frontal para un

sistema de longitud l y saturado inicialmente con líquido en el momento

de la surgencia de agua en el extremo productor, puede presentarse de la

siguiente ecuación 2.4:

(2.4)

Donde el índice denota la condición en el frente de invasión.

El petróleo total desplazado es igual a por lo tanto, la saturación de

agua promedio a la surgencia es la suma de la saturación de agua

congénita y el incremento de la  saturación  de agua causada  por  la

inyección ,o la ecuación 2.5 :
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(2.5)

sustituyendo la ecuación 2.4 en la ecuación 2.5 y  transformando

tenemos la ecuación 2.6:

(2.6)

Esta ecuación indica que trazando una tangente a la curva del flujo

fraccional desde , correspondiente a la saturación del agua congénita y a

igual a cero, se obtiene en el punto de tangencia a la saturación de agua

en el frente. Extrapolando esta tangente hasta el valor de , se

obtiene el valor de la saturación de agua promedio a la surgencia, figura 6.

A partir de lo explicado anteriormente regresamos con la ecuación 2.1 y

con las consideraciones ya mencionadas tenemos:

(2.1)

Donde por definiciones:
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,

Por lo tanto tenemos:

2.1.3 Relación de Movilidad

Está  definida en  términos de la permeabilidad efectiva y viscosidades

de  los  fluidos, y es el parámetro más importante en la inyección de agua y

se lo puede obtener de  acuerdo  a  la  siguiente relación:
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Desafortunadamente, algunos ingenieros consideran la combinación de las

permeabilidades relativas al petróleo y al agua y las viscosidades, como

similar en la forma del denominador de la ecuación del flujo fraccional. La

diferencia consiste en lo siguiente:

1.) En la   ecuación   del flujo   fraccional, la   relación entre las

permeabilidades relativas es la relación a una saturación dada, es

decir, en un punto del yacimiento.

2.) En la ecuación de la relación de movilidad, la permeabilidad del

agua es la de la porción del yacimiento que está en contacto con el

agua y la permeabilidad al petróleo es la de la zona de petróleo, es

decir, en dos puntos diferentes y separados del yacimiento.

La ecuación muestra que la razón de movilidad es una función de la

permeabilidad efectiva, a la que a su vez es una función de la saturación de

fluido, y dado que es la permeabilidad relativa al agua detrás del

frente, ¿qué valor de saturación de agua debe usarse detrás del frente para

determinar ? Craig y colaboradores (23), llegaron a una conclusión de

que deberá ser evaluada a la saturación de agua promedio. .
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Más tarde en el mismo estudio se determinó que  ko debe ser evaluado en

el banco de petróleo delante del frente, a swi. Entonces basado en estas

conclusiones tenemos:

(2.9)

La saturación de agua promedio detrás del frente permanece constante

hasta la ruptura del agua y basado en la ecuación 2.9 la razón de

movilidad también permanecerá constante hasta la ruptura. Cuando los

ingenieros usan el término de movilidad, normalmente se refieren a dicho

valor a la ruptura. L a razón de movilidad después de la ruptura no es

constante por el contrario está incrementando continuamente en respuesta

al incremento de saturación de agua promedio en el yacimiento, que en

efecto causa un incremento de

La razón de movilidad puede ser favorable o desfavorable, dependiendo si

su valor es menor o mayor que 1. Cuando , movilidades del petróleo

y agua son idénticas. Cuando , el petróleo fluye mucho mejor que el

agua y es fácil para el agua desplazar al petróleo.

Esta ecuación resulta en una eficiencia de barrido y un buen recobro. Por

el contrario cuando , el agua fluye mejor que el petróleo y no es muy

efectivo el desplazamiento de éste.
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En general, la eficiencia de barrido y el recobro del petróleo, tienden a

decrecer mientras la razón de movilidad incrementa.

Los valores más comúnmente encontrados de razón de movilidad en una

inyección de agua varían de 0.02 a 2.0. El uso más importante de la

relación de movilidad es determinar la eficiencia de barrido.

2.1.4 Eficiencia areal de barrido

Desde el punto de vista del área, la inyección y la producción ocurren en

puntos determinados. Como resultado de esto, se desarrollan ciertas

distribuciones de las presiones y líneas de flujo entre los pozos de

inyección y los de producción. En los arreglos simétricos de pozos, la línea

de flujo más corta entre dos pozos es una línea recta que conecte el de

inyección y el de producción y por lo tanto, el gradiente a lo largo de esta

línea es el máximo.

Por lo tanto, en el momento de la surgencia del agua (ruptura), solamente

una parte del área del yacimiento que queda entre estos dos pozos es

tocada por el agua. Esta fracción en contacto es la eficiencia de  área

barrida para el arreglo en el momento de la surgencia, .
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Los dos factores principales que afectan la eficiencia areal de barrido son la

razón de movilidad y el tipo de arreglo. Indicamos previamente que la

disminución de la razón de movilidad causa el incremento de la eficiencia de

barrido.

Desafortunadamente, no tenemos mucho control sobre la razón de movilidad

si no nos ayudamos de (recuperación mejorada), lo cual resulta en

una modificación de la mojabilidad, viscosidad y permeabilidad. El tipo de

arreglo formado es un factor primordial en la determinación de la distribución

de presión en un yacimiento de acuerdo al paso que siga el agua

inyectada entre el pozo de inyección y el de producción.

La figura 7 muestra los resultados de un estudio en un modelo

potenciométrico. Una de las leyes básicas del flujo es que las líneas de

flujo serán perpendiculares a las líneas isopotenciales; este hecho es

ilustrado en la figura 7 explicando porque la distribución de presión en un

yacimiento controla el movimiento de fluidos.

La velocidad con que el fluido viaja a lo largo de una línea de corriente, es

de acuerdo a la ley de Darcy proporcional al gradiente de presión a lo

largo de dicha línea, en un cuadrante de un arreglo de 5 pozos, como el de

la figura 7, la distancia más corta entre un pozo inyector y otro productor es
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a través de la diagonal (línea de flujo a). Dado que todas las líneas de flujo

están sujetas a la misma caída de presión, podemos decir que el mayor

gradiente de presión y la mayor velocidad del fluido ocurrirán a lo largo de la

línea de flujo más corta.

Consecuentemente, el agua que fluye a través de la diagonal será la primera

que alcance la ruptura en el pozo de producción.

En la figura 7 se nota que a la ruptura del agua a lo largo de la línea de flujo

a, existe todavía una distancia significativa en las líneas de corriente b y c

para alcanzar el pozo de producción.

Esto es debido al menor movimiento de fluido a lo largo de estas líneas y

que esta parte del yacimiento permanece no barrida al tiempo de ruptura.

La figura 8 muestra la localización del frente de invasión en un cuadrante

de un arreglo de   5   pozos a diferentes tiempos durante la inyección. La

eficiencia areal de barrido a cualquier tiempo durante la inyección está

definida simplemente como la relación del área barrida al área total. Un

arreglo de 5 pozos cuya razón de movilidad es igual a 1  tendrá una

eficiencia de barrido de  70 %.
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Las líneas de corriente mostradas en la figura 7 están sujetas a la

suposición que el fluido de inyección tiene la misma resistencia al flujo que el

fluido desplazado ( ).

Cuando la resistencia al flujo de los fluidos desplazante y desplazados

son diferentes, las líneas de corriente tendrán formas diferentes. Si la

razón de movilidad es mayor que 1, entonces hay menos resistencia al

fluido inyectado que al desplazado.

El efecto de que significa que las líneas no diagonales sean más

largas que en el caso de que , sea igual a  1.

De manera que los fluidos que viajan sobre las líneas de flujo tienen una

menor velocidad que cuando , resultando que la eficiencia areal de

barrido sea menor.

Lo contrario es verdad cuando ; la distancia recorrida por la línea de

corriente es menor, la velocidad es mayor y la eficiencia areal de barrido es

mayor que cuando . El efecto de  la razón  de  movilidad  sobre la

longitud de la línea de corriente y la forma de ésta , se muestra en la figura

9
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2.1.4.1. Eficiencia areal de barrido a la ruptura

Típicamente se tiene cuatro tipos de arreglo que son representados por

gráficos de vs para un arreglo en particular:

Arreglo Aislado

Este es un arreglo que existe en un yacimiento lleno de líquido, que no

tiene contorno ni otros pozos. Es posible con arreglos aislados  tener una

eficiencia areal de barrido mayor del 100 %. Esto es debido a que los

fluidos del pozo de inyección pueden barrer  petróleo fuera del arreglo.

Arreglos desarrollados

Este es un arreglo en un campo donde el campo total ha sido desarrollado

sobre un mismo arreglo. Los datos de eficiencia de barrido para arreglos

desarrollados tienen unas amplias aplicaciones para predicción de

inyección de agua.

Arreglos normales

Es un arreglo que contiene un solo pozo de producción en el modelo.
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Arreglo invertido

Es un arreglo que contiene un pozo de inyección en el modelo.

2.1.4.2. Eficiencia areal de barrido después de la ruptura

Mientras se continúa con la inyección después de la ruptura del agua, la

eficiencia areal de barrido de un arreglo desarrollado continuara

incrementándose hasta alcanzar un 100 %. La relación agua- petróleo de

producción también incrementara después de la ruptura.

Sin embargo no será económicamente posible operar un proyecto de

inyección por mucho tiempo para obtener una cobertura areal completa.

Obviamente el incremento de la eficiencia areal después de la ruptura será

una función de la cantidad de agua inyectada dentro del sistema, y es

primordial que durante la planificación de un proyecto se conozca la

relación entre estas dos variables.

Al hablar de un arreglo de 5 pozos, dos factores experimentales son

usados en las correlaciones de sus gráficos:
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1.   volumen poroso desplazable , , volumen poroso desplazable igual al

fluido inyectado acumulativo como una fracción del producto del volumen

poroso del arreglo y la eficiencia del desplazamiento.

Wi = agua inyectada acumulada, bls.

(Vp) arreglo = volumen poroso en el arreglo, barriles. Ed  = eficiencia de

desplazamiento.

2.   flujo fraccional de la región barrida .

= fracción del flujo total que viene de la región barrida, este será igual a

, si solamente agua esta fluyendo en la zona barrida. Otra correlación

muy  usada para la eficiencia areal después de la ruptura en arreglos de

5 pozos se representa en la figura 10 .

Esta correlación desarrollada experimentalmente por Craig y otros (23) ,

requiere el conocimiento de ( E a wi/wibt=   1.0 ) , y la relación de

agua inyectada acumulada, .
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2.1.4.3. Otros factores que afectan la eficiencia areal de barrido

Cuando usamos esta información o cuando obtenemos eficiencias de barrido

por otros métodos disponibles, debemos tener mucho cuidado con el uso de

los factores que pueda causar variación significativa en los resultados de

una inyección de agua, porque en la mayoría de correlaciones se consideró

un yacimiento ideal.  Estas son:

- fracturas

- permeabilidad direccional

- variación areal de permeabilidad- ángulo de buzamiento

- pozos situados fuera del arreglo

- área barrida de los pozos que están fuera del arreglo

- arreglos aislados

- saturación de gas inicial

- pozos espaciados irregularmente

2.1.5     Eficiencia vertical de desplazamiento

Como consecuencia de la falta de uniformidad de las permeabilidades en la

dimensión vertical, todo fluido inyectado se moverá en un frente irregular.
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En las partes más permeables del yacimiento, el  agua inyectada se

moverá rápidamente y en las partes menos permeables, un movimiento será

más lento. Una medida de la uniformidad de la invasión de agua es la

eficiencia de desplazamiento (des ignada como ); también se le

denomina la eficiencia de invasión. Está definida como el área de la sección

transversal con la que hace contacto el fluido inyectado.

La eficiencia de desplazamiento vertical   es una medida del efecto

bidimensional (en la sección transversal vertical) de la falta de uniformidad

del yacimiento. La eficiencia vertical de desplazamiento se complica por los

siguientes factores:

- influencia de la relación de movilidad

- influencia de las fuerzas de gravedad

- influencia de las fuerzas capilares

- flujo cruzado entre capas

2.1.6 Eficiencia volumétrica de desplazamiento

Un término estrechamente relacionado con la inyección de agua es la

eficiencia volumétrica de desplazamiento , , que es la medida del efecto

tridimensional   de las heterogeneidades del yacimiento .
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Es equivalente al producto del área barrida del arreglo por el

desplazamiento vertical:

La eficiencia de desplazamiento volumétrico puede definirse como el

volumen de poros que hace contacto con el fluido inyectado, dividido entre el

producto total de poros del arreglo o porción de interés del yacimiento
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CAPÍTULO III

3.1 Métodos de Predicción en la inyección de agua

En una serie de artículos publicados en 1968, apareció un cuidadoso estudio

de los métodos de predicción de las inyecciones de agua. Un método de

predicción de inyección consiste en aplicar un conjunto de ecuaciones que

simulan el comportamiento esperado del yacimiento y permiten pronosticar

información sobre su futuro, en aspectos tales como: tiempo de ruptura,

petróleo recuperado, producción de petróleo en función de tiempo, esquema

de inyección y producción de agua o gas, antes y después de la ruptura (7).

Los numerosos métodos propuestos difieren en: la forma como toman en

cuenta la estratigrafía del yacimiento, el comportamiento de inyección de los

pozos, la eficiencia de barrido areal, la razón de movilidad, el mecanismo de

desplazamiento y cualquier otra variable que pueda afectar el proceso de la

inyección de agua o gas.
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3.2 Método de predicción perfecto

Es aquél que incluye todo lo relativo a los efectos del flujo de los fluidos, del

tipo de arreglo de pozos y de la heterogeneidad del yacimiento, tal como se

especifica a continuación:

Efectos del flujo de los fluidos:

• permeabilidades relativas

• existencia de un frente y de un gradiente de saturación

• posible presencia de una saturación de gas inicial

Efectos del tipo de arreglo de los pozos:

• variación de la eficiencia de barrido areal antes y después de la

ruptura en función de la razón de movilidad

• aplicabilidad a cualquier tipo de arreglo

• no requiere datos de laboratorio publicados o adicionales a los

convencionales
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Efectos de la heterogeneidad del yacimiento:

• consideración de yacimientos estratificados

• variación areal y vertical de la permeabilidad

• presencia de flujo entre capas

El uso del método de predicción perfecto requiere de mucha información

acerca de la roca y de los fluidos, así como también detalles acerca de la

heterogeneidad del yacimiento. Por este motivo, tal método no existe y los

que hasta ahora se han desarrollado son sólo aproximaciones.

3.3 Clasificación

Generalmente, los métodos de predicción se clasifican de acuerdo con las

variables que más afectan el problema que se desea simular. Según Craig,

se tienen los siguientes tipos:

Métodos concernientes al tipo de desplazamiento:

Son aquellos métodos de predicción los cuales son relacionados con los
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empujes frontales, es decir , los que reflejan la posible presencia de un

gradiente de saturación y de petróleo móvil detrás del frente de invasión.

Entre estos tenemos:

•Buckley y Leyeren (8)

•Craig, Geffen y Morse (6)

•Roberts (9)

•Higgins y Leighton (10)

•Rapoport, Carpenter y Leasi (11)

Métodos concernientes a la heterogeneidad del yacimiento:

Existen tres tipos básicos de métodos de predicción que caen en esta

categoría:

i. Métodos que se refieren a los efectos de la variación de la

inyectividad, capa por capa, en la porción radial del yacimiento que

rodea el pozo de inyección.

ii. Métodos que se refieren a la recuperación de petróleo, capa por

capa



64

iii. Métodos que caracterizan las heterogeneidades del yacimiento por

su  distribución   de permeabilidad y que calculan un efecto general.

En estos tipos de métodos tenemos a los siguientes autores:

•Dykstra y Parsons (12)

•Johnson (13)

Stiles (14)

•Yuster y Calhoun, Suder y Calhounis (15)

•Prats, Matthews, Jewett y Baker (16)

•Felsenthal y Yuster, entre otros (17)

Métodos concernientes a la eficiencia de barrido areal:

•Muskat (18)

•Hurst (19)
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•Caudle y Witte (20), Slobod y Caudle (21), Caudle, Hickman y

Silberberg(22)

•Aronofsky (23)

•Deepe (24) y Hauber. (25)

Métodos relacionados con modelos matemáticos:

•Douglas, Blár y Wagner (26)

•Douglas, Peaceman y Rachford (27)

•Hiatt (28)

•Morel-Seytowe (29)

•Warren y Cosgrove (30), entre otros

Métodos empíricos:

•Guthrie y Greenberger (31)

•Schauer (32)

•Guerrero y Earlougher (33), entre otros.
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3.4 MÉTODO DE CRAIG, GEFFEN Y MORSE

El método de Craig, Geffen (6) y Morse considera los efectos de eficiencia

areal, mecanismo de desplazamiento, estratificación e inyectividad variable,

para predecir el comportamiento de yacimientos sometidos a inyección de

agua en un arreglo de cinco pozos.

El método es válido, exista o no gas inicialmente, suponiendo las siguientes

condiciones:

• que no quede gas atrapado detrás del frente de invasión

• que los cálculos pueden ser adaptados a otros tipos de arreglos, pero

sin tomar en cuenta la presencia de un influjo de agua lateral o de

fondo

• que se dé un cubrimiento vertical del 100% en cada capa del

yacimiento estratificado.

Craig y col. (6) derivan ecuaciones y correlaciones experimentales que

permiten determinar la eficiencia de barrido areal antes y después de la

ruptura. Como se observa en la figura 11 los cálculos se realizan a través

de cuatro etapas:
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• Etapa 1: Se inicia cuando comienza la inyección de agua, y finaliza

cuando los bancos de petróleo formados alrededor de los pozos

inyectores adyacentes se ponen en contacto, encuentro que se

denomina Interferencia. Esta etapa sólo tiene lugar si existe gas libre

al comienzo de la invasión.

• Etapa 2: Se extiende desde la interferencia hasta que todo el espacio

dejado por el gas lo llene el agua inyectada.

• Etapa 3: Se extiende desde el llene del gas hasta la ruptura de agua

en los pozos productores. La producción de petróleo debido a la

inyección de agua se inicia cuando comienza esta tercera etapa.

Además, la producción de petróleo es una combinación del aumento

de producción debido a la inyección y la continuación de la producción

primaria. La producción de agua comienza al final de la etapa 3.

• Etapa 4: Comprende el período desde la ruptura del agua hasta el

límite económico.



68

Este método de predicción (1) se basa en los resultados  de una serie de

empujes de gas y agua   en un modelo de cinco pozos. El procedimiento es

la aplicación de una ecuación modificada de Welge y de dos correlaciones

obtenidas experimentalmente. La primera correlación es la de eficiencia de

área barrida a la surgencia con la relación de movilidad. La segunda

relaciona la eficiencia área barrida después de la surgencia, con el logaritmo

de la relación wi / wibt, donde  wi  es el volumen acumulativo de agua

inyectada  y  wibt  es ese volumen a la surgencia de agua.   La segunda

correlación puede expresarse mediante la ecuación:

Este método considera que la saturación de agua promedio en la porción del

área del arreglo en contacto con el agua, está relacionada con el volumen

acumulativo de agua inyectada mediante una ecuación modificada del tipo de

la de Welge, para considerar la “expansión del volumen de poros en contacto

con el agua “, causada por el incremento del área barrida.
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La producción de petróleo se considera como la suma del petróleo producido,

como resultado del incremento del área barrida y del petróleo desplazado de

la región invadida. La producción de agua es entonces el agua inyectada

menos el petróleo producido.

Este método mostró concordancia con más de 20 pruebas en modelos de

laboratorio, de los cuales se obtuvieron las correlaciones. Estas pruebas

cubrieron una gama de relaciones de movilidad y de gradientes de saturación

e incluyeron saturaciones iniciales de gas hasta el 44 % PV.

El método tratado en el trabajo original no prevé los yacimientos de capas

múltiples, puesto que en esas condiciones se requieren correlaciones de la

inyectividad del fluido para relacionar la inyectividad de una capa con la de

otra. Para poder aplicar este método de cálculo a los yacimientos

estratificados, se han usado los datos de Caudle y Witte (2) sobre la

inyectividad en arreglos de cinco pozos.

En una modificación denominada el “método de las bandas “(3), se supone

que el yacimiento incluye diez bandas de igual volumen. Para obtener el

comportamiento de cualquier capa, se incorpora información sobre el área
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barrida, además de los efectos de permeabilidad relativa. La suposición de

que la capacidad de flujo de cada una de las capas no varía con el tiempo,

permite sumar el comportamiento de cada banda o zona para obtener el

comportamiento total. Sin embargo, esta suposición equivale a considerar

que la inyectividad del fluido se comporta como la correspondiente a la

relación de movilidad unitaria. Por lo tanto, éste método incluye suposiciones

conflictivas sobre el valor de la relación de movilidad.

En un trabajo presentado en 1969, Wason y Schrider (4) expusieron un

método para predecir el comportamiento de la inyección de agua de cinco

pozos en yacimientos estratificados. Este método combinó varias técnicas de

predicción previamente publicadas: la de Yuster y Calhoun (5) para calcular

la variación del gasto de inyección durante las primeras etapas del llenado, la

de Caudle y Witte (2) para determinar el comportamiento del gasto al llenado

y después de éste y la de Craig et at (6). Para relacionar el volumen de agua

inyectada, el petróleo producido y el comportamiento de la RAP.
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Capítulo IV

4.1. Manual de usuario

En este capítulo nos centramos a explicar el manejo del programa que fue

desarrollado en la plataforma MATLAB que es un programa confiable y de

amplio uso en ingeniería. Para hacer que el programa funcione lo que

debemos tener en cuenta es que la pc en la que queramos probar el

programa tenga instalado el programa MATLAB que por defecto está en la

ruta “C:\Program Files\MATLAB\R2010a\bin” salvo sea el caso que se lo

halla instalado en otra ruta.
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1. Una vez tengamos MATLAB en ejecución procedemos a abrir nuestro

programa al que le dimos el nombre de cgm1.m, al que previamente

se lo coloco en la carpeta “C:\Documents\MATLAB\MATLAB”, que es

la carpeta que sirve de raíz para todos los programas o secuencias de

pseudocódigos.

2. Habiendo hecho esto, en la pantalla principal tipiamos el nombre del

programa “CGM” sin la extensión “.m”.
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3. Lo primero que realiza el programa es pedir que se ingresen los datos

del problema que vamos a resolver

4. Ingresamos la permeabilidad del estrato (capa) con el que deseamos

trabajar y su respectivo espesor
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5. El programa nos devuelve los valores con los que realizo la curva de

flujo fraccional.

6. El programa grafica en una ventana aparte la curva de flujo fraccional

y nos pide dar un “click” cuando fw(Swc) y un punto tangente a la

curva para trazar una recta tangente a la curva de flujo fraccional
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7. ahora el software nos pide las coordenadas de los puntos de

saturación de agua connata, saturación de agua promedio y

saturación de agua en el frente, nuevamente pulsamos en las

coordenadas que nos piden y el programa la almacena.
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8. en este punto es necesario tomar datos de una “n” cantidad de puntos,

después del valor de Swf los puntos se los toma en la curva de flujo

fraccional , para graficar la región después de la ruptura
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9. luego el programa nos da una tabla del comportamiento después de la

ruptura junto a una grafica d e vs Sw

10. a continuación el programa nos da una grafica que contiene las

curvas de permeabilidades relativas de las cuales obtenemos la

permeabilidad relativa del petróleo a la saturación de agua crítica y la

permeabilidad relativa del agua al valor de saturación de agua

promedio.
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11.El programa realiza los cálculos iniciales que incluyen la razón de

movilidad, sale una grafica que es la representación grafica del

coeficiente C según CRAIG. Con ese valor de C se calcula el valor

máximo de saturación inicial de gas, como el caso de nuestro ejemplo la

saturación de agua es del 15% es menor a la máximo de saturación inicial

de gas el método es aplicable.

12.El programa nos da resultados para volumen poroso, POES a

condiciones de tanque antes de comenzar La inyección, agua

inyectada a la surgencia, agua inyectada a la interferencia y agua

inyectada al llene
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13.ahora establecemos cuantos valores arbitrarios se van ingresar de Wi

para la primera tabla que corresponde al comportamiento desde el

inicio de la operación hasta un tiempo anterior la interferencia.

NOTA: la tabla debe ser llenada desde 0 hasta el valor del agua

inyectada hasta la interferencia

14. A continuación se muestra la tabla que corresponde al

comportamiento desde el inicio de la operación hasta un tiempo

anterior interferencia. Además al final nos da el tiempo que toma para

que ocurra la interferencia
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15.Lo siguiente es el cálculo del comportamiento desde la interferencia al

llene, con la eficiencia areal y la razón de movilidad podemos estimar

el valor de la razón de conductancia

16.ahora establecemos cuantos valores arbitrarios se van ingresar de Wi

para la segunda tabla que corresponde al comportamiento desde el

llene hasta la irrupción.

NOTA: la tabla debe ser llenada desde 46548 (agua inyectada al llene)

hasta 1.030717e+005 (agua inyectada hasta la surgencia).
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17.a continuación se muestra una ventana en la que aparece las curvas

de razón de conductancia para un arreglo de 5, en el cual el programa

mostrara el valor de Ea y con la razón de movilidad entramos a la

curva antes descrita y obtenemos los valores de conductividad.

18.posteriormente se muestra la tabla del COMPORTAMIENTO DESDE

EL LLENADO HASTA LA SURGENCIA DE AGUA, también nos da el

grafico de petróleo producido versus tiempo
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19.ahora nos dirigimos a la figura 2 y con el puntero del mouse sobre la

curva de pulsamos para almacenar valores arbitrarios de

saturación de agua
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20. con cada valor de Sw2 vamos a la curva de flujo fraccional para

obtener los valores de Fw a los valores de Sw2

21. Ahora nos dirigimos a la figura 3 y con valores de saturación de agua

a partir de la promedio para determinar permeabilidad relativa del

agua después de la ruptura
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22.Ahora toca leer de las curva de Razón de conductancia para un

arreglo de % pozos, la razón de conductancia para los sucesivos

valores de saturación de agua.

23. El programa calcula y muestra la tabla de comportamiento después

de la surgencia de agua
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24.Automáticamente después de la tabla de comportamiento después de

surgencia de agua el programa grafica el comportamiento RAA-

recuperación, inyección de agua en una sola capa, el comportamiento

acumulado de la inyección para una capa 5 pozos (tasas vs tiempo) y

la recuperación acumulativa de petróleo vs el tiempo transcurrido

desde el inicio de la inyección.
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CONCLUSIONES

• La recuperación que se logra con este método depende de diversos

factores como las propiedades de los fluidos que se encuentran en la

formación, la estructura del yacimiento, las condiciones de presión y

temperatura a las que se encuentre el reservorio y las propiedades de

la roca.

• El método propuesto está aplicado para arreglos de cinco pozos

ya que éste es el que se asemeja a la mayoría de arreglos

existentes, aunque se sugiere analizar o introducir las ecuaciones

correspondientes para generalizar el programa computacional.

• Este método presenta una serie de ventajas bastante interesantes

como la rápida respuesta a la estimación del yacimiento, volumen

considerable de petróleo recuperado en poco tiempo y el fácil control y

seguimiento del flujo de invasión en la formación.
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RECOMENDACIONES

• Se recomienda analizar la parte económica porque como se conoce

todo método tiene sus desventajas, y la principal es la considerable

inversión económica que requiere debido a la cantidad de pozos

usados, además de mayor requerimiento de recursos humanos puesto

que se debe tener un mayor control y seguimiento en todo el proceso.

• Los caudales de inyección utilizados en el programa son estimaciones

teóricas, razón por la cual se deben realizar pruebas de inyectividad a

tasas múltiples para conocer el caudal con el cual trabajara el proyecto

y a la larga el tiempo de duración del mismo.

• Para obtener una buena curva de flujo fraccional se recomienda

introducir una cantidad considerable de valores de saturación de agua

partiendo de la saturación de agua congénita hasta la máxima

saturación de agua.

• Se debe tener mucho cuidado al momento de ingresar los puntos para

poder realizar nuestra recta pendiente en la grafica de flujo fraccional

debido a que esta recta determinara el comportamiento por inyección

de agua y de ésta el resto de operaciones que se ejecute.
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