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RESUMEN

El presente trabajo trata acerca de aplicar eficientemente un modelo de prediceion para proyectos

de inyeccién de agua en la etapa de recuperacion secundaria, para yacimientos homogéneos.

Ademas se compara los datos presentados en el campo Little Creek- Mississippi, por C.
Cronquist v en el campo SAFBEU- Oklahoma, por R. Denham, con los caleulos realizados bajo

el modelo de Buckley y Leverett.

También se ha enfocado como entender el método de prediccién y como aplicar cada una de las
ecuaciones ¢n el proceso, como s obtiene los datos para remplazarlos en cada una de las
ccuaciones y uno de los puntos mas importantes €s un analisis financiero y de gestion al que
conlleva el proceso de inyeccidn de agua en una segunda etapa de recuperacion, con sus

respectivas conclusiones.

La importancia de comparar los resultados reales de los campos con el método de Buckley v
Leverett, es que constituye una gran herramienta para tener idea del comportamiento del relleno
en el reservorio a manera que S esta inyectando agua y cual es la recuperacion total al final del

proyecto.

Para realizar una adecuada aplicacion del método ¢ ir entendiendo cada una de las variables que
encontramos en las ecuaciones, S€ hizo una investigacion de los campos que gobiernan la

aplicacion del método que son:




e Propiedades de los fluidos en el Treservorio

s Propiedades de la roca IESErvorio

Asi mismo para realizar un adecuado andlisis financiero y de gestién se hicieron investigaciones

e1.

Métodos de evaluacion de proyecto

e Analisis econdmico (Parametros de inversién)

o

Tiempo de vida del proyecto (Amortizacion).

Para saber las caracteristicas que tiene cl reservorio, €s necesario femer en cuenta ciertos
conceptos basicos como 1o son permeabilidad, viscosidad, porosidad, presion capilar, etc. Ya que
si tenemos en cuenta dichos conceptos la aplicacién de estas formulas nos resulta facil de

visualizar,

En lo que respecta al desarrollo del método de Buckley y Leverett es necesario tener varias
consideraciones para la aplicacion del mismo, por ejemplo la asuncion de un flujo horizontal, el
gradiente de presion capilar es despreciable, un tipo de desplazamiento lineal y la movilidad
menor a 1. Todos estos datos en conjunto dan como resultado una prediccion eficaz v valedera

para ser sometido a un analisis econémico.

xi
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INTRODUCCION

La inyeccion de agua como un método de recuperacion secundaria se descubri6 accidentalmente
en el afio de 1870, en la ciudad de Pithole, al ceste de Pensylvania, cuando una fuga en una
formacién acuifera redujo la produccion del pozo afectado, pero aumento la produccion de los

pOZOS VECINos.

Hoy en dia es el principal y mas conocido de los métodos convencionales de recuperacion
secundaria de aceite, habiéndose constituido hasta csta fecha en el proceso que mas bha

contribuido a la recuperacion extra de aceite.

De aqui la importancia del estudio y analisis de las aplicaciones de uno de los métodos, de
manera puntual ¢l Método de Buckley y Leverett”, para la recupcrar petroleo, en lo que se

conoce como Recuperacion Secundaria.

El método se caracteriza por mostrar el comportamiento que tendra el proceso de inyeccion de
agua en el reservorio y la eficiencia del agua para desplazar a los hidrocarburos del medio que

invade.

El método, a través de sus ecuaciones nos muestra el comportamiento que tendran los fluidos del

yacimiento al ser desplazados hacia los pozos productores por la accién del agua inyectada.

El proceso de inyeccion de agua ha sido el método convencional de recuperacion mas utilizado

en los yacimientos de aceite y gas con el fin de aumentar su energia de los pozos (aumentar su




presién de fondo), de aqui otra de las importancia de entender y conocer como sé debe aplicar el

método de prediccidn.

De acuerdo con los resultados obtenidos en varios proyectos exitosos, la inyeccién de gas actia
mejor en yacimientos bajo saturados vy en aquellos mojados por aceite. En yacimientos que
contengan aceite saturado, es preferible la inyeccién de agua, si la permeabilidad del yacimiento
es bastante alta. En yacimientos que contengan aceite volatil s¢ puede aplicar otros métodos
como la inyeccion de gas miscible. En yacimientos heterogénecos mojados por agua resulta mas
eficiente la inyeccién de agua debido a la imbibicion espontanea del agua, lo cual no ocurre con

la inyecciodn de gas.

Entre estos fluidos, el agua ha sido la que tienc mas ventajas y aun cuando s¢ han desarrollado
otras técnicas de recuperacion secundaria, contintia siendo el método mas atractivo para obtener

cantidades adicionales de aceite debido a su alta disponibilidad y bajo costo.




CAPITULO1

PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS

1.1. Generalidades

Las propiedades de los fluidos existentes en los yacimientos de petrdleo proporcionan
informacion importante para el estudio del comportamiento de dichos yacimientos. Estas
propiedades deben ser, de preferencia, determinadas experimentalmente en  andlisis de
laboratorio. En algunas situaciones, sin embargo, por motivos econdmicos u operacionales, esto
no ¢s posible. En esos casos, las propiedades de los fluidos del yacimiento pueden ser calcnladas
2 través de ecuaciones de estado o estimadas usando cartas o correlaciones empiricas disponibles

en la literatura. En este capitulo seran presentados los concepios referentes a las propiedades de




los fluidos comunmente encontrados en yacimientos de petréleo, bien como correlaciones para
estimar dichas propiedades en el caso de no haber disponibilidad de datos medidos en

laboratorio.

1.2. Petrobleo

Petroleo (del latin petra = roca y dleum = aceite) es ¢l nombre dado a las mezclas naturales de
hidrocarburos que pueden ser encontrados en estado sélido, liquido o gaseoso, dependiendo de
las condiciones de presién y temperatura a las que estén sometidas. El petréleo puede aparecer en

una sola fase como también puede presentarse en mas de una fase en equilibrio.

Bajo ¢l nombre de hidrocarburos existe una gran variedad de compuestos de carbono e
hidrégeno que quimicamente, de acuerdo con ciertas caracteristicas, son agrupados en series.
Mas de 15 series de hidrocarburos se han identificado, siendo que unas son encontradas con
mayor frecuencia que otras. Las més comunmente encontradas son las pardfinas, las olefinas y
los hidrocarburos aromdticos. Dentro de una misma serie pueden ser encontrados desde
compuestos muy leves y quimicamente simples, como por gjemplo ¢l metano de la serie de las

parafinas, hasta compuestos mas pesados y quimicamente complejos.

La variedad infinita de composiciones de las mezclas de hidrocarburos, junto con las variedades
de tipos y niveles de impurezas hace que practicamente todas las mezclas tengas diferentes
caracteristicas. Color, viscosidad, masa especifica, etc. pueden diferir bastante de un campo a

otro.




Las propiedades fisico-quimicas de un petréleo dependen de su composicién quimica, que puede
ser obtenida a través de andlisis quimicos. Otro aspecto interesante es que, como las condiciones
de presion varian con la posicion dentro del yacimiento, estrictamente s¢ puede decir que en una

misma acumulacién de petréleo las caracteristicas de los fluidos varian de punto a punto.

1.3.  Petroleo y gas natural

El estado fisico de una mezcla de hidrocarburos depende no solo de su composicion, pero
fundamentalmente de las condiciones de presion y temperatura a la que la misma estd sometida.
Se entiende por composicién no sélo qué hidrocarburos estin presentes, sino también en qué
proporciones ellos se presentan en la mezcla. Cuando una mezcla de hidrocarburos se presenta en
estado gaseoso, recibe ¢l nombre de gas natural o simplemente gas. Predominan esas mezclas de
hidrocarburos mas ligeras de la serie de las parafinas, siendo ¢l metano el mas abundante, y es
exactamente por eso que la mezcla s¢ presenta en €se estado fisico. Cuando estd en estado

liquido, el petrdleo es llamado petréleo crudo o simplemente petroleo.

A condiciones de reservorio se tiene, por tanto, no exactamente petroleo pero si una mezcla
liguida de hidrocarburos formada por petroleo mas el gas natural que en ella se encuentra
disuelto. Cuando una mezcla se presente totalmente on estado gaseoso a condiciones de

reservorio recibe también el nombre de gas natural.




1.4. Comportamiento de fases

Las formas en que una sustancia puede presentar le da el nombre de los estados fisicos o fases.
Un sistema puede presentar una o mas fases en equilibrio. Lo que caracteriza a la fase es que es
parte de un grupo homogeneo, fisicamente distinta de un sistema y scparada de las demas paries
con fronteras bien definidas. La(s) fase(s) en que se encuentra una sustancia esta definida por la
condicién de presién y temperatura a la que esta sometida. Esto significa que los cambios en
estas condiciones causan cambios en las fases. Al estudio de los cambios de fase de las sustancias

se le da el nombre de comportamiento de fases.

Las acumulaciones de petréleo son sometidas a constantes cambios en la presién y temperatura
como resultado de sus procesos de produceién. Los cambios de las condiciones se producen tanto
para el material que va siendo removido det interior del estrato y llevados a la superficie como
para el material que queda dentro de la roca. Por lo tanto, se puede decir que los cambios de fase
ocurren todo el tiempo durante la produccion de un vyacimiento de petroleo. Asi, el
comportamiento de las fases es un aspecto de suma importancia para entender el comportamiento
de los yacimientos de petroleo. Hay que recordar, sin embargo, que el petréleo es una mezcla de
hidrocarburos, de modo que mas alla de las presiones y temperaturas que se presentan, el estado

fisico o fase dependera esencialmente de su composicion.

1.4.1. Propiedades de las mezclas liquidas de hidrocarbures

Las mezclas de hidrocarburos, v son muy variadas, pueden experimentar cambios importantes

cuando son sometidos a diferentes condiciones de temperatura y presién. Los cambios fisicos que




ocurren en ¢l Estado parte de la mezcla, los cambios en la composicion, las variaciones de
viscosidad, las variaciones de densidad, y asi sucesivamente. Los liquidos que se producen son
cometidos a diferentes condiciones de temperatura y presion en su camino, que comienza dentro
de la roca reservorio en el tanque y acaba en la superficic. En un momento los fluidos son
sometidos a lo que se llama procesamiento primario, en ¢l que ¢l gas natural se separa del aceite.
Finalmente, los fluidos producidos sufren cambios considerables durante el proceso de
produccién. También los fluidos que permanecen en el yacimiento no han cambiado, ya que las
condiciones no cambian también debido a la produccidn, La presion del yacimiento disminuira a
medida que se coloca la eliminacion de 1a masa en el interior de la misma. Por otro Jado, la
temperatura baja en el depdsito debido a la produccién son completamente insignificantes,

excepto en casos especiales.

La informacion acerca de los cambios suffidos tanto por el liquido que queda en el deposito, ya
gue se producen, son importanics para predecir y vigilar el comportamiento de un depésito
durante su vida productiva. A partir de este conocimiento se puede predecir lo que resultara en la
superficie (en términos de volamenes de petréleo y / o gas) liquidos producidos a partir de un
depbsito. Para obtener dicha informacién es necesaria para recoger muestras de fluidos en las
condiciones de reservorio y someterlos al analisis llamado PVT (presion, volumen y
temperatura), obteniendo entre otros parametros la presion de burbuja (o saturacién), ¢l factor
volumétrico de gas, el factor de volumétrico de petroleo, la relacion entre la solubilidad v la
viscosidad de los fluidos. Este ensayo PVT es en realidad un proceso de liberacién, es decir, la
presion a la que se somete la mezcla se reduce, lo que resulta en la liberacién de gas natural que

se disuelve en el aceite.




1.5. Caracterizacion de las fracciones indefinidas de petréleo

Al analizar la composicion de una mezcla de hidrocarburos a menudo las limitaciones de equipos
y procesos, los compuestos s¢ identifican con un determinado peso molecular, mientras que el
restante es indefinido. Los componentes no identificados se agrupan en una especie de
componente virtual o seudocomponentes. Por ejemplo, supongamos que en una mezcla es capaz
de identificar hasta que el hexano (el sexto elemento de la serie de los alcanos), los otros
elementos se¢ pueden agrupar en un seudocomponente identificado como heptano +, es decir,

compuestos de heptano y mas pesado.

Las propiedades de una mezcla a menudo se determinan a partir de las propiedades de sus
componentes. Asi no se puede ignorar el conocimiento de las propicdades de los
seudocomponentes, que a menudo se presenta en la mezcla en un porcentaje bastante alto.
Debido al hecho de que ¢l seudocomponente €5 una agrupacién de elementos, sus propiedades

deben ser estimadas utilizando las correlaciones que participaron unos datos ya conocidos.

1.6. Densidad

La densidad de una mezcla liquida se define como la relacién entre la densidad de la mezcla y la
densidad del agua, ambos medidos en las mismas condiciones de presion y temperatura

preestablecida. La densidad del petrdleo esta dada por:




Donde P, v P, son las masas especificas, respectivamente, del petroleo y del agua.
La temperatura elegida para medir la densidad del agua, utilizada en la definicién de la densidad
de referencia, s¢ llama la condicién de temperatura normal. La eleccidn de la temperatura
estandar de 4°C, por ejemplo, permite que la densidad de un liquido o de una mezcla liquida sea
numéricamente igual a su masa especifica, ya que la masa de } g de agua ocupa lem’a4°C,es

decir, en estas condiciones la densidad del agua es igual a 1.

Por otro lado, la eleccién de la temperatura a la cual s mide la densidad del liquido o Ja mezcla
de liquido, define la llamada ley de la densidad. Las unidades estadounidenses en la medicién de
la densidad son realizadas a la temperatura estandar de 60°F, ambos considerados por el liquido
en el agua, que se utiliza como referencia. En este caso, la densidad estd representada por dsoisoer

se calcula mediante:

Figuidon 8O°F

dé[}\;’éC&F =-""'—""‘_"""_‘EC 1.2

ouya E0°F

La densidad de un liquido o una mezcla de liquido también se pueden expresar en grados API

(°API), que ¢s una funcién hiperbélica de la densidad, utilizados en la industria petrolera:

s4pf = 141 &

se s’

De acuerdo con la definicién de un grado API (°API), que se muestra en la ecuacion anterior, €l

agua, cuya densidad dsosorr €5 igual a 1, tiene una gravedad API de 10. Los aceites presentes en




los yacimientos de petréleo y generalmente son menos densos que ¢l agua, con una gravedad API
de 20 a 35, pero puede haber casos en que el aceite es mas denso que el agua. En Venezuela y

Canada, por ejemplo, se pueden encontrar en los yacimientos de petroleo grados AP1 de tan sélo

8.

1.7. Compresibilidad isotérmica

La compresibilidad del petroleo de preferencia debe ser obtenida en el analisis PVT en el
laboratorio. En ausencia de estos datos, sin embargo, la correlacién de la figura 1.1 se puede
utilizar para estimar el coeficiente de compresibilidad del petréleo de acuerdo a su densidad en la

presion de burbuja.. La compresibilidad del petréleo se calcula por:

Co = :—EC 1.4

Dondec,,, es la compresibilidad pseudoreducida.
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Figural.1.-Compresibilidad del petréleo en funcién de la densidad en la presion de burbuja

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petrdleo, 2006.

1.8. Viscosidad

La viscosidad de un liquido es afectada por las variaciones de temperatura y presion. A diferencia
del comportamiento de un gas ideal, la viscosidad del liquido disminuye con la temperatura y
aumenta con la presion, también en el caso de los hidrocarburos liquidos la viscosidad disminuye

al aumentar la cantidad de gas en solucion.

El comportamiento de la viscosidad de las mezclas de liquido depende, ademas de fa presion y
temperatura, de su composicién. La admisién de la regla valida para soluciones ideales, la

viscosidad de una mezcla liquida puede ser estimada por la expresion;

i1




Donde x;y y; son la viscosidad y la fraccion molar del componente i, respectivamente.

1.9. Formacién del factor volumétrico del petréleo

Por definicion el factor volumétrico de petroleo (Bo) es la razon entre el volumen que la fase
liquida (petroleo mas gas disuelto) ocupa bajo condiciones de presion y temperatura cualquiera y
al volumen que permanece como fase liquida cuando la mezcla llegue a las condiciones
estandares. Es necesario recordar que, por definicion, ese parte que permanece liquida cuando la

mezcla se lleva a las condiciones estandar es el petrdleo. Por tanto:

volumsndapsmrdleos gosdisitsfonsondicionesy g

veeerre BCULG

v volumsndsen soral .sos.’:mm;us{med::.‘.m:cona’:c:ozmsss::—.;z;:m'ss,v

El factor de formacion volumétrico de petréleo expresa que el volumen de la mezcla en una
condicion de presién y la temperatura cualquiera necesarias para cxtraer del reservorio para

obtener una unidad de volumen de petréleo a condiciones estandares.

El factor volumétrico del petroleo puede ser presentado tanto en la tabla como en forma grafica,
con forme s puede ver en la Figura 1.2,donde B,; representa el valor de B, a la presion inicial P;

y Bay, €l valor en la presion de burbuja ps.

12




T L E LT T
g le e T

1.0

Puaa Fs

b,

Prasado

raguius. s BJEMPLo grazicoe de ractor volumétrico del petréleo

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petréleo, 2006.

El comportamiento de B, por encima de la presién de burbuja (entre p; y po) €8 practicamente

lineal con la presién. Esto se debe al hecho de que por encima de la presién de burbuja la

variacién del volumen del fluido con respecto a la presion debe ser sometida a umna

compresibilidad a la cual el liquido es sometido en el reservorio, va que no ha liberado gas. Los

lignidos poseen compresibilidades isotérmicas aproximadamente constantes, de modo que,

aplicando la definicion de compresibilidad se puede escribir, sobre la presion de burbuja, por lo

que la compresibilidad del petrédleo esta dada por la ecuacion:

1 2% "o Voy Vet Som8ui

Co=——-—----—_—- =

De donde se obtiene:

B, 5= flo: F Coflor P = B rer e e r s

T A v ‘{‘5—‘5-_’? VD‘I"‘ ot 3 ;{34"“5}............................
433 fu b X | RS QILML

oo ECL LT

veeeee-BCO 18
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Para C, constante, el valor de B, en la ecnacion, es una funcién lineal de presion. Asi la presion
de burbuja del comportamiento del factor volumétrico del petrdleo estd regida por su

compresibilidad isotérmica.

Por debajo de la presion de burbuja, en otras palabras, cuando la presién €s menor que ps, el valor
del factor volumétrico del petrdleo (B,) disminuye continuamente conforme cae la presién. Esto
se debe al hecho de que, a medida que la presion se reduzca, a partir del punto de burbuja,
cantidades de gas son liberadas de la solucidn, resultando entonces en menores volimenes

remanentes de petroleo en el reservorio.

1.9.1. Correlaciones para Bo, pby Rs

Cuando no hay disponibilidad de datos de laboratorio, las correlaciones empiricas pueden ser
utilizadas para estimar las propiedades de los fluidos de un reservorio. Varias correlaciones se
han desarrollado para calcular et factor volumétrico del petroleo, la relacién entre la solubilidad a
la presion de burbuja de una mezcla de hidrocarburos, a partir de unos pardmetros conocidos. Se
pueden citar, por ejemplo, las correlaciones de Standing (1951). Cabe sefialar, sin embargo, que
estas correlaciones se basan en las propiedades del petréleo de California, EUA, y no puecde

aplicarse a yacimiento que s¢ vaya a estudiar.

1.10. Presion de Burbuja

La presion de burbuja de una mezcla liquida de hidrocarburos se obtiene experimentaimente en €l

laboratorio. De hecho, este es uno de los pardmetros obtenidos a partir de datos recogidos durante
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donde f{p,T) es un factor de correccion obtenido del grafico ubicado en la esquina superior

derecha de la figura.
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Figura 1.4 Viscosidad del agua salada
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En si la viscosidad es Ia oposicion de un fluido a las deformaciones tangenciales. Un fluido que
1o tiene viscosidad se llama fluido ideal. En realidad todos los fluidos conocidos presentan algo
de viscosidad, siendo el modelo de viscosidad nula una aproximacidn bastante buena para cicrtas

aplicaciones. La viscosidad sélo se manifiesta en liquidos en movimiento.
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un proceso de liberacion "flash” que se ejecuta en el dispositivo denominado la celda PVT. Como
es de conocimiento, este proceso de liberacion del volumen de 1a celda va aumentando a medida
que la presion se reduce. Se unen para cada valor de la presion del volumen de las celdas
correspondientes, es decir, el volumen ocupado por la mezcla de hidrocarburos. Una grafica de
presién versus el volumen de la camara, cuando la prueba se realiza correctamente, presenta dos
comportamientos diferentes por encima y por debajo de la presion de burbuja. El punto de
inflexién que corresponde con la presién de burbuja de la mezcla original se muestra en la

Figura 1.3.

B, —F Pressio do bolha

Vohsre da camare

R

o

Presshio

Figura 1.3 Determinacién de 1a presion de burbuja

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petroleo, 2006.

1.11. Viscosidad

La viscosidad del agua se puede calcular utilizando la figura 1.4. La ordenada de la grafica
obtiene la viscosidad del agua a la temperatura del yacimiento a una presion de 1 atm, llamado

u". Para otras presiones, el valor de la viscosidad debe ser conseguido a través de la expresion:
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CAPITULO II

PROPIEDADES DE LAS ROCAS

2.1. Generalidades

La informacién sobre las propiedades de las rocas, al ejemplo de las propiedades de los fluidos,
se constituyen en factores decisivos para un estudio de comportamiento de reservorios de
petroleo y, por tanto, su recoleccion y su interpretacion merecen una atencion especial, a través

de un trabajo exhaustivo y meticuloso.

Las rocas reservorio cuentan, normalmente, de dos o mas fluidos. Los volimenes de fluidos

contenidos en las rocas, las transmisibilidades de los mismos a traves de ellas y otras propiedades
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correlacionadas, para sistemas monofasicos y multifasicos, seran objeto de estudio en este

capitulo.

2.2. Porosidad

En esta seccion seran presentadas definiciones y discusiones de los varios tipos de rocas

reservorio y de porosidad.

La porosidad es una de las mas importantes propiedades de las rocas en ingenieria de TeServorios,
ya que ¢lla mide la capacidad de almacenamiento de fluidos. La porosidad es definida como la

relacién entre ¢l volumen de vacios de una roca y el volumen total de Ja misma, O Sea:

Donde @ es la porosidad, T, s el volumen de vacios v V. es el volumen total. El volumen de
vacios es normalmente denominado como volumen poroso de la roca y representado por el

simbolo S

Asumiendo una situacién hipotética en que una roca estd compuesta por granos esféricos, del

mismo didmetro y arreglados en forma cubica, como indica la Figura 2.1.
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Figura 2.1 Roca formada por granos esféricos en una estructura cubica.

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petroleo, 2006.

El arreglo de la figura 2.1 es el que proporciona el mayor valor posible de porosidad para granos
uniformes (mismo diametro). Obsérvese también que si los granos son perfectamente esféricos y
del mismo diametro, la porosidad no depende del tamafio de los granos.

2.2.1. Porosidad absoluta

Es la relacién entre el volumen total de vacios de una roca y ¢l volumen total de la misma.

2.2.2. Porosidad efectiva

Es la relacion entre los espacios vacios interconectados de una roca y el volumen total de la
misma. Desde el punto de vista de ingenieria de reservorios, la porosidad efectiva es el valor que
se desea cuantificar, pucs representa ¢l espaclo ocupado por fluidos que seran desplazados del

medio poroso.
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Las rocas con materiales intergranulares, pobre o moderadamente consolidados, presentan
valores aproximadamente iguales de porosidad absoluta y efectiva. Rocas altamente
consolidadas, bien como calcareas, pueden presentar valores bien diferentes para esas dos

porosidades.

2.2.3. Porosidad primaria

Es aquella que se desarrollé durante la deposicién de material sedimentario.

2.2.4. Porosidad secundaria

Es aquella resultante de algunos procesos geolégicos subsiguientes a la conversion de los

sedimentos en rocas.

La Figura 2.2 muestra un ¢jemplo de la seccién transversal de una muestra de roca, donde puede
ser observada dos tipos de poros: interconectados y aislado. La suma de los volimenes porosos
interconectados con los voliimenes porosos aislados representa ¢l volumen total de poros,
utilizando la definicion de porosidad absoluta de la roca. El volumen poroso interconectado

define la porosidad efectiva.
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Figura 2.2 Seccién transversal de una muestra de roca

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petréleo, 2006.

2.3. Rocas reservorio

La mayoria de depésitos comerciales de petréleo ocurren en reservorios formados por rocas
sedimentarias clisticas v no clasticas, principalmente en areniscas y calcareas. En tanto, varios
otros tipos de rocas pueden presentar suficiente porosidad para ser consideradas como
reservorios. En este caso, la porosidad puede ser intersticial, mas la mayoria de las veces es

debida a la presencia de fracturas.

2.3.1. Areniscas

Las areniscas son las mas frecuentes rocas reservorio encontradas en todo ¢l mundo. Estos
pueden ser de gran ¢spesor, alcanzando varias centenas de metros de espesor, y pueden presentar
gran continuidad lateral. La Figura 2.3 presenta un disefio esquematico de una muestra de

arenisca.
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Figura 2.3 Disefio esquematico de una muestra de arenisca

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petroleo, 2006,

2.3.2. Rocas carbonatadas.

Las rocas carbonatadas son las calcareas, las dolomitas v aquellas intermedias entre las dos.
Reservorios de rocas carbonatadas difieren en varios aspectos de aquellas de arenisca. La
porosidad es probablemente localizada, tanto lateral como verticalmente, dentro de una capa. Por
otro lado, los poros pueden ser mucho mayores que los de areniscas, dando a la roca mayor

permeabilidad. La porosidad de una roca carbonatada puede ser primaria o secundaria.

La porosidad primaria es aquella resultante de la deposicién original de la roca. Son las
acumulaciones de conchas y arrecifes, y de calizas ooliticos. Existen todavia las calizas y
dolomitas clasticas, resultante de acumulacién de “oranos” provenientes de rocas carbonatadas
mas antiguas. En este caso la porosidad seria del mismo orden de magnitud de las areniscas. Sin
embargo, debido a la deposicién de calcita o dolomita de soluciones y un recristalizado, esa

porosidad original es enormemente reducida.
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La porosidad en rocas carbonatadas es casi siempre secundaria y debida a procesos de disolucion,
dolomitizacién y fracturamiento. Lo mas importante de esos procesos cs la solucidén (o
disolucién), en que la calcita o la dolomita es lixiviada por las aguas subterrineas, resultando

cavidades con dimensiones variando desde minéisculos poros hasta gigantescas cavernas.

2.3.3. Otras rocas

A pesar de que los mayores reservorios de petrdleo y gas son en areniscas O en rocas
carbonatadas principalmente, con poros diseminados, mas también debido a fracturas, varios
otros tipos de rocas pueden poseer porosidad suficiente para que se conviertan en rocas
reservorio. En algunos casos la porosidad es intersticial, mas en la mayoria de los casos es debido
a la presencia de fracturas. Los siguientes tipos de rocas pueden scr consideradas como rocas
reservorio: conglomerados y brechas, folios fracturados, silices y rocas igneas o metamdrficas

fracturadas.

2.4.  Medicién de porosidad

Varios son los métodos utilizados en Ja determinacién de porosidad en rocas reservorio, tales
como el muestreo (medicién en laboratorio a partir de pequefias muestras de testigos), Perfilaje
de un pozo o andlisis de pruebas de presion, en algunas situaciones especiales. El método mas
comtin, sin embargo, s el que usa pequefias muestras de roca reservorio. El valor de porosidad
de grandes porciones de roca es obtenido estadisticamente a partir de resultados de andlisis de

numerosas nuestras.
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En la medicién de porosidad en laboratorio s necesaria la determinacién de solamente dos de

tres parametros basicos: volumen total, volumen de poros y volumen de so6lidos.

2.4.1. Porosidad media

El valor de porosidad para un reservorio como un todo es obtenido a partir del tratamiento
estadistico de los datos dados de mediciones realizadas en varias muestras de testigos retirados de
diversos pozos perforados en ese reservorio. En la practica, se verifica que Ia porosidad, en
general, representa una distribucién normal, Asi mismo, el valor medio de porosidad es obtenido

a través de la media aritmética:

B = LB B e BCL 22

DondeNes el nimero de mediciones.

2.5. Compresibilidad

La porosidad de las rocas sedimentarias es funcién del grado de compactacién de las mismas, y
las fuerzas de compactacion son funciones de la maxima profundidad en que la roca se encuentra.

El efecto de la compactacion natural sobre la porosidad puede ser visto en la Figura 2.4.

25




X
S
\ T~ e
Wlu‘.-‘ -
ey
20

b e i o

Z N 7] -
5 \
2 £,
g 20 ey
=3 %
a.
\,\\
o
o 500 1000 1500

Profundidade {m}

Figura 2.4 Efecto de compactacion natural sobre la porosidad (Krumbein & Sloss, 1951)

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petréleo, 2006.

Este efecto es debido al arreglo de los granos, resultado de la compactacion. Asi, sedimentos que
estuvieran a grandes profundidades presentan menores valores de porosidad que aquellos que

nuneca fueron tan profundamente enterrados.

Tres tipos de compresibilidades deben ser distingunidas en las rocas:

a) Compresibilidad de la roca matriz, €5 la variacién fraccional en volumen de material
solido de roca, con la variacién unitaria de presion.

b) Compresibilidad total de la roca,cs la variacion fraccional del volumen total de la roca,
con la variacién unitaria de presion.

¢) Compresibilidad de los poros, ¢s la variacién fraccional del volumen poroso de la roca

con la variacion unitaria de presion.
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Cuando los fluidos son producidos de una roca reservorio, el agotamiento del mismo de los
espacios porosos hace que haya una variacién de presion interna en la roca y con eso esta sujeta a
tensiones resultantes diferentes. Esa variacion de tensiones provoca modificaciones en los granos,

en los poros v algunas veces en el volumen total de la roca.

De mayor importancia en ingenierfa en reservorios ¢s la variacion de volumen poroso, debida a la

llamada compresibilidad efectiva de formacién o de los poros, definida como:

1 6%

Cr =2 i EC23
Vv OF
v &1

Donde 1, es el volumen poroso de roca y  es la presion interna.

De la definicién de porosidad se puede escribir una expresion para el volumen poroso:

By = Vo covrerereers s ees s BO 24

Considerando que el volumen total de Ja roca es constante y derivando la expresion de volumen

poroso en relacién a presion se obtiene:

o3}
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v EC 25

Sustituyendo las Ecs. (2.3) y (2.4) en Ec. (2.5) resulta en:
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2.6, Saturacion De Fluidos

Los espacios vacios de un material poroso pueden estar parcialmente llenados por un
determinado fluido y los espactos remanentes por un gas. O todavia, dos o tres liquidos
inmiscibles pueden llenar todo el espacio vacio. En esos casos, de gran importancia es el
conocimiento del contenido de cada fluido en el medio poroso, pues las cantidades de diferentes
fluidos definen el valor econémico de un reservorio. La figura nn ilustra una situacion en que los

poros de la roca reservorio estan saturados con tres fluidos: agua, petroleo y gas.

Figura 2.5 Roca reservorio conteniendo tres fluidos: agua, petrdleo y gas.

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petrdleo, 2006.
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Se define saturacion de un determinado fluido en un medio poroso como la fraccion o un

porcentaje de volumen de poros ocupado por ¢l fluido. Asi, en términos de fraccidn:

b
=

.
1
il

DondeS es la saturacion del fluido, s es el volumen de fluido y 1, es el volumen poroso. En

términos de porcentaje:

SH9) = L 1009 EC 238

s
=

Si el medio poroso contiene un unico fluido, la saturacién de este sera del 100%. Como se acepta
que la roca reservorio contiene inicialmente agua, la cual fue desplazada no totalmente por

petrdleo o por gas, en la zona ocupada por hidrocarburo existiran dos o mas fluidos.

La saturacién de agua existente en un reservorio en ¢l momento de ser descubierto es llamada

saturacion de agua inicial o connata, o también innata.

Cuando se descubre un reservorio, como la presién inicial es igual o mayor que la presion de
burbuja, en la zona de petroleo solo existe agua y petroleo, cuyas saturaciones suman 100%. Esa
situacién solo es modificada cuando, debido a la produccién de petréleo, la presion del rescrvorio
cao por debajo de la presidén de burbuja, resultando en la aparicién de gas en la zona de petréleo.

En esta ocasidn, la saturacién media de petréleo puede ser obtenida mediante lo que se llama
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balance de materiales. Considere un reservorio inicialmente subsaturado (presién mayor o igual
a la presion de burbuja), cuya saturacién de agua connata (S.;) permanece constante. Sea N el
volumen original de petrdleo y N, el volumen de petroleo producido (ambos medidos a
condiciones estindar). Entonces:

wr . S

Zoi

, donde 5, es la saturacién media inicial de petréleo y 5, el factor volumétrico de formacion de

petroleo a presion inicial.

Después de la produccién de un volumen de petrdleo N,, el volumen remanente de petrolco

(medido a condiciones estandar) es dado por:

- Yulp
Nysmansnes = e EC 2010

Ea

Donde §, es la saturacion media actual de petréico y B, el factor volumétrico de formacion de

petréleo a presion actual. Por otro lado, se tiene que:

.
AN Mo A "zSo
11 = —_— =
Nygmpnenes — & — IV

cevenr e EC 211

tn

(]
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Dividiendo las ecuaciones se ticne:

i b et s EC 212
Donde s¢ puede escribir que:

59=(r—%}%gﬂﬂm”mum“m”m”m“mNW“m“m”m”mum_m“m“mEczu

i
Como §,; = 1 —§,.-,, se tiene finalmente que:

A
B

— {1 S5\ By o
So-(l }%“1 oo eme oo et e EC 214

an

En la capa de gas astimase normalmente la presencia de dos fluidos, gas v agua, de modo que

Sy S = Lot e oo BO 2415

2.6.1. Métodos de determinacién de saturacién

Los métodos de determinacion de saturacién de fluidos pueden ser directos o indirectos. Los
métodos indirectos permiten la determinacién de saturacion por la medida de alguna propiedad

fisica de la roca, como, por ejemplo, utilizando registros eléctricos (Perfilaje de pozos) o ¢l que
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usa medidas de presién capilar. Los métodos directos de las saturaciones de fluidos son

determinadas a partir de muestras de formacion.

2.6.2. Factores que afectan a la saturacién

Todos los métodos de medicion directa son defectuosos debido al modo de como es hecha el
muestreo de la formacion y al mancjo de los testigos desde el fondo del pozo hasta el laboratorio.
Como se sabe, el filtrado de lodo de perforacién normalmente penetra los poros de la formacidén y
consecuentemente altera Ia distribucidn de los fluidos. También por ocasién de la retirada del
testigo hacia superficie, debido a la reduccién de presion el petroieo libera parte del gas que se
encuentra en solucién, bien como habra expansién de petrdleo, de agua y de gas, alterando la
distribucién original de los mismos. Para evitar la contaminacién en el trayecto entre elpozoyel
laboratorio es costumbre en ciertos casos revestir el testigo con parafina. En el caso que solo se
busque la medicion de la saturacién de agua, los testigos pueden ser colocados en recipientes

cerrados con aceite diesel

2.7, Permeabilidad

La permeabilidad de un medio poroso es una medida de su capacidad de dejar atravesar fluido.
En otras palabras, la permeabilidad es una medida de la conductividad de los fluidos de un
material, Por analogia con conductores eléctricos, la permeabilidad representa el inverso de la

resistencia que un material ofrece al flujo de fluidos.
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Para medir la permeabilidad sera necesario encontrar una ecuacién que regulase el flujo, en la
cual interviniesen todos los parametros. La primera idea seria la de simplificar el sistema poroso,
considerandolo como un arreglo de capilares. El flujo viscoso y laminar a través de un capilar es
regulado por la ecuacién de Poiseville, que trata al fluido como un conjunto de superficies
cilindricas concéntricas moviéndose con velocidades diferenies y, por consiguiente, ejerciendo

fuerzas viscosas unas sobre otras. Estas fuerzas viscosas son expresadas por:

F o= 8 e BC 216

Dondey: es la viscosidad del fluido, 4 es ¢l area lateral de la superficie cilindrica y dir/dx es el

gradiente de velocidad.

La fuerza viscosa sobre un cilindro de radio » es:

cieeernn- . EC2.17

Dondel. es la longitud del tubo capilar. Por otro lado, existe una fuerza correspondiente a la

accién del diferencial de presion {p;-p-) sobre el area wr=, esto es:
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Si el fluido tiene aceleracion nula, esto es,

entonces F' = F, De ahi,

i

{py — pojar= = —ui2arl)

E-}.I!i‘-.

, de donde se obtiene:

{xo—maddy

Zul

dvv.-—.
V_

, cuya integracion produce:

oo BC2.18

su velocidad no varia a lo largo del tubo capilar,

v W EC 2,19

ceeeeen... . EC2.20

vereerne. EC221

, donde £ es una constante a ser determinada por las condiciones del contorno.

Considere una distribucion de velocidades mostradas en la Figura 2.6.
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Velotidade

Figura 2.6 Distribucion de velocidades en un tubo capilar — flujo viscoso

En tanto:

PR, == 0o e EC222

, de donde se obtiene, de Ec. (2.23):

corenn BC2.23

= B

b 3

A través del clemento de area d 4 el flujo es dg = » d4, donde dA = 2wrdr. El flujo total sera:
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7 . 0 ae _ prelrgortKsa-pd \
g=J,dg=),"vdA=], O—L:EE?"Q?‘ECZZS
i
, cuyo resultado final es:
Trdis—wo)

Donde, en el sistema CGS de unidades, q es el flujo de fluido (em’/s), », el radio interno del tubo

capilar (cm), p la presién (dina/en?®), u la viscosidad del fluido (poise) v L la longitud del tubo

capilar (cm).

Considerando que el medio poroso sea formado por »; capilares de radio v y & grupos de

capilares de diferentes radios, ¢l flujo total en ese medio seria dado por:

wlpa-mld oy 2
qE‘M—LZ:’-ziﬂj?}-...............................................................................EC2.27

En virtud de la dificultad de medicién de varios radios de los capilares que forman el medio

poroso, agravada por la forma de los capilares que no son regulares, lineales o paralelos, la Ec.

36



2.26 no es directamente aplicable en la mayoria de los casos. Cuando modificado para flujo entre

placas, sin embargo, puede ser utilizada en el estudio de flujo en fracturas.

La ecuaci6n de mayor utilizacién practica para el estudio del flujo de fluidos es medios porosos
fue formulada por Henry Darcy, en 1863, al cstudio de problemas de tratamiento de aguas a
través de filtros de arena. Esta ecuacion se adoptd para expresar el flujo de fluidos viscosos, por
ser expresa ast: “El flujo a través de un medio poroso es proporcional al 4rea abierta al flujo y al
diferencial de presion, e inversamente proporcional a la longitud y la viscosidad”. En 1856,

Darcy investigé €l flujo de agua a través de filtros de arena con la finalidad de purificarla.

Darcy observé que los resultados de la experiencia seguian la ecuacion:

viiereenn... . EC2.28

Donde g representa ¢l flujo de agua a través del cilindro de arena cuya seccion transversal es

igual ha 4; L es la altura del medio poroso; 2y ¥ 71 son las alturas del agua en manometros

colocados en la entrada vy salida del filtro {medidas a partir de un mismo nivel de referencia) y

representan el potencial hidrautico en esos dos puntos; y K es una constante de proporcionalidad

caracteristica del medio poroso y del fluido.
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Mas tarde, otros investigadores, realizando experiencias con otros fluidos, descubririan que la

constante X podia ser escrita como 7%/, donde p v ¥ son respectivamente la viscosidad y el

peso especifico de! fluido, v & es una propiedad de la roca, denominada permeabilidad absoluta.

Para flujo horizontal, por ejemplo, la ecuacion de flujo puede ser escrita como:

e EC2.29

Dondeq es el flujo de fluido (cm’/s), A es el area de seccién transversal (en?®), Ap es el diferencial

de presion (atm), 1 es la viscosidad el fluido (c¢p), L la longitud del medio poroso (cm) y & la
permeabilidad del medio poroso (Darcy).

La ecuacién de Darcy fue establecida sobre ciertas condiciones:

Flujo isotérmico, laminar y permanente.
Fluido incompresible, homogéneo v de viscosidad invariable con la presién.

Medio poroso homogéneo, que no reaccione con el fluido.

El termino laminar viene de mecénica de fluidos (Hipdtesis de Navier), donde se¢ admite que,

cnando sometidos a bajas velocidades, los fluidos drenan como si fuesen compuestos por laminas
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moviéndose unas sobre otras. Este, por cierto, no es el modo de como los fluidos se desplazan en
un medio poroso, debido a la tortucsidad, las heterogeneidades, etc., de modo que la expresion
“flujo laminar” deberia ser sustituida por “flujo Darcyano”, asi mismo como el término “flujo no

Darcyano™ deberia sustituirse como flujo turbulento.

En el llamado sistema de unidad de Darcy la unidad de medida de permeabilidad es el Darcy,
conforme lo mostrado anteriormente. Con excepcion de las mediciones realizadas en laboratorio,
ese sistema de unidades no es adecuédo para estudios en escala de campo. En esos casos son
utilizados otros sistemas de unidades. Por ejemplo, puede ser usado el mD (miliDarcy) como
unidad de medida de permeabilidad. Es comun en ingenieria de petréleos el uso de la abreviatura

md (en vez de mD) para representar el miliDarcy, habiendo sido la opcidn escogida en este libro.

La permeabilidad en areniscas no consolidadas puede alcanzar valores muy altos, en el rango de
1 a 10 Darcy. Por otro lado, en areniscas consolidadas, generalmente sitwadas a grandes
profundidades, los valores de permeabilidad pueden ser tan bajos como 1 md. Reservorios con
permeabilidades tan bajas probablemente no son almacenadoras de hidrocarburos liquidos y, aun
cuando fueran, su exploracién no seria econdmicamente viable debido a la dificultad del flujo en
ese tipo de medio poroso. Sin embargo, podrian ser almacenadoras de gas, ya que este fluido
posee mayor facilidad de flujo que el petréleo, debido a su baja viscosidad. De hecho, es comin

la produccidn de reservorios de gas con bajisima permeabilidad.
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2.7.1. Flujo lineal permanente

Considere un bloque horizontal de un medio poroso, como el esquematizado en la Figura2.7,

saturado con un tnico fluido.

f———

Figura 2.7 Flyjo lincal

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petréleo, 2006.

La ecuacién de Darcy para un elemento de longitud «x puede ser expresada como:

= o L e EC 2.30

Donde q es la taza de flujo a través de la seccidn recta de area 4 y i+, es lo que se llama velocidad

aparente en direccion x.
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2.7.2. Combinaciones de permeabilidades

Las ecuaciones obtenidas hasta ¢l momento para representar el flujo en un medio poroso fueron
basadas en la hipotesis de que Ia permeabilidad posce un valor uniforme en todo ¢l sistema. En la
mayoria de rocas porosas, sin embargo, hay variacion de permeabilidad con una posicion
considerada. El sistema poroso, puede entonces, de manera aproximada, ser considerado como si
fuese formado de lentes, bloques o anillos concéntricos de permeabilidades distintas,
dependiendo de la situacion especifica. Con esas hipdtesis, que por lo menos se aproximan mas a
la realidad que la consideracién de un valor uniforme, puede ser calculado un valor medio de

permeabilidad para el sistema.

2.7.3. Lentes paralelos con flujo lineal

Considere tres lentes paralelos v horizontales, sujetos a flujo lineal de un fluido incompresible de

viscosidad 11, conforme lo mostrado en la Figura 2.8, donde %4, %2y &5 son las permeabilidades

de los lentes 1, 2 y 3, respectivamente. La caida de presion es la misma en los tres estratos. Ay,

A~y A5 son las dreas abiertas a flujo en los estratos 1, 2 'y 3, respectivamente.
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Figura 2.8 Lentes paralelos y horizontales con flujo lineal

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petréleo, 2006.

Si ahora ocurre flujo cruzado entre los estratos, se tiene que:

q =—"—1—

EC.231

....EC.2.32

....EC.2.33

...EC. 2,34
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Donde g, es el flujo total, 4, el area total abierta al flujo, i la permeabilidad media del sistema y

Ayp la caida de presion entre las caras de entrada y de salida del fluido en el medio poroso. Como:

, 5¢ tiene que:

E ReA,=Hedn+iAs
4 A

0, para un nitmero cualquiera de lentes n:

2.7.4. Lentes paralelos con flujo radial

ceeeee BCO235

o EC.2.36

oW ECL2.37

Considere el sistema representado en la Figura2.9, en que varios lentes en paralelo, sujetos a flujo

radial de un fluido incompresible, estin separados unos de otros de modo que ahora hay flujo

cmzado.
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Figura 2.9 Lentes paralelos y horizontales con flujo radial

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petréleo, 2006.

Para cada uno de los lentes o estratos, la ley de Darcy establece la ecuacion:

T e T

v, = -
- winlredngd

Donde # es el namero de lentes. Como el flujo del sistema es igual a la suma de los flujos en los

lentes individuales, se ticne que:

Para el sistema total 1a ley de Darcy proporciona la ecuacion:

B e L EC.240

o { n':ﬂ"ff'(-"u‘:' cen

ar=
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Dondek: es la permeabilidad media del sistema como un todo. Combinando las Ecs. se obtiene:

e T ke TR, b
Fommimel e O e BCL 2,41
Ap E;_-_,.’:g

En reservorios reales, datos de permeabilidad como funcién de profundidad son normalmente
disponibles, v la permeabilidad media de todo el sistema puede ser calculada a partir de los datos
de permeabilidad y espesor de sus intervalos. Este célculo también puede ser ejecutado
graficamente, siendo la permeabilidad media dada por la relacion entre el area por debajo de la
curva permeabilidad versus espesor y la altura total de la formacién. Asi,

-~ Arsaosbojocscurran s R
W=

cerveenn. . EC.2.42

F?.;:

2.7.5. Lentes en serie con flujo kneal

Varios lentes en serie, sujetos a flujo lineal de un fluido incompresible, estan mostrados en la

Figura 2.10. Ef 4rea del medio poroso abierto al flujo es 4.
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Para un sistema en serie el flujo de cada lente es igual al flujo del sistema. Luego,

Ap gul.
,U‘-l — k‘f_ﬂ ..
guls
Apr =7
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Figura 2.10 Lentes en serie con flujo lineal

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petroleo, 2006.

..EC.2.43

..EC.2.44

...EC. 245

...EC. 2.46
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Se tiene que:

E. L L. Iz
}_‘:"‘-i-;::-l'f_'. e BCL 248
- i,

= i TR L
Z?:J':.}. ZE‘.L#

2.7.6. Lentes en serie con fluje radial

La Figura 2.11, muestra dos lentes en serie sometidos a flujo radial de un fluido incompresible.

El primer lente se extiende desde el radio del pozo 7. hasta R y tiene una permeabilidad %,, en

tanto el segundo se extiende desde R hasta . y posee una permeabilidad & .
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Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petroleo, 2006.

Como el mismo flujo ocurre a través de cada lente, se puede escribir que:

. . = .
Srhip—n) 2mahipa—ihe)

s . 1
plolred vl

Be =P =40 = 1) F B =P ECLU 252

Resolviendo el sistema formado por las Ecuaciones, resulta en:
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e ECL253

Esta ecuacidn puede ser obtenida para un mimero cualquiera » de lentes en serie, bastando para

esto adicionar los términos apropiados en su denominador:

evenenn W ECL 254

ceewneen ECL 255

Donder, = 7. es el radio externo del reservorio y 1, = 1, es el radio del pozo.

2.7.7. Meétodos de medicion

La permeabilidad en un medio poroso puede ser determinada a través de ensayos de laboratorio

con muestras extraidas de la formacion por medio de pruebas de presion realizadas en los pozos.
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2.7.8. Permeabilidad media

Muchas veces, a partir de una serie de valores de permeabilidades absolutas, obtenidos en
analisis de laboratorio hechas a muestras de testigos retirados de varios pozos perforados en un
reservorio, se quiere atribuir a este reservorio un valor unico de permeabilidad que puede
representar un sistema real heterogéneo. Como en la practica se observa que la permeabilidad

sigue una distribucién log-normal, el valor medio de permeabilidad es calculado por:

logh = BRI e BCL 256
,0

R= 105D e ECL 25T
, 0 también

Donde¥ es el nimero de mediciones. Esta ecuacién indica que la permeabilidad media es la

media geométrica de las permeabilidades.
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2.7.9. Factores que afectan la permeabilidad

La permeabilidad absoluta es un propiedad del medio poroso y, consecuentemente, invariable
con el fluido que lo satura. Sin embargo, ciertos factores pueden alterar ¢l valor de la

permeabilidad medida.

2.8. Capilaridad

Fl fenémeno de capilaridad que ocurre en el interior de medios porosos que constituyen los
reservorios de petroleo es debido al hecho que las arenas petroliferas, en general, contienen dos o
mas fluidos inmiscibles. Por ejemplo, los reservorios de petréleo se encuentran en contacto por lo
menos dos fluidos inmiscibles, agua v petrdleo. Los reservorios de gas estan en contacto de con

agua v gas natural.

Dos ¢ mas fluidos son considerados inmiscibles entre si cuando, mezclado en cualquier
proporcién, forman una mezcla homogénea. La miscibilidad entre dos o més fluidos depende de
sus composiciones y de las condiciones de presion y temperatura a las cuales el sistema ha sido

sometido.

Cuando dos o mas fluidos inmiscibles son colocados en un recipiente, el(los) mas denso(s) se
ubica(n) en la parte mas baja v existe(n) superficie(s) de separacién entre los fluidos. Esto no
ocurre en un medio poroso formado por capilares de diferentes didmetros, pues la superficie de
separacion en este caso no es abrupta, existiendo una zona de transicion debida a fendmenos

capilares.
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Los fenémenos capilares son resultado de las atracciones entre las moléculas de masa fluida. En
el caso de un liguido colocado en un recipiente, como en la Figura2.12, una molécula situada en
el interior del liquido sera atraida igualmente en todas las direcciones por las moléculas que la
rodean. Lo mismo no ocurre con una molécula situada en la superficie del liquido, que no serd
atraida igualmente porque esta rodeada por moléculas de diferentes tipos.

As molécuins da supesficie

530 alrzldas para o aels do
tiquida

T “Pelicula” superficial
A moliculas Internas s3o

arajdas igualmente om
todas as dirggdes

Figura 2.12 Pelicula superficial creada por las fuerzas intermoleculares

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petroleo, 2006.

Cuando la superficie de contacto se da entre un liguido y un gas, el fenémeno y las propiedades
que alli aparecen se llaman superficiales. Cuando el contacto es entre dos liquidos ¢l fendémeno
es denominado interfacial. Para efectos practicos, sin embargo, no existe diferencia entre los dos

fenémenos.

Una gota de liquido aislada, por ejemplo, presenta una superficie esférica debido a la tendencia

de las moléculas que se dirigen al centro, y consecuentemente, presentan una supetficie minima.
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La superficie se comporta como una membrana eléstica que ofrece resistencia a la separacion de

las moléculas.

La energia necesaria para formar una determinada superficie se llama energia fotal libre de
superficie (E), mientras que la energia de superficie por unidad de superficie es llamada energia
libre de superficie unitaria (E,). La fuerza que impide el rompimiento de la superficie, por unidad

de longitud, se llama tensién superficial o interfacial, siento normalmente representada por el

simbolo ¢. La fuerza que tiende a tirar la superficie para ¢l centro se Hama fierza capilar () y

ésta, dividida por el area de superficie, ¢s denominada presion capilar (p.).

2.9.  Mojabilidad

Imagine una gota de agua depositada sobre una superficie solida, en el interior de un recipiente
gue contiene un determinado tipo de petrdleo, como el mostrado en la Figura 2.13. En esta figura

esta representado un esquema de equilibrio de fuerzas en la interface petrdleo-agua-solido, donde

&, €S la tension interfacial entre el agua y el petréleo, o, la tension mierfacial entre el solido y

¢l agua, v 6., la tensién interfacial entre el sélido y el petroleo.

Por definicidn, dngulo de contacto@ es el angulo (entre 0° y 180°) medido en el liquido mas

denso {0, en un caso mas general, en el fluido méas denso). Cuando ese angulo de contacto es
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menor que 90° se dice que el liquido mas denso moja preferencialmente ¢l solido y cuando es

mayor que 907 se dice que el liquido menos denso moja preferencialmente el sélido.

Figura 2.13 Angulo de contacto (Benner & Bartell, 1941)

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petréleo, 2006.

Utilizando estas conversiones, se define la fension de adhesion {G,) como la diferencia de

tensiones a lo largo del sélido. Asi:

T4 = Org = Tene = Opaog COSL o Jere oo iie i i BECL 2259

, de donde se tiene que:

COM B ) = e e ECL 260

Ciyro
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La tensién de adhesion es la responsable por el ascenso o depresion de los fluidos en capilares, o
sea, determina cual fluido moja preferencialmente el sélido. La propiedad de mojabilidad y la

tensidon de adhesién varian de acuerdo con los fluidos y los sélidos involucrados

En los reservorios de petroleo se observa que la roca, en la mayoria de los casos, es mojada
preferencialmente por agua en presencia de petrdleo, y nunca por gas. Con esto, si en un mismo
poro o espacio poroso de un reservorio de petrdleo estuviesen presentes agua, petréleo y gas, la
distribucién normal de esos fluidos en el interior del medio poroso seria como la que se encuentra
esquematizada en la Figura 2.14. El agua estaria en las paredes de los poros, esto €s, junto a los
granos de sélidos que componen la roca. El gas estaria en las porciones centrales de los poros, ya
que es el fluido que presenta menor tendencia a mojar preferencialmente la roca. El petrdieo,
siendo un fluido intermedio, en términos de mojabilidad, estaria localizado entre el petréleo y el

gas.

Gleo

Figura 2.14 Distribucién més comin de los fluidos en el interior de los pores de la roca reservorio

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petroleo, 2006.

55



A pesar de asumir que la mayor parte de los reservorios de petroleo son mojados
preferencialmente por agua, se conoce, sin embargo, casos en que el reservorio es mojado
preferencialmente por petréleo. En tales situaciones, la distribucién de los fluidos en los poros
seria la esquematizada en la Figura 2.15. Algunos autores, sugieren que se deben tomar
precauciones con las muestras de roca que muestren ser preferencialmente mojadas por petroleo,
porque las mismas pueden haber adquirido esta caracteristica durante la fase de extraccion del

testigo del interior del pozo.

o

Figura 2.15 Distribucién de fluidos eh un reservorio mojado por petréleo

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petroleo, 2006.

2.10. Permeabilidades efectiva y relativa

Fl concepto de permeabilidades absoluta de una roca fue introducido a partir de experiencias
realizadas por Darcy (1856). En sus experiencias solamente un fluido saturaba el medio poroso.
Para estudiar ¢l comportamiento del sistema cuando dos o mds fluidos estin presentes, sin
embargo, es necesaria la introduccidon de los conceptos de permeabilidad efectiva y de

permeabilidad relativa,
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El flujo de una fase en un medio poroso saturado con dos o mas fluidos es siempre menor que al
flujo de una fase cuando se somete a la saturacion del medio poroso. La capacidad de transmisién
de un fluido que satura 100% de un medio poroso fiue definida anteriormente como Ia
permeabilidad absoluta o simplemente la permeabilidad del medio. En el caso que dos o mas
fluidos saturan un medio poroso, la capacidad de transmisién de uno de esos fluidos se llama

permeabilidad efectiva del medio poroso al fluido considerado. El cociente entre permeabilidad

efectiva y la permeabilidad absoluta {%) del medio es denominado permeabilidad relativa de un

fluido. En un medio poroso saturado con gas, petroleo y agua, son sus permeabilidades efectivas

denominadas, respectivamente Ak, ¥y ., en tanto las permeabilidades relativas son

representadas por los simbolos &,k ., ¥ &y

La ley de Darcy también puede ser usada cuando se estudia un flujo de dos o mas fases, siendo
vélidas las siguientes expresiones para un sistema lineal y horizontal, sujeto a un régimen de flujo

permanente incomprensible.

B = e BCL 261
Mars

g, = 22 o EC262
Hok
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Q, = "j e e e e ECL 2,63

Donde g,..q, ¥ G, son, respectivamente, los flujos de agua, petroleo y gas.

La primera definicién se concluye que la permeabilidad efectiva a un determinado fluido varia de

cero (inexistencia de flujo) a & (medio poroso 100% saturado con fluido). La permeabilidad

relativa de un determinado fluido,,. = &./& donde %, es la permeabilidad efectiva, varia de cero

(inexistencia de flujo) a 1 (medio poroso 100% saturado con este fluido). La permeabilidad
relativa puede también ser representada en términos porcentuales, variando entre cero

(inexistencia de flujo) a 100 % (medio poroso 100% poroso saturado con nico fluido).

Nétese que una introduccién del concepto de permeabilidad relativa permitira tomar
adimensional a ecscala de [a permeabilidad de un reservorio, ya que los valores de
permeabilidades en un reservorio estardn siempre cn un intervalo de 0 a 1 (0 0 a 100%)

independientemente del valor sus permeabilidades absolutas.

2.10.1. Factores que afectan la permeabilidad relativa

Entre los factores que afectan el comportamiento de las curvas relativas pueden ser citados:
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2.10.2. Proceso de saturacion

Como ya hemos visto anteriormente, ¢l medio poroso esta saturado inicialmente como una fase
que moja, hasta que va siendo disminuida con una inyeccion de fase que no moja, se dice que
existe un proceso de drenaje. Por otro lado, cuando el medio esta inicialmente saturado con una
fase que no moja y la saturacion de fase que moja es aumentado, se dice que es un proceso de
imbibicién. La diferencia fundamental entre las curvas obtenidas para los dos procesos reside en
la saturaciéon minima que produce flujo de fluido que no moja. En un proceso de imbibicién de
agua (o fluido que moja) no penetra el medio poroso alojandose junto a las paredes de los poros y
de los capilares de menor didmetro, desplazando al petréleo (fluido que no moja) para los

capilares de mayor diametro, en los cuales existe una corriente continua de este fluido. Este

proceso continua hasta que la saturacién de petréleo sea reducida un valor tal {5...) que el

petroleo migra, dejando de fluir, debido al efecto Jamin.

En un proceso de drenaje, el petroleo penetra inicialmente en el medio poroso a traves de los
capilares de mayor didmetro ocupando preferencialmente las partes centrales de los canales de

flujo. Se verifica en la practica que la saturacién minima de petréleo necesaria para que se forme

una fase continua que fluya a través del medio poroso {5,.} es menor que la saturacion de

petréleo residual {S,,), por tanto la saturacién de petréleo residual tendra siempre un valor
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mayor que la saturacién critica (5, ). Cuando la permeabilidad relativa de un fluido que moja, no

se verifica gran diferencia ente los procesos de imbibicion o de drenaje, aunque existen

situaciones anormales en que €so no es valido.

La influencia en un proceso de saturacion sobre las curvas de permeabilidades relativa puede ser
mas bien visualizada en la Figura 2.16, considerando un sistema de agua-petréleo en que el agua

moja preferencialmente a la roca.

Debido a la influencia del proceso de saturacién, las curvas de permeabilidades relativa, en un

proyecto de inyeccién de agua en un reservorio de petréleo mojado preferencialmente por agua

con saturacion de petréleo residual {5, ) puede representar un valor bastante apreciable, es, por

tanto, que las curvas de permeabilidades relativas obtenidas por los procesos de imbibicion deben
ser las curvas utilizadas para la prediccién del comportamiento de ese tipo de reservorio. Lo
mismo se verifica en un reservorio de gas, donde el agua normalmente proveniente de influjo

natural.
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Figura 2.16 Influencia del proceso de saturacién en las curvas de permeabilidad relativa

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petroleo, 2006.

2.10.3. Mojabilidad

La Figura 2.17 ilustra el efecto de mojabilidad sobre las curvas de permeabilidad relativa en un

sistema agua-petroleo.
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Figura 2.17 Efecto de la mojabilidad sobre las curvas de permeabilidad relativa — Curva 1: agna moja
preferencialmente; Curva 2: petréleo moja preferenciaimente (Bonet & Gabrielli)

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petroleo, 2006,

Todo indica que se forman diferentes determinaciones con fluidos de la misma mojabilidad,
aunque con propiedades diferentes, las mismas curvas de permeabilidades relativas serian

obtenidas, una vez que estas no dependan de la viscosidad de los fluidos.

2.10.4. Consolidacién del medio poroso

Experimentalmente se verifica que la permeabilidad relativa a la fase que moja disminuye a
medida que el medio poroso se consolida, en cuanto a permeabilidad relativa a la fase que no

moja aumente con la consolidacién del medio poroso. Las curvas se desplazan para la direccion,
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como se ilustra en la Figura 2.18 para un sistema de gas-petréleo. Eso se debe al hecho de que, en
un medio poroso consolidado, hay una dificultad relativamente mayor para ¢l flujo de la fase que

moja que para el flujo de la fase que no moja, ya que esta iltima tiende a fluir por zonas de mas

facil acceso (entre los capilares de mayor didametro).
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Figura 2.18 Efecto de la consolidacién del medio poros sobre las curvas de permeabilidad relativa — Curva 1:

medio poros no consolidado; Curva 2: medio poroso consolidado (Botset, 194()

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petrélico, 2006.
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CAPITULO 1T

METODOLOGIA PARA LA RECUPERACION SECUNDARIA

3.1. Generalidades

Las acumulaciones de petroleo en el momento de su descubrimiento tienen una cierta cantidad
de energia denominada energia primaria. La grandeza de esa energia es determinada por ¢l
volumen o por la naturaleza de de los fluidos existentes en la acumulacién, bien como por niveles
de presién o de temperatura reinantes en el reservorio. El proceso de produccién causara una
disminucién de la energia primaria, causada por la descompresion de los fluidos del reservorio y
por las resistencias encontradas por los mismos al fluir en direccion a los pozos de produccion.
Esas resistencias son debidas, o asociadas, a fuerzas viscosas y capilares presentes en el medio

poroso. El consumo de la energia primaria refleja principalmente un decrecimiento de la presion
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del reservorio durante su vida productiva, lo que ocasiona una reduccion en la productividad de

los pozos.

Hay dos lineas generales de actuacion para mitigar los efectos nocivos de la disipacion de

energia de la principal reserva de petréleo:

> Complementarlo con energia secundaria, artificialmente comunicada a través de la inyeccién

de ciertos liquidos en pozos seleccionados.

% Reducir la resistencia viscosay / o especiales capilares a través de métodos tales como el

calentamiento del depoésito.

La cantidad de petréleo que se puede sacarde un reservorio s6lo a expensas de la energia
sostenible y nativos ~ llamaban  ala  recuperacién  primaria. Por otro ladola
recuperacion,secundaria y la cantidad adicional de aceite obtenido por la suplementaria de la
energia primariaen energia secundaria, artificialmente transferidos al depésito, 0 en formas
que tienden a hacer quela extensiénde la energia primaria sca mas eficiente.Cuando las
operaciones de recuperacion secundaria comienzan antes de finalizar laetapa de produccién

primaria a menudo se llaman operaciones de mantenimiento de presion.

Los métodos de levantamiento artificial y la estimulaciéon de los pozosno se incluyen entre
los métodos de recuperacién de secundaria, ya que no afectard directamente a las energias auto
inflamable el depésito, pero su aplicacion eficaz contribuye al ahorro de ellos. Los objetivos de
las practicas de los "métodos de recuperacién secundaria basica estan aumentando la eficiencia

de la recuperacién y la aceleracion de la produccion.
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3.2.  Tipos de inyeccién

Los planes de empleo en proyectos de inyeccion son muy variados, mas de una manera general,
pero pueden ser separados en dos grupos principales, siendo esa separacion basada en la
estructura del reservorio, y el modo como los pozos estan distribuidos.

3.2.1. Inyeccion periférica o externa

Consiste en inyectar €l agua fuera de la zona de petréleo, en los flancos del yacimiento. Se
conoce también como inyecci6n tradicional y en este caso, como se observa en la figura nn, el

agua se inyecta en el acuifero cerca del contacto agua-petréleo.

Caracieristicas:

a) Se utiliza cuando no se posee una buena descripcion del yacimiento y/ la estructura del

mismo favorece la inyeccion de agua.

b) Los pozos de inyeccion se colocan en el acuifero, fuera de la zona de petrdleo.

Ventajas:

» Se utilizan pocos pozos

> No requiere de la perforacion de pozos adicionales, ya que se pueden usar pozos productores
viejos como inyectores. Esto disminuye la inversién en arcas donde se tienen pozos

perforados en forma irregular o donde el espaciamiento de los pozos es muy grande.
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> No se requiere buena descripeién del yacimiento para iniciar el proceso de invasién con agua.

» Rinde un recobro alto de petréleo con un minimo de produccién de agua.

Desventajas:

> Una porcién del agua inyectada no se utiliza para desplazar el petroleo.

» No es posible lograr un seguimiento detallado del frente de invasién, como si es posible

hacerlo en la inyeccion de agea en arreglos.

» En algunos yacimientos, no es capaz de mantener la presion de la parte central del mismo y

es necesario hacer una inyeccidn en arreglos en esa parte de los yacimientos.

> Puede fallar por no existir una buena comunicacién entre la periferia y el centro del

yacimiento.

» Elproceso de invasién y desplazamiento es lento, por lo tanto, la recuperacion de la inversion

¢s a largo plazo.

3.2.2. Inyeccién en arreglos o dispersa

Consiste en inyectar el agua dentro de de la zona de petréleo. El agua invade esta zona y desplaza
los fluidos del volumen invadido hacia los pozos productores. Este tipo de inyeccidn también se
conoce como inyeccion de agua interna, ya que el fluido se inyecta en la zona de petrdleo a través
de un nimero apreciable de pozos inyectores que forman un arreglo geométrico con los pozos

productores.

67



Caracteristicas:

La seleccién del arreglo depende de la estructura y limites del yacimiento, de la continuidad
de las arenas, de la permeabilidad, de la porosidad, de la porosidad y del mimero y posicion

de los pozos existentes.

Se emplea, particularmente, en yacimientos con poco buzamiento y una gran extension areal.

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, 0 se

perforan pozos inyectores interespaciados.

Ventajas:

Produce una invasién mas ripida en yacimientos homogéneos, de bajos buzamientos y bajas
permeabilidades efectivas con alta densidad de los pozos, debido a que la distancia inyector-

productor es pequefia. Esto es muy importante en yacimientos de baja permeabilidad.

Répida respuesta del yacimiento.

Elevadas eficiencias de barrido areal.

Permite un buen control del frente de invasion y del factor de reemplazo.

Disminuye el efecto negativo de las heterogeneidades sobre el recobro.

Raépida respuesta en presiones.
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Desventajas:

> En comparacién con la inyeccidn externa, este método requiere una mayor inversion, debido

al alto nimero de pozos inyectores.

% Es mas riesgosa.

> Exige un mayor control y seguimiento.

3.3. Desplazamiento de fluidos inmiscibles

El desplazamiento de dos fluidos inmiscibles en el medio poroso puede ser de dos tipos:
a)} Pistén sin fugas

b) Pistén con fugas

En ellos se distinguen:

La fase inicial o antes de la ruptura, la cual es responsable de casi toda la produccién del fluido

desplazado y donde el fluido producido no contiene fluido desplazante.

La fase subordinada o después de la ruptura, donde existe produccién de ambas fases,
desplazante v desplazada, considerandose que la primera arrastra a la segunda por el camino de

flujo.
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3.4. Mecanismos de desplazamiento

El desplazamiento de un fluido por otro fluido es un proceso de flujo no continuo, debido a que
las saturaciones de los fluidos cambian con el tiempo. Esto causa cambios en las permeabilidades

relativas, en las presiones v en las viscosidades de las fases.

El mecanismo de desplazamiento de una inyeccion de agua en un yacimiento homogéneo, se

puede presentar en cuatro etapas que son:

o Condiciones iniciales (antes de la inyeccion)

o Lainvasion

o Laruptura del agua

o Posterior a la ruptura

3.4.1. Condiciones iniciales antes de la invasién

Considerando un yacimiento homogéneo en ¢l cual los fluidos se mueven horizontaimente y que
a través del yacimiento las saturaciones son constantes y que al momento de iniciarse la
inycceion de agua se tiene un yacimiento que ha sido producido por agotamiento natural durante
la primera fase de su produccién primaria. Como sucede a menudo, la presién actual del
yacimiento sera menor que la de burbujeo del petréleo original en el yacimiento. Existira también
una fase de gas presente, la cual de acuerdo a las suposiciones también serd uniforme a través del

yacimiento.
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3.4.2. Lainvasion a un determinado tiempo

El comienzo de la inyeccién de agua estara acompafiado por un aumento en la presion del
yacimiento, que es mayor alrededor de los pozos inyectores y declina hacia los pozos

productores.

A medida que continiia la inyeccién de agua, parte del petréleo se desplaza hacia delante para
formar un banco de petréleo. Detras del banco de petréleo se forma el banco de agua, donde

{inicamente estan presentes el agua inyectada y el petréleo residual (mas el gas atrapado).

3.4.3. Llene

Todo el gas, se desplaza de la porcidn inundada del yacimiento antes de que se produzca el
petroleo. A esto se le denomina “llene”, y para lograrlo, la acumulacién del agua inyectada debe

ser igual al volumen del espacio ocupado por el gas mévil en el yacimiento.

3.4.4. Ruptura

Cuando se alcanza el Hene, el avance del frente continla, pero la tasa de petroleo aumenta y
eventualmente es igual a la tasa de inyeccion de agua (en términos de volumen de yacimiento). Si
la saturacién de agua inicial de la formacidn es menor que la requerida para fluir, la produccion
del petroleo durante esta fase estara libre. El comienzo de una produccidn significativa de agua es

el signo de que sc ha producido la ruptura del frente de agua en el pozo.
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3.4.5. Posterior ala ruptura

Durante esta etapa, la produccién de agua aumenta a expensas de la produccion de petréleo. El
recobro gradual del petréleo detras del frente se obtiene solamente con la circulacién de grandes
volimenes de agna. El area barrida aumentara y esto puede proveer suficiente produccion de
petroleo para justificar la continuacion de la inyeccién. El proceso finalizard cuando no sea
econdomicamente rentable v al llegar a esta etapa de agotamiento de la inyeccién de agua, la

porcion inundada del yacimiento contendrd (inicamente petréleo residual y agua.

3.,5. Modelo de Buckley y Leverett

La teoria de Buckley y Leverett® para estudiar el desplazamiento de un fluido humectante por
otro humectante o viceversa, fue presentada inicialmente en 194 1pero no recibié mucha atencion
sino hasta los dltimos afios de la década de los cuarenta. Dicha teoria considera dos fluidos
inmiscibles: desplazante y desplazado, y su desarrollo se basa en el concepto de permeabilidades
relativas v en la idea de un desplazamiento pistén con fugas; esto significa que existe una
cantidad considerable de petroleo que queda detras del frente de invasion debido a la superficie
irregular que presenta el medio poroso. La teoria de un desplazamiento tipo pistén es sin duda
una simplificacién en el caso de un yacimiento sujeto a un barrido lineal, ya que si bien es cierto
que detras del frente existe una regién de flujo de dos fases, ¢sta regidn es a menudo de extension

limitada v su influencia resulta insignificante, pues representa menos del 5% del volumen poroso.

La mayor limitacién de esta teoria es que s¢ aplica a un sistema lineal, como es ¢l caso cuando

ocurre un empnje natural de agua, una inyeccién periférica de agua o una expansion de la capa de
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gas; pero esto no es lo que sucede en muchos de los arregios de pozos existentes en las
operaciones de recuperacién secundaria que no podrian simularse en una sola dimensién. Sin
embargo, usando el concepto de eficiencia de barrido, se pueden utilizar algunas técnicas que

permiten extender estos calculos a sistemas no lineales.

La teoria de desplazamiento, ademas de suponer flujo linecal y continuo de dos fases, también
supone la formacién homogénea, con una saturacion de agua connata constante a lo largo del
yacimiento; igualmente se consideran constantes Ia tasa de inyeccion y el area perpendicular al
flujo. Por iltimo, supone que, para que existan condiciones de equilibrio, la presién y

temperatura del yacimiento también deben permanecer constantes.

Aunque csta teoria puede aplicarse al desplazamiento de petroleo con gas o agua, en sistemas
humectados por petréleo o por agua, en la deduccién de las ecuaciones basicas sélo se
consideraré el desplazamiento de petrdleo con agua en un sistema humectado preferencialmente
por el agua, en cuyo caso, la presién de desplazamiento debe ser mayor que la presion de

burbujeo.

La formulacién matematica de la teoria desarrollada originalmente por Leverett permite

determinar la saturacién de la fase desplazante en el frente de invasion en el sistema lineal.
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3.5.1. Ecuacién de flujo fraccional

El desarrollo de esta ecuacién se atribuye a Leverett y para deducirla, se considera un
desplazamiento tipo pistén con fugas, en el cual el fluido desplazado es el petroleo y el

desplazante es agua.

Sea el caso general de una formacién homogénea con permeabilidad k y porosidad saturada con
petréleo y agua connata, sometida a la inyeccion de fluidos a una tasa ¢;. Tal como se muestra en
la Figura 3.1, la formacién se encuentra inclinada un cierto angulo, «, con respecto a la horizontal

y tiene una longitud L y un area seccional 4.

X/ ] ‘a

: Salida de

© § | tos fluidos
‘ qi

’¢’
Entrada, .- et A
deagua | .-~
Frente
Qe de invasion

Figura 3.1 Modelo lineal de una formacion sometida a invasion con agua

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petréleo, 2006,

Como se desea modelar el flujo de dos fluidos inmiscibles a través del medio poroso, se aplicara

la ley de Darcy generalizada para cada uno de los fluidos, resultando las siguientes ecuaciones:
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Go = —:—r;ii(%+ Pe5 Sin a) e e e e e e e e e e e e e e
g,.. = —3-'3"-:‘—‘&(%4—,9‘35111 cr:)
donde:

g.= tasade flujo de agua en cm*/seg

go=  tasa de flujo de petrdleo en cm’/seg

k, = permeabilidad efectiva al agua en darcy

k,=  permeabilidad efectiva al petrdleo en darcy

uw= viscosidad del agua en cp

o=  viscosidad del petrdleo en cp

A= area total de la formacion perpendicular al flujo en cm?

B : i
wf%"—” gradiente de presion en la fase agua en atm/cm

ool ECU3L

veveee . ECL32
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éﬁ= gradiente de presidn en la fase petrleo en atm/cm

&x

C= factor de conversién = 1/(1,0133 x 10°) que permite expresar en unidades consistentes el
término de gravedad y el térmmo%, cuando las densidades de los fluidos se expresan en
glem®

p=  densidad del agua en g/cm®

pe=  densidad del petroleo en g/em’

g= aceleracion de la gravedad (=930 cm/seg’)

o= angulo medido desde la horizontal hacia la direccién de flujo, en sentido contrario al de

las agujas del reloj, en grados (Figura 3.2).

5 : /‘

% gAY

Flujo buzemiento abajo Fiujo buzamiento arriba

Figura 3.2 Direccién de flujo y convencidn de signos en yacimientos inclinados

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petroleo, 2006.
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Considerando la arena preferencialmente mojada por agua, puede establecerse por definicién de

presion capilar:

P.=yp, R T USRI PP PO U U SPOUUTUPPUIUPTIRPPPYRURURPPPUONN o/ O I

Puesto que P. es una funcién de varias variables, puede diferenciarse parcialmente la gcuacion

3.3, para obtener el gradiente de presion capilar en la direccion del flujo.

Por definicion, la ecuacién de flujo fraccional de agua, £, en unidades précticas se denota de la

siguiente manera:

;CUA"C"‘DC
Cyn

v

“Riitg

En este caso, las permeabilidades deben expresarse en darcy, las viscosidades en centipoise, el

drea en pics®, la tasa de inyeccién en BPD, el gradiente de presién capilar en Ipe/pie, v la

diferencia de gravedades especificas, Ay = v, — ¥, , adimensional.

En todas las ecuaciones de flujo fraccional se observa que la principal dificultad radica en la
. . . B . . .
determinacion del término ;ﬁ Puesto que la expresion o representacién de Pc en funcion de x no

es directamente posible, en su lugar se acostumbra obtener esta derivada mediante la ecuacion

siguiente:
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ap, 8B a5y

8x 85, Ox

3.5.2. Curva tipica de flujo fraccional

Se puede resumir que la ecnacién de flujo fraccional es una relacién muy importante, pues
permite determinar las tasas de flujo de petréleo y agua en cualquier punto del sistema de flujo
considerado. Ademas, también incorpora todos los factores que afectan la eficiencia de
desplazamiento de unproyecto de inyeccion de agua, corno son: las propiedades de los fluidos

(Ho:Hw> Pos Pw» Pc), las propiedades de la roca (Ko, kw.So, S.), la tasa de inyeccion (), el gradiente

de presion % y las propiedades estructurales del yacimiento (a, direccién de flujo).

Si la tasa total de flujo es constante, y si se supone que ¢l desplazamiento de petréleo se lleva a
cabo a temperatura constante, entonces las viscosidades del agua y del petréleo tienen un valor
fijo y la ecuacién simplificada del flujo fraccional es estrictamente funcién de saturacion de agua.
Para una serie de valores tipicos de permeabilidades relativas, la curva de fy, vs S, cuando se
hace cero el gradiente de presién capilar tiene forma de S invertida como se muestra en la Figura
3.3, el flujo fraccional aumenta desde cero hasta uno. La curva de flujo fraccional es de gran
utilidad en la prediccion y analisis del comportamiento de yacimientos durante una invasién de

agua o de gas.
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Fluxo fraciondrio de Agua (L)

[=]

o s, Saturagdio de dgua (S,) 1
*

Figura 3.3 Curva de flujo fraccional

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petréleo, 2006.

3.5.3. Ecoaci6n de avance frontal o ecuacion de Ja velocidad del frente de invasion

La ecuacion de flujo fraccional relaciona la fraccion del flujo de petrdleo y agua en cualquier
punto del yacimiento a una saturacion dada. Sin embargo, un anilisis completo requiere que
nosotros conozcamos la distribucién de saturacion de las diferentes fases a cualquier tiempo,
tanto como la manera en que esta distribucion cambia con tiempo. La ecuacion de avance frontal

proveera de esta informacion.

Considere el flujo lincal simultineo de petrdleo y agua en un sistema poroso de seccidn

transversal A, v longitud D, como se muestra en la figura 3.4.

79



Figura 3.4 Tasa masica de flujo a través de un elemento lineal de volumen 042y

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petroleo, 2006.

La variacién del volumen de agua con respecto al tiempo, también puede calcularse si hacemos

un balance de materiales para el elemento Ax de la formacién, asi se tiene:

{Tasa de acumulacién] _ [Tasa de flujo de agua [Tczsa de flujo de agua EC. 3.6
ce agua - que entra quesale  |77TT '

Estos términos pueden ser expresados simbolicamente asi:
Tasa de acumulacion i =

=G & s BAITIIBS . ..vvsnesonsvnnns vor annwunnensssshsiss 58 sivasviniie. BG: 3.7

de agua b

Tasa de acumulacién fir

=i ok B Barwtles. ... v o swessamsrn s oo Solb
[ gue sale g
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[Tasade acu.mulacmn] =-?-&;:[§—€1—'] s Barriles.. oo e BCU 39
de agua ERS S WE-ER PR

Sustituyendo estos términos tenemos:

asa] _ ~5.615g 2+ ax—Le
[WL*E— pA Ax

Tomando el limite de esta ecuacién cuando Dx se aproxima a cero tenemos.

ds,,

ax

G =" (5o e G5,

cereeenen ECU3E

Esta ecuacién, nos da la saturacién de agua como una funcién de tiempo a una posicion particular

x, en el sistema lincal.

Sin embargo, una expresion mas usada podria ser aquella que proporciona la saturacion como
una funcién de la distancia a un tiempo particular. Esto es posible si se observa que la saturacién

de agua es una funcién tanto de tiempo como de distancia.

S =S, (c.t

De manera que la derivacion total de S, es:

— (3S,, as,,
dsw = ( dx );dx+ ( ET; )xdt

veereen . BECU3I12
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Dado que nosotros estamos interesados en determinar la distribucién de saturacion en el
yacimiento, el procedimiento tomado aqui serd trazar el movimiento de una saturacion particular
de agua. Si una saturacién de agva constante S,, es considerada, entonces dSy= 0, de tal forma

que:

...EC.3.13
¥
as,, as,\ fdx
ot ), T\ ) dt
( )" & ‘( )SWEC314
Esta identidad matematica puede ser sustituida dandonos como resultado:
(gf) _5.615¢, (afw)
dt/s,  ©®A \dS,
Sw_ z ..EC.3.15
Si la tasa de flujo es constante, f,, es independiente del tiempo:
(afw) _dfw
O e S| e EC. 316
(E) _ 5.615q,df,,
s, BA  dSw| e ECL 31T

La integracion de esta expresion proporciona la ecuacién ampliamente conocida como de avance

frontal:
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¥ — 5.615q,df,, _ 5.615W;df,
- gA dS,. = o4 ds,

ceeeeen..EC.3.18

Donde:

X = Distancia recorrida por un frente de saturacion constante, S, durante un tiempo t, pies

q = Tasade flujo total (igual a la tasa de inyeccién), bbl/dia

t = Intervalo de tiempo, dias

Wi= Agua inyectada acumulada, bbl de yacimiento

g

e Derivada de la curva de flujo fraccional a la saturacién de agua de interés
w

3.6. Concepto de zona estabilizada

El primero de los muchos articulos que confirmaron la teorfa de avance frontal fue el presentado
por Terwillinger. Cuando se aplica esta teoria a un sistema de drenaje por gravedad, ellos
encontraron en el frente de avanzada una zona donde las saturaciones del fluido desplazante se
mueven a las mismas velocidades. De acuerdo a esto, la forma del frente era constante con

respecto al tiempo. Esta zona se llamé Zona Estabilizada.

Luego se comprobé que usando la ecuacion de flujo fraccional en forma completa (incluyendo
los efectos capilares), junto con la ecuacién de avance frontal, que la distribucién de saturacién

calculada por Buckley y Leverett, se ajustaba a la distribucion observada experimentalmente.
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1
Zonas sstabllizada

donde (%—E)&n constants

X—»

Fase desplazante

Figura 3.5 Distribucién de saturacion con distancia cuande existe zona estabilizada

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petréleo, 2006.

También se observé que la saturacion en el limite de la zona establecida, Sy, es definida por ¢l
punto de tangencia a la curva de flujo fraccional desde Sy, = S y /v = 0. Mas tarde eso fue
comprobado por Welge. De acuerdo a esto la velocidad de esta saturacion particular es

proporcional a la tangente de la curva de flujo fraccional en este punto.

Dado que todas las saturaciones en la zona estabilizada se mueven a la misma velocidad, se
deduce que df,/dS., debe ser la misma para todas las saturaciones en la zona establecida y es
obtenida de la linea tangente a la curva de flujo fraccional trazada desde S.,;. Esto se ilustra en Ja

Fig. 3.6,
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Curva de Flujo Fracciona

Figura 3.6 Pendiente a la curva de flujo fraccional a determinada saturacion de agua

Fuente: Apuntes de Recuperacion Secundaria, Ing. Ricardo Gallegos.

Entonces se concluye que Ia distribucion de saturacion en la zona establecida (Swi< Sw< Swr) debe
ser calculado basado en la pendiente a la tangente de la curva de flujo fraccional. Algunos
estudios han mostrado también el efecto de la zona establecida en el comportamiento de la
inyeccién de agna.Detras del frente invasion hay una zona donde la distribucion de saturacidn

cambia con el tiempo. Apropiadamente esta zona se llama zona No Estabilizada.

3.7. Eficiencia de barrido areal

La eficiencia arca de barrido se define como la fraccién del 4rea horizontal del yacimiento donde

ha ocurrido ¢l proceso de recuperacion secundatia.
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- are; heomizenmtalinvadida
E,=—— e e e e 0 BCL 3019

drea horizontal roralinvadibls

La eficiencia de barrido areal se relaciona con factores que se dan en la naturaleza y, por lo tanto,
son incontrolables; entre ellos: las propicdades de las rocas (porosidad, permeabilidad,
conductividad, otros) v las propiedades del sistema roca-fluidos (angulo de contacto,
permeabilidades relativas, presiones capilares, otros), las cuales tienen una influencia directa
sobre el volumen de roca invadida por el fluido inyectado, asi como también sobre la direccion y

velocidad del movimiento de los fluidos.

Existen otros factores que se pueden modificar, los cuales se relacionan con la localizacién de los

pozos inyectores y productores y con las densidades y viscosidades de los fluidos.

Entre estos factores los mas importantes son:

L Geometria de los pozos de inyeccién y produccién: Se refiere a la configuracion areal

existente entre los pozos productores y los inyectores.

2. Razén de movilidad: En general, la eficiencia areal disminuye cuando la razén de

movilidad anmenta.

3. Volumen de fluidos inyectados: La eficiencia areal anmenta con ¢l volumen de fluidos
inyectados y, por lo tanto, con ¢l tiempo. Asi, se habla de eficiencia areal en el momento
de la ruptura y de eficiencia areal después de la ruptura, relacionindola con determinado

volumen de fluidos inyectados.
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Desafortunadamente, mucho control sobre la razén de movilidad si no nos ayudamos de EOR lo
cnal resulta en una modificacidn de la humectabilidad, viscosidad y permeabilidad, podemos sin

embargo seleccionar el tipo de arreglo adecuado para un proyecto.

El tipo de arreglo formado es un factor primordial en la determinacién de la distribucién de
presién en un yacimiento de acuerdo al paso que siga el agua inyectada entre el pozo de

inyeccion y el de produccion.

La figura 3.7, muestra la localizacion del frente invasién en un cuadrante de un arreglo de 5
pozos a diferentes tiempos durante la inyeccion. La eficiencia areal de barrido a cualquier tiempo
durante la inyeccién estd definida simplemente como la relacién del area barrida a un area
definida simplemente como la relacién del area total. Un arreglo de 5 pozos cuya razén de

movilidad es ignal a 1 tendra una eficiencia de barrido de 70%.

Ea=

Arga T3
Arear—— + Area 5558

Figura 3.7 Grificos mostrando el drea horizontal barrida a diferentes tiempos para un arreglo de 5 pozos

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petrdleo, 2006,
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3.8.

>

Factores que afectan la eficiencia de barrido areal

Fracturas: Si un arreglo es establecido de tal forma que la direccién entre los pozos
inyectores y productores corresponden a la orientacién de la fractura, los resultados seran
probablemente desastrosos. Esto ocasionara una pronta ruptura del agua y una baja cficiencia
de barrido. El problema puede ser rectificado arreglando los pozos inyectores y productores
en tal forma que, la direccién de una linea que conecta a ellos sea perpendicular a la

orientacion de la fractura.

Permeabilidad direccional: Es posible que el recobro con este tipo de arreglo exceda
al de un sistema homogéneo debido a que la fractura actiia como un plano-fuente de agua. De
acuerdo al efecto de la permeabilidad, los inyectores y productores deben ser arreglados a lo

largo de un linea perpendicular a la direccién de mayor permeabilidad.

Variacién areal de permeabilidad: Muchos tipos diferentes y cambios en las
variaciones de permeabilidad areal pueden ocurrir a través del yacimiento. Estos pueden
ocurrir debido a cambios en compactacion, cementacion, ambiente deposicional, etc. Este
tipo de heterogeneidad areal, debe ser manejado individualmente sobre la eficiencia de
barrido determinandose a partir de modelos matematicos, modelos de laboratorio, o

experiencia.
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> Angulo de buzamiento:  El agua debe ser inyectada buzamiento arriba en un yacimiento
no horizontal para maximizar el recobro. De acuerdo a esto, los arreglos de pozos repetitivos
no son generalmente usados en esta sitvacion. En lugar de esto, es deseable inyectar agua a lo
largo de la zona de pago cerca de la base de la columna de petrdleo, de tal manera que el

yacimiento toma maxima ventaja de los efectos gravitacionales.

» Pozos situados fuera de arreglo: Cuando los pozos estan irregularmente espaciados, en un
arreglo normal, el efecto que se produce es la ruptura temprana del agua en pozos situados
cerca del inyector y ruptura tardia en otros pozos. El comportamiento global sin embargo,

permanecera esencialmente invariable.

» Arreglos aislados: Cuando un campo es desarrollado usando arreglos repetitivos,
cada arreglo tiende a comportarse independientemente, de los otros, dado que el petrdleo y el
agna en aquella porcién del yacimiento, son confinados por la influencia de arreglos
adyacentes. Si por otro lado, un arreglo se establece en un yacimiento infinito, los fluidos no
estan confinados al area del arreglo, y es posible calcular eficiencias de barrido mayores que
el 100% basados en los fluidos producidos. Esto es muy importante en pruebas piloto de

inyeccion de agua.

3.9. Meétodo de Buckley — Leverett

El método de prediccion de Buckley-Leverett se fundamenta en la teoria de desplazamiento y
permite estimar ¢l comportamiento de un desplazamiento lineal de petréleo cuando sc inyecta

agua o gas a una tasa constant¢ en un yacimiento. En este caso, sc estimara el volumen de
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petréleo desplazado a cualquier tiempo, la tasa de produccion de petrdleo y el volumen de agua
que se tiene que inyectar por cada volumen de petréleo producido. Tiene poca aplicacién debido
a las suposiciones en las cuales s¢ fundamenta, en especial la de flujo lineal; sin embargo, se

utiliza cuando se toma en cuenta el efecto de desplazamiento en otros métodos.

Las suposiciones para desarrollar el método son:

> El flujo es lineal, pero puede modificarse con facilidad para flujo radial, por lo que no

constituye una limitacién fuerte.

» Formacion homogénea, o sea k£ y @ son uniformes.

» Desplazamiento tipo piston con fugas.

» Los fluidos son inmiscibles, es decir, que existe presién capilar.

> Sélo pueden existir dos fluidos circulando al mismo tiempo por un determinado punto, asi

que deben aplicarse los conceptos de permeabilidades relativas a dos fases.

» La presién de desplazamiento debe estar por encima del punto de burbujeo (no existe gas

libre), en caso de que se utilice agua para desplazar petréleo.

> Latasa de inyeccion y el area perpendicular al flujo se consideran constantes.

» Flujo continuo o estacionario.

> La presidén y temperatura deben permanccer constantes para que existan condiciones de

equilibrio.
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3.9.1. Consideraciones tedricas

Buckley-Leverett consideran que ocurren tres ctapas durante el desplazamiento de petroleo por

agua o gas:

» Antes de la ruptura

> En el momento de la ruptura
> Después de la ruptura.

Para obtener la saturacién del frente de invasion y la saturacion promedio de agua, antes y

después de la ruptura, se requiere construir la curva de flujo fraccional en funcién de la

saturacion de agua. Figura 3.8.

) Semi
1
i
- :
2 a
;jwp
1] 100

SATURACION DE AGUA, 5, (%)

¥igura 3.8 Curva de flujo fraccional cuando se inyecta agua

Fuente: Libro de Engenharia de Reservatorios de Petroleo, 2006.
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Si la saturacién de agua inicial es mayor que la saturacion de agua irreducible, la tangente a la

curva se traza a partir del punto donde la saturacién de agua inicial,S,y corta la curva de flujo

fraccional.
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Saturacidn de agua, Sy (%)

Figura 3.9 Curva de flujo fraccional ampliada

Fuente; Libro de Engenharia de Reservatorios de Petroleo, 2006.

Para predecir el comportamiento después de la ruptura se recomienda ampliar la curva de flujo
fraccional en su fase subordinada, Figura 3.9. Entonces se¢ selecciona una saturacién Sy, mayor
que la saturacién de agua del frente, pero menor que la saturacién de agua maxima. Luego, se
traza la tangente a la curva de flujo fraccional a la saturacion S,z se extrapola hasta f,, =1,0 y se

obtiene §”,,, Al conocer esta saturacion, se puede calcular el petroleo recuperado. Estos calculos

se repiten para varias safuraciones.

3.9.2. Procedimiento para la prediccién

Antes de la ruptura
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Los pasos que se deben seguir son:

>

Construir la curva de flujo fraccional y determinar la saturacién y flujo fraccional del frente

de invasion

Calcular el tiempo de ruptura de acuerdo con la distribucién geométrica de los pozos en el

yacimiento.

Calcular el petréleo producido, el factor de recobro, la tasa de produccion de petréleo, la tasa

de produccién de agua o gas, la relacion agua-petroleo (o RGP) al tiempo de ruptura.

Después de la ruptura

Los pasos que se deben seguir son:

% Seleccionar valores de S, denotados Sz, mayores que S,.; Y menores que Simas.

>

Trazar las tangentes a la curva de flujo fraccional por los puntos seleccionados, para

determinar los respectivos valores de 57,

Calcular ; W, I\G,, RAP, q,, ¢, Wp.

Repetir los primeros 3 pasosvarias veces para representar la fase subordinada.

Concluir cuando se alcance RAP=95 o, por gjemplo, o el limite econdémico establecido.

Construir los graficos de petréleo producido, agua inyectada, agua producida en funcién de

tiempo, petroleo producido en funcién de agua inyectada o agua producida.
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Cabe recalcar como punto importante que ¢l andlisis después del punto de ruptura es muy
importante ya que la compafiia puede tomar decisiones importantes con ¢stos analisis ya que s¢
tomaran en cuenta los factores econdmicos, es decir si a la empresa realmente le interesa seguir
inyectando agua para la recuperacién de petroleo.
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CAPITULO IV

APLICACION DEL METODO DE INYECCION DE AGUA PARA DIFERENTES

CAMPOS

4.1. Inyeccion de agua en el Campo Little Creek Mississippi

Desde abril de 1962, la Compafiia de petroleo Shell ha operado una inyeccion de agua a 10,750
pies en la arena baja de Tuscaloosa, en ¢l pequefio campo Creek, el crudo fue de 39 ©APlyla
recuperacién primaria se estimd en 25 millones de barriles, o el 24.5% de las reservas det
petroleo original en sitn, como resultado de una refacién de movilidad favorable y propiedades de

las rocas la eficiencia de barrido volumétrico en la inyeccion de agua ha superado ¢l 90%.

La saturacién de agua connata (56 %), la eficiencia de desplazamiento mediante inyeccion de

agua ha sido muy eficiente, contraria a los conceptos tradicionales, como era de esperar, la tasa
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de produccién comenzé a disminuir en 1964 debido a una reduccion constante del mimero de

pozos productores, la recuperacion acumulada a partir de enero de 1968, fue de 44,8 millones de

barriles, las operaciones de inyeccion de agua se completo en 1970.

Sin embargo, la operacion en Little Creek es inusual en varios aspecios, es uno de los pocos

campos que utilizo inyeccién de agua con saturaciones de agua inicial cercana al 60 por ciento

4.1.1. Desarrollo

Campo Little Creek fue descubierto en enero de 1938, en la arena baja de Tuscaloosa en el

suroeste de Mississippi.Figura 4.1 (Fuente: Field Case Histories Oil and Gas Reservoirs)
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Figura 4.1Mapa del Sur de Mississippi

El desarrotlo del campo avanzo con rapidez en 40 acres de espaciamiento, y para finales de 1958
el campo estaba produciendo alrededor de 9.100 B / D de 56 pozos, casi toda esta produccién

proviene de la mitad norte del campo, la parte sur fue descubierta en noviembre de 1558,
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Perforaciones posteriores establecieron una conexién entre las dos 4reas, el desarrollo del campo

se completd en 1961 con la perforacién de 155 productores y 35 pozos secos.

4.1.2, Geologia

No hay fallas perceptibles en el horizonte de la produccién, los limites productivos del campo se

muestra en Ja Figura 4.2 (Fuente: Field Case Histories Qil and Gas Reservoirs)

Figura 4.2 Limites Productivos del Campo Little Creek

La superficie productiva total ¢s de aproximadamente 6.200 acres, y el promedio de la zona de
pago es de 29 pies, el registro eléctrico que se muestra en la Figura 4.3 (Fuente: Field Case

Histories il and Gas Reservoirs), nos muestra ¢l promedio de la zona de pago
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Figura 4.3 Registro Eléctrico.
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4.1.3. Comportamiento del yacimiento.

Basindose en datos, se puede calcultar el petrdleo original in-situ, dicho calculo se lo hizo

mediante métodos volumétricos v el resultado fue de 102 millones de STB.

Los detalles, se muestra en la Tabla 1 (Fuente: Field Case Histories Oil and Gas Reservoirs)en la

que se divide el depdsito en una mitad norte y €l sur, con volimenes que se calcula para ambos Q

y arenas Q2.

Tabla 1. Petréleo Original In-Situ.
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TOTALS 186,650
TIEE LA R OIS
i1 _ - Wi
OilinPlace =

Ba

101.9 » 10" (56G STB/NAF)

Q.22
0.15

.21
Q.12
¢.a2

.19

t.21
Q.19

Br

—

e
13

=G

1.26
L3l

Ultirrae
Rucavary

24,1 = 100
1,7 v i

27 w100
0.4 x 10

125 x 10°
1.9 » 107
2.0 = 10°

D7 x 10
460 v 10F (750 STB/NAF)
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7758 180650 « 0,234 {1 — 0.56)
132

OilinPlace =

OilinPlace = 101 = 10°

Los calculos de balance de materia indican que la afluencia de agua seria relativamente
insignificante, v que la eficiencia de recuperacion primaria seria sélo el 22 por ciento. Esta cifra
fue revisada posteriormente al 24,5 por ciento después de las observaciones del comportamiento

del yacimiento en las operaciones de la unidad.

4.1.4. Unificacién del Yacimiento.

Los esfuerzos de unificacién para la recuperacion secundaria comenzaron a finales de 1939
cuando se reconoci6 que la inyeccién de fluido se requeria para complementar la energia del

reservorio para obtener tasas de produccion razonables.

Estos datos, junto con las determinaciones de detalle de registro eléctrico de saturacion de agua
congénita, se combinaron con las permeabilidades efectivas estimadas de las curvas de
acumulacién de presion en flujo de los pozos de petréleo y la presion de caida de los pozos de
inyeccién de agua para asi obtener las curvas de permeabilidades relativasFigura 4.4 (Fuente:

Field Case Histories Oil and Gas Reservoirs).
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Figura 4.4 Curva de Permeabilidades Relativas.

La eficiencia de barrido se estimé en 90 por ciento, ¢l plan inicial consistia en convertir 12 pozos
para la inyeccién en el norte tan pronto como la unidad podria estar formada, y para convertir a

ocho pozos en el sur alrededor de 6 meses después.

Posteriormente se duplicaron el niimero de pozos de inyeccion, mediante Ja realizacion de un
programa de tratamiento curativo y mediante la modificacion de las bombas de inyeccién. Como
consecuencia de esta inyeccion total del programa se increment6 rapidamente. La capacidad de

disefio del sistema es de 50.000 B / D a una presioén de inyeccion de 1.800 psi.

4,1.5. Comportamiento de la Inyeccién.

La Figura 4.5 (Fuente: Field Case Histories Oil and Gas Reservoirs) es un mapa isobdarico que se
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hizo poco después que comenzaran las operaciones. La presion en la mayoria de la mitad norte
del campo habia caido por debajo del punto de burbuja. En el interior del area delimitada por Ia
isébara de 1.500 psi, el GOR cn promedio fue 2.100 pies ciibicos / bbl, ademés muestra la
posicion del 10 por ciento de corte de agua, que corresponde 1a posicién original de la zona de

transicion agua-aceite.

Figura 4.5. Mapa Isobarico.

En abril de 1963, 29 pozos se habian convertido a la inyeccion, y la amplia lineade unidad ha

sido completada, Figura 4.6 (Fuente: Field Case Histories Oil and Gas Reservoirs).
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Figura 4.6, Isébara de 1963.
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4.1.6. Modelo de prediccion clasico de waterflooding aplicado al campo Little Creek.

Buckley v Leverett, desarrollaron un acercamiento matematico para describir el desplazamiento

de un fluido inmiscible bifasico, en un sistema lineal.

En medios de comunicacion porosos, la teoria de Buckley — Leverett fronteriza dice que la masa

a través del medio se mantiene ¢ se conserva.

La Teoria de B-L, incluye varias asunciones importantes:

« Reservorios solo con capas homogéneas

+ Efectos de presién capilar despreciables

e Elflujo es lineal

o Fluidos incompresibles

+ El método de B-L, tiene una alta efectividad o es correcto para razones
de movilidad < 1 (al no cumplirse este punto pueden presentarse efectos
de digitos (movilidad mal controlada)).

Los siguientes datos que se muestran ¢n la tabla son tomados de la TABLA 2(Fuente: Field Case

Histories Oil and Gas Reservoirs)
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Tabla 2. Tabla de Datos del Campo Little Creek.

TABLA DE DATOS (Campo Little Creek)

Relacion Gas-Petréleo, Fi*3/BBL GOR 555
Factor Volumétrico del Petroleo en la Formacién, BBL/STB Bo 1.3200
Factor Volumétrico del Agua en la Formacién, BBL/STB Bw 1.02
Espesor de pago de la Formacion, Ft. h=L 29
Area total Neta, Acre-Ft A"™h 180650
Well Spacing, Acre A 40
Porosidad, % (0] 0.234
Rata de Inyeccion de Agua, BBL/Dia iw 50000
Distancia Entre Pozo Inyector y Productor, Fi(40Acres) L 1320
Viscocidad del Petréleo, Cp yo 0.4
Viscocidad del Agua, Cp Uw 0.37
Saturacion de Agua Connata, % Swc 0.56
Saturacion de Agua Inicial, % Swi 0.56
Saturacion de Petréleo Residual, % Sor 0.22
t-1 Dias 80
-2 Dias 300
-3 Dias 500
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El flujo lineal v las solas asunciones de capa homogéneas implicito en la teoria de Buckley -

Leverett, traduce las eficacias del barrido verticales y areal al 100%. Sin embargo, en el fondo de
la practica la heterogeneidad debe ser considerada en los calculos del waterflooding. En la

practica, las eficacias del barrido areal y vertical se hallan en ¢l rango de 70% a 100% y 40% a

80%, respectivamente.

Buckley y Leverett, nos dice:

Que la relacion entre las permeabilidades de los fluidos (Fluido incompresible), se comporta de la

siguiente manera:

i’f‘ﬂ T EC. 42
T
Dénde:

a, b = Constante

k.= Permeabilidad relativa del petrélec en mDarcy

k.= Permeabilidad relativa del agua, en mDarcy

s,.= Saturacion de agua, en Fraccion
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s... =Saturacién de agua inicial, en Fraccion

Tabla 3. Flujo Fraccional y Permeabilidades Relativas.

Saturacion de Agua

(Sw) Kro Krw | Fw Kro/Krw
0.56 0.79 0.00| 0.00 0.00
0.60 0.68 0.02| 0.03 34.00
0.62 0.54 0.03| 0.06 18.00
0.64 035 0.04| 0.11 8.75
0.66 0.23 0.05| 019 4.60
0.68 0.16 0.06| 0.29 2.67
0.70 0.12 0.07| 0.39 1.71
0.72 0.10 0.09| 0.51 1.06
0.74 0.06 0.12| 0.68 0.50
0.76 0.03 0.13| 0.85 0.19
0.78 0.00 0.14| 1.00 0.00
0.80 0.00 0.17 | 1.00 0.00
0.82 0.00 0.18 | 1.00 0.00
0.84 0.00 0.25| 1.00 0.00
0.86 0.00 0.27| 1.00 0.00
0.88 0.00 0.33| 1.00 0.00
0.90 0.00 0.39| 1.00 0.00

Fuente: Elaborada por Loayza J., Cusme J., Zavala J.
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‘ ‘ Exponencial (Kro/Krw vs
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040 ~———+ e .
0,00 0,20 0,40 0,60 0,80
Sw
Figura 4.7 Kro/Krw vs Sw

Elaborado por Loayza J., Cusme J., Zavala J.

Tabla 4. Constantes

Constante a 3.00E+09

Constante b -30.56

Elaborado por Loayza J., Cusme J., Zavala J.
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Curva de Flujo Fraccional

N S

fw

- Curva de Flujo Fraccional

T e e

0,00 0,10 0,20 0,30 0,40 0,50 0,60 0,70 0,30 0,90 1,00

Sw

—> 0.78

Figura 4.8. Curva de Flujo Fraccional.

Elaborado por Loayza J., Cusme J., Zavala J.

B-L, determinaron que la Produccion del Corte de Agua (Flujo Fraccionario), se puede
determinar mediante la siguiente funcidén, en términos de las constantes que aparecen en

laccuacion de relacion de permeabilidades relativa (Eq. N° 1).

1
Jw= P e T e U U LT LT PP e U e LT LI PR PPTTCRLLIIR AP EC43
‘g~ Ky
Dénde:
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fw= Produccién del corte de agua (Flujo Fraccionario), en Fraccion

# = Viscosidad del petroleo, en Cp.

M. =Viscosidad del agua, en Cp.

Derivando ia Eq. N°4.3, con respecto a s,, se obtiene la Ecuacién de la Curva de Flujo

Fraccionario
. g et
by =t EC 4.4
;{3!&, Sy [1-i—ﬂi§nebsw]_ .................................................... N
fp

1cs



Tabla 5. Obtencion de la Derivada del Flujo Fraccional con Respecto a la Saturacién.

Saturacion de Agua (Sw) Kro | Krw | Fw | Kro/Krw | dfw/dSw
0.78 0.00 | 0.14 | 1.00 0.00 2.99
0.80 0.00 | 0.17 | 1.00 0.00 1.80
0.82 0.00 | 0.18 | 1.00 0.00 1.03
0.84 0.00 | 0.25 | 1.00 0.00 0.58
0.86 0.00 | 0.27 | 1.00 0.00 0.32
0.88 0.00 | 0.33 | 1.00 0.00 0.18
0.90 0.00 | 0.39 | 1.00 0.00 0.10

Elaborado por Loayza J., Cusme J., Zavala J.

837 405 . —3056:0.78
‘.dfw- __(.04}3.-10 - —30.56e E
% 8w — — 2
ds,, ™ [l+<‘034,'}—30 5630 56-073}

Fre ;

Y
(—=). = 2.99
ds,

w
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Para determinar, a qué Distancia (X),se encuentra ubicado el Banco de Aceite, a un tiempo (t),

desde el pozo inyector, B

duracién de agua (Sw)

-L, lo determinan con la siguiente ecuacion, en funcion del perfil de

_— .t EC.45

v #4 dsy ™

Tabla 6. Distancia del Frente de Avance del Agua.

Saturacion

de Agua Kro Krw Fw | Kro/Krw | dfw/dSw t=80 t=300 t=500 | t=2163.3

(Sw)
0.78 0.00 | 0.14 | 1.00 0.00 2.99 164.63 | 617.35 | 823.13 | 4451.85
0.80 0.00 | 0.17 | 1.00 0.00 1.80 99.05 | 371.42 | 495.23 | 2678.42
0.82 0.00 | 0.18 | 1.00 0.00 1.03 56.98 | 213.67 | 284.89 | 1540.79
0.84 0.00 | 0.25 | 1.00 0.00 0.58 31.94 | 119.77 | 159.69 | 863.69
0.86 0.00 | 0.27 | 1.00 0.00 0.32 17.64 66.17 88.22 | 477.14
0.88 0.00 | 0.33 | 1.00 0.00 0.18 9.67 36.26 48.35 | 261.47
0.90 0.00 | 0.39 | 1.00 0.00 0.10 5.28 19.78 26.38 | 142.66

{x), =1{
S

5.615%2163.37 = 50000“_}_ -

0.234-1742400

{x}, =
i

4451.85ft

Elaborado por Loayza J., Cusme J., Zavala J.
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Dénde:

t = Tiempo que tarda el frente de agua en avanzar una distancia X, en dias
i . =Inyeccion de agua, en BBL/Dias

A= Area de espaciamiento, pies’

1.00
0.50
0.80 —
0.70
0.60
0.50
0.40
0.30
0.20
0.10
0.00

Sw

0.00 50000 1000.00 1500.00 2000.00 2500.00 2000.00 3500.00 4000.00 4500.00
Distancia

Figura 4.9 Distancia Del Frente de Avance del Agua.

Elaborado por Loayza J., Cusme J., Zavala J.

Para determinar el Tiempo de ruptura(ty) del Corte de Agua, B-L, parten de lo que seria el

Volumen Poros (PV) o:

PV = 7758=A'+h vl;‘;EC 4.6

Donde;
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PV = Volumen Poroso, en BBl

@ = Porosidad, en Fraccion

A*h = Area total neta, Acre-Ft

PV = 7758+ 180650+ 0.234

PV = 327946951.8bbl

En base al Volumen Poroso ( PV ),B-L determinan que, el tiempo que le tarda al frente de agua,

desplazarse una distancia X, en este ¢aso distancia entre pozo Inyector y pozo Productor, se rige

mediante la signiente ecuacion

Donde:

.- = Tiempo de ruptura del agua, en dias
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! . . x
———;’f“t Derivada de la produccion de corte
1

Saturacion de agua (Sw)

de agua (f,) con respecto a la

s..s= Saturacion en el frente del avance agua, en Fraccion

B (32??83568.3) 1
- 50000 2.99

~¥

tor = 2163.37 dias

(]
=4

Ahora, ¢l “Petréleo Original in Situ” (OOIP = Np),

Recuperacién Secundaria serfa el siguiente:

PV A —a i}

001P= Np= —
&

Doénde:

00IP = N =Petrdleo Original in Situ, en BBI

que se obtendria mediante este método de

oo EC 48
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s,..=Saturacion de Agua Inicial, en Fraccion

B ,= Factor volumétrico del Petréleo, en BBL/STB

327783568.3 -~ (1 —0.56)
1.32

00IP= N, =

00IP = N, = 109+ 10°bbl

Existe una aproximacion altamente efectiva del Volumen de Aguna Inyectado Acumulado, en

fincién del Volumen Poroso (Qigr)

1

QEET = wpv........................................................................

R Sy

f

0,57= Agua Inyectada Acumulada al tiempo de ruptura, BBL

cevee BC. 49
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4w Derivada de la produccién de corte de agua (f,,), con respecto a la Saturacién de agua (S,.)

B

5,5~ Saturacion de agua, antes de la ruptura, en Fraccion.

1

Qur = 1096266115 bbl

Con toda esta sucesién de ecuaciones Buckley y Leverett, determinan que la Relacidn Agua

Petréleo en la Superficie (WOR ), se rige a la siguiente ecuacion

WOR, = —PH5 e G 0

Dénde:
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w o R =Relacion Agua Petroleo en la Superficie, adimensional

13, = Factor Volumétrico del Petroleo, en BBL/STB

.. =Produccién de corte de agua, en Fraccion

B, = Factor Volumétrico del Agua, en BBL/STB

1.32-0.78
1.02= {1—0.78)

WOR; =

bhha
WOR: = 4, 59-————be
o

Luego, el Factor de Recobro (FR) al momento de la ruptura, s¢ puede determinar mediante la

siguiente ecnacion:

FR = S ee———— o R EC. 4.11

1-sye

Dénde:
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S wiqu=Saturacion de agua promedio, en Fraccion

5, =Saturacion de agua con-nata, en Fraccion

ep o 0787 0.56
T 1-— 0.56

FR = 0.5 050%

Finalmente para determinar la Eficiencia del Barrido (Ed) nos valemos de la siguiente ecuacion:

R

eI

Dénde:

Ed, = Eficiencia de Barrido, %

5,7~ Saturacion de agua Inicial, %

veeeen . EC. 412
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= Saturacién promedio después de la ruptura, %

PR
5 wli g’

0.78 — 0,56
Edy: = —1 056

Ed.bz = 0.5

Mediante el método de Buckley y Leverett, se puede estimar ¢l Volumen de Agua Inyectada

Acumulado ( Wigr), hasta, antes de la ruptura, mediante la siguiente ecuacion.

wigr = Ve Ey = Edpe * (Supe — Y TP PR EC. 4.13
Dénde:
w;gz = Volumen de Agua Inyectada Acumulado, en BBL.

Ed,~ Eficiencia de Barrido al tiempo de la ruptura, %

5,,p=Saturacion de Agua promedio al tiempo de la ruptura, en Fraccién
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5,.~Saturacién de agua connata, en Fraccion

32450573.26 bl

._.
=
'
u
4
I

Y finalmente calculamos el petréleo recuperado al punto de la ruptura de agua.

Wing

o

_ 32450573.26
A‘pb. =

327783568.3  0.5= 09 = 0.22

£ 1,32

Nope = 245~ 10°bbl

e .EC414
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Tabla 7 Produccion a diferentes dias.

t, dias WisTt Np
25 37125 28125.00
50 74250 56250.00
75 111375 84375.00
100 148500 112500.00
125 185625 140625.00
150 222750 168750.00
175 259875 196875.00
200 297000 225000.00
225 334125 253125.00
250 371250 281250.00
275 408375 309375.00
300 445500 337500.00
325 482625 365625.00
350 519750 393750.00 |
375 556875 421875.00
400 594000 450000.00
425 631125 478125.00
450 663250 506250.00
216337 3245057326 | 24583767.62

Tabla 8 Tabla Comparativa

Elaborado por Loayza J., Cusme J., Zavala J.

COMPARACION CON LOS DATOS REALES DEL

CAMPO Y EL METODO DE PREDICCION DE BUCKLEY Y LEVERETT

DATOS REALES

21000000bbl

METODO DE PREDICCION

24583767.62bbl

Elaborado por Loayza J., Cusme J., Zavala J.
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4.2. Determinacién de caracteristicas de desempefio de un reservorio, mediante el

método de prediccion de Buckley and Leverett (inyeccién de agua).

Para tener una idea clara del método de Buckley - Leverett, determinaremos cada una de las
ecuaciones con sus curvas, teniendo como datos los valores que aparecen en la tabla 1,del
reservorio que hemos escogido para la aplicacién del método(SAFBEU) Stephens County,

Oklahoma, a tiempos de: t; - 80 dias , t,= 160 dias y t;= 250 dias.

Resefia del yacimiento a utilizar:

Al principio de la vida del campo SHOLEM ALECHEM FAULT BLOSK “E” (SAFBEU)
Stephens County, Oklahoma, s¢ hicieron predicciones de rendimiento para una etapa de
recuperacion secundaria, con un patrén de inyeccion de agua de Cinco pozos, cerca del final del
agotamiento de la produccion primaria, este yacimiento fue inundado mediante un patron de

inyeccion periférica.

Por comparar la prediccion del arreglo de Cinco pozos, con el actual patrén de rendimiento
Tnundacién periférica, se pudo establecer que las caracteristicas de comportamiento hasta el final
de la aplicacién: tanto en el arreglo de Cinco pozoscomo en un patron de Inyeccion periférica: la

recuperacion de aceite, produccion de agua e inyeccién de agua son exactamente las mismas.

Para acabar y determinar un relleno, es necesaria una operacién satisfactoria de Ia inundacion; en
el caso de un reservorio depletado anteriormente. Hay métodos que describen como determinar

positivamente el relleno asi como Jos concluyentes indicios de relleno.
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Con todo esto después del llene es posible hacer un caleulo del volumen de poros y de la
cantidad de agua que se inyecta, utilizando datos del frente de avance de agua y de nuevas
condiciones de saturacidn, esto serfa como un chequeo en las estimaciones previas del agua que

s¢ inyectara.

El reservorio a analizar fue desarrollado en un espacio de 10 acres, el area reversible incluye un

total de 47 pozos, las caracteristicas del reservorio se detallan en la Tabla 9.

El reservorio, ¢s una fraccion de una Estructura Anticlinal , que a la vez estd siendo delimitada
por granes failas: Una combinacién de bloques normalmente fallados en conjunto con las
formaciones de arena, han dividido ¢l area en un reservorio independiente; La unidad , Blogque
“g” del Shalem Alachem Faul, esta limitad de la siguiente manera: al NORTE,por un desarrolio
de fallas y arenas, at OESTE por una falla, al ESTE por una formacién de arena y al SUR por el

Contacto Agua Petroleo.

El reservorio original tiene un tope de gas y un acuifero, durante el agotamiento de Ja primera
fase ¢l reservorio produjo principalmente aceite con gas disuelto, ocasionando luego una
expansion en la capade gas y a continuacion hubo una inundacidn evidente de agua, hasta antes

de comenzar las operaciones reversibles, no hubo ninguna recuperacion de la afluencia de agua.
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Tabla ¢ Datos del Reservorio

DATE SHEET, SHOLEN ALECHEM FAULT BLOCK "E" UNIT STEPHENS

COUNTY, OKLAHOMA
GENERAL
Fecha de Produccién Primaria 1948
Tipo de estructura Faulted Anticline
Formacion productora Springer Sims Sand

Mecanismos de produccién

Recuperacion Primaria

Dissolved gas, some gas-cap
expansion

Recuperacién Secundaria

Peripheral Water Flood

Espaciamiento del arreglo

10 acresfwell

Fecha efectiva de inutilizacién

April 1/1956

Fecha de inicio de inyeccion de agua Nov. 3/ 1956
CARACTERISTICAS DEL CRUDO

Gravedad, "API 21
Presion de fondo @ 4,500, psia 1475
Perdida de presién de fondo @ 4,500 , psia 150
Presion del punto de burbuja, psia 1398
GOR, ft/bbl 218
Factor volumétrico 1.005
Viscocidad o, Cp 14.13




Viscocidad w, Cp 0.706
CARACTERISTICA DE LA FORMACION

Profundidad promedio, f 5500
Espesor de Pago, ft 34.64
Porosidad, % 15.9
Permcabilidad, md 43.8
Saturacion de agua connate, %o 19.5
Saturacion residual de Petroleo, % 41.4
Eficiencia de barrido, % 84.1
AREAS Y POZOS

Area productiva de petréleo, acres 541
Area fuera de la periferia, acres 390
Arena Bulk

Total de petroleo acre-fi. 18626
Petroleo acre-ft fuera de la periferia 1,817
Total Gas acre-fi 1585
Pozos

Arreglo periférico, pozos inyectores 13
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Arreglo periférico, pozos productores 34

PRODUCCION

Recuperacion antes de la inutilizacidn, bbl 2296000
Recperacion 1/1/64, bbl 2345000
Total recuperado to 1/1/64, bbl 4041000

Inyeccién al 1, 1964

Agua inyectad acumulada, Dbbl 14022000
Ta a de agua inyectada, B/D 11700
Petroleo original en sitio, bbl 16806000
Reservas

Recuperacién Primaria, bbl 2083000
Recuperacion Secundaria, bbl 3247000
Utltimo recobro, bbl 5330000
Factor de recuperacién a 0 1 /0 1/64, % 87

TABLA N°9.- Informacién concerniente al yacimiento en analisis, informacion tomada, del
mano escrito origina: FIELD CASE HIST ORIES, OIL AND GAS RESERVOIRIS,
recibido en las Oficinas de la Sociedad de Ingenieros de Petrdleo el 06 de Julio de 1964 y

presentado en la reunién anual a 1a SPE, en Octubre 11-14, de 1964 en Houston
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Tabla 10 Datos tomados de la Tabla 9

TABLA DE DATOS DEL CAMPO SAFBEU
Relacién Gas-Petréleo, Ft"3/BBL WOR 218
Factor Volumétrico del Petréleo en la Formacién, BBL/STB fio 1,1005
Factor Volumétrico del Agua en la Formacion, BBL/STB pw 1,02
Espesor de pago de la Formacion, Ft. l}; 34,64
Espaciamiento entre pozos A 10
Porosidad, % ¢ 0,159
Rata de Inyeccién de Agua, BBL/Dia, por pozo iw 11700
Distancia Entre Pozo Inyector y Productor, Ft L 467
Area Neta Al 135,25
Viscocidad del agua po 14
Viscocidad del agua pw 0,706
Saturacion de Agua Connata, % Swe 19,5
Saturacion de Agua Inicial, % Swi 19:5
Saturacién de Petréleo Residual, % Sor 19,5
t-1, Dias Dias 80
t-2, Dias Dias 160
t-3, Dias Dias 25ﬂ
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4.2.1. Metodologia y desarrollo

Permeabilidad Relativa y Curvas de Relacién.

Utilizando Ia ecuacién 4.2 tenemos:

k. = (Sf,)g = (S&Zi‘-’g)g(\/er resultados en Tabla 11)

(09 sudya e ee..EC 416

':l],g-:".‘p,-['_\-“‘ R I R KRR

Heo = {

{0,9-s,12 (0.9 — s,
K,,={—"= Wohe = 2(Ver resultados en Tabla 11
re <'.,0,9—-s“.i}} (m.g-o.‘mSJ) ( )
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Tabla 11 Tabulacién de Datos

Sw 015 | 02 ]025] 03 [035] 04 | 045 | 05 053 | 0606507
Kro 0,986 |0,986]0.850] 0,724 |0.609 | 0,503 | 0.407 |0.322 0,275 |0,18]0,126]0,08
Krw 0330 | 039 | 0.444] 0,494 | 0,541 | 0,585 | 0,627 |0.667 0,690 |0,74]0,777]0.81

Krokrw| 2991 |2.528] 1,913 | 1,465 [1,125] 0,860 | 0,650 [0.483] 0,399 024|0,162] 0,1

k)

Curva Tipica de Permeabilidades

e KO

—_— KW

0 0,2 0,4 0,6 0,8
SaturaciéndeAgua(Sw)

Figura4.10.- CURVA DE SATURACION Vs PERMEABILIDADES RELATIVA

Elaborado por: Loayza J., Cusme J., Zavala J.
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Relacion de (Kro/Kiw) Vs Saturacion de agua (Sw)

- 10,000 ; | )-:334‘13?-1013%“
- |
S

= 1,000

w4

g —— (Ko /Kw)
-

& 0,100

0 0.2 0.4 0.6 0.8

Saturacion de Agua (Sw)

Figura 4.11.- Curva del Tipo: Kro/Krw=ae (bSw)

Elaborado por: Loayza J., Cusme J., Zavala J.

De aqui determinamos las contantes a y b:

Constante a: 884,13

Constante b: -10,056

Produccién del Corte de Agua (Flujo Fraccionario), y Gradiente de Flujo

Utilizando la ecuacion 4.3 tenemos:

1 1
w = s — 3706 §
¥ 1o B ggbsw 147 |884,82(2.7182)
o \ 14 .

—1005715,,

(Ver resultados en la Tabla 12)
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Desarrollando la ecuacion 4.4 tenemos:

dfu' (%) ﬂbebs“"

)s, = — ;
i [1 - {%‘L)ae’”wr

=o

{

—10.057s,,

0,706: . N X
(~-)884,82(—10,057)(2,7182)

[1 + (22)884,82(2,7 132)“"*”57*‘“}

14

Tabla 12 Avance del desplazamiento a través del tiempo antes de la ruptura.

02 |025| 03 |o35] 04 [045] 05 ]055] 06 ]0.65| 07

Sw 0,15

Krofkrw | 2,991 12,528 {1,913 [ 1,465 | 1,125 0,860 | 0,650 [ 0,483 [ 0,399 | 0,244 0,162 | 0,099

0232 | 0,348 0,498 | 0,631 0,785 | 0,857 | 0,932

fw 0,092 | 0,143 | 0,146 0,938 | 0,962

5

0,877 0,574 | 0,364

1,708 | 2,167 | 2,466 | 2,483 | 2.209 | 1,760 | 1,284

(dfw/dSw) | 0,840 1,236

Elaborado por: Loayza J., Cusme J., Zavala J.
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!

CURVA TIPICA DE FRACCION DE FLUJO (Fw)

1,000 -
0,900
0,800 N\
0,700 -
0,600 +—:
0,500

0,400 +

0,300
0,200 +—
0,100
0,000 *

0,15 0,2 0,25 0,3 0,35 0,4 0,45 0,5 0,55 0,6 0,65 0,7 0,75

s F

Fraccion de Flujo (Fw)

Saturacion de Agua (Sw)

Figura 4.12 Curva de Flujo Fraccional : fw=1/ (1+(_0/p_w Yae"bSw).

Elaborado por: Loayza J., Cusme J., Zavala J.

A =Fw =031, alaruptura @ Swf =53 % (antes de la ruptura)
B = Derivada de Fw, a la ruptura, @Swf = 0,53, (dfw/dSw)f=1,64
C = Saturacion de Agua promediode ruptura Swav=63 %

C' = Saturacion antes de la ruptura Sw=52%
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Curva (dfw)/(dsw)

3,000 I,

| c—fw [ dSW

dfw/dSw

|
0 01 02 03 04 os 06 07 08 \
“Saturacion de Agua (SW)

Figura2.13-Curva de derivada de fw =( {af] _w/ [ds) _w)s_w, Por los autores de tesis

Determinacion de la Distancia y la curva de Avance del banco de Agua

Utilizando la ecuacién 4.5 tenemos:

5.615ti, . df,. _ , 5.615(tn)11700 ){_df“.

s, = a1 qs )~ 10,159)(10)(43560) ds,

)S“.

(Ver resultados en la Tabla 13)
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Tabla 13 Avance del desplazamiento a tr

avés del tiempo antes de la ruptura.

dFw/dSw| t1=80-—> X1 t2=160--> X2| t3= 250—->X3 Sw
1,284 97 195 304 55
0,877 67 133 208 60
0,574 44 87 136 65
0,364 13 I8 36 70

Elaborado por: Loayza J., Cusme J., Zavala J.

Desplazaniento del frente de Corte de Agua (X))

s —tet0
) —t=160
| 2
' = t=250
; ;40 : :
{ & Fae . N =
{2 30 Interfase Agua Frente del fujo W, a
! ) -Petroleo o . _ -
| g 20 1 | 1arupturater=301.5
o |

& 0

0 100 200 300 400 500 600 700
; Distancia entre Pozos (Xs) Ft

Figura4.14.- (X)Sw =( [5,615t] _wdA)( [df} _w/ [ds] w)s_w

Elaborado por: Loayza J., Cusme J., Zavala J.
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*De la ecnacién de avance de frente de agua, para (X)sw=467 pies, despejando (t)

Se determinaria el tiempo (tBT) en el que s¢ produce la ruptura o el relleno.

561360, (dfwy V1.
tr = (G52 €005 s,

5.615(11700} )(11 64}5“_)-1 = 467

( '(0,195)(10)(43560)

= 300,21 Dias

o Volumen poroso

A" 0,105(135.3)(34.64)
PV = = 2R - = 5778969 BBI

5.615 5.615
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Tiempo de Ruptura

[ ]
B (PV) 1 B (5??3969)( 1 ——
BT = \3 /| 3= — \ 11700 1.61)5 g TS
\ gy / Swf wf

Petréleo Original in Situ

5778969(1—0.193) _
Y 4427133 BBI

Pv(1—s;)

B,

00IP= N; =

Volumen de Agua Inyectada Acumulado al tiempo de ruptura ( Wigr).

- = 11700(301,17) = 3523762 BBI

Wipr = lylp
ectado Acumulado, en funcién del Volumen Poroso (Qisr)-

Volumen de Agua Iny

"ﬁpy: 1

iBT — |
Rdsw's“f

|°= 3523762 BBI
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Relacién Agua Petroleo en la Superficie (WOR;).

Bofw _ (1100330.82)

WORs = ——— = - - = 4,92 BBIw/BBlo
LO-fd  (1,02)(1-0.82)

Factor de Recobro (FR).

wia) ™ Swe 0,63- (195
FR = Swlovi”fwe 22X100= 78,02 %
1= Spe 1- 0,193

e Eficiencia del Barrido (Ed).

1= furgn 1— 0.91
Swaany = Swiavy T (e (o, 63+ (— }) x100=86, 01 %
~ e -~ - ,_\?I;;:}a'p o
Sypadari— Su £€,01— G185
Ed = e fw_ )5100=82, 63%
1-5, 1-0.185

e Produccién de Agua Acumulad en BBl (Wp), después de la ruptura
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H'?'l‘) — (5'.-.'2&!: B 5‘.'.‘:') . PL‘ " E‘ﬂ
B

3523762 — (0,86 — 0.195) + 5778969 0,823
B 1.02

M._r_ p -

Wp (bt) =354044,46 BBI

e Tasa de Flujo de Petréleoy Agua en BBl/dia (Qo, Qw), después de la ruptura

S 11700
Q, = e = o —— = 1912,1 BBI/Dia
Bat Py WORe) 1,1005+ (1.02» 4,92

Ow = Q,* WOR, = 19121+ 492= 9407,57 BBI/Dia

Para tener una idea clara de la metodologia del método de B-L. en la Segunda etapa de
Recuperacion, mediante Inyeccion de Agua, presentamos los cuadros: Tabla 14, comportamiento
de la inundacién en el yacimiento, antes de la ruptura y Tabla 15, comportamiento del

yacimiento dado ¢l relleno o inundacion.
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Tabla 14Comportamiento de la inundacién en el yacimiento, antes de la ruptura.

t, dias WiBT = 11700t Np = WiBT/pO

15 175500 159472,9668
30 351000 318945,9
45 526500 478418,9
60 702000 637891.9
75 877500 7973648
90 1053000 956837.8
105 1228500 1116310,8
120 1404000 12757837
135 1579500 14352567
150 1755000 1594729,7
165 1930500 1754202.6
180 2106000 1913675,6
195 2281500 2073148,6
210 2457000 2232621,5
225 2632500 2392094,50
240 2808000 2551567,5
255 2983500 2711040,4
270 3159000 2870513.4
285 3334500 3029986.4
300 3510000 3189459.3
302 3533400 32107224

Elaborado por: Loayza J., Cusme J., Zavala J.
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CAPITULOV

ANALISIS FINANCIERO Y DE GESTION

5.1. Generalidades

Para que un proyecto de inyeccion sea econdémicamente viable debe generar ganancias que
satisfagan las metas de las empresas. Por esa razon, la gerencia de los proyectos de inyeccion de
agua requieren la evaluacién econdmica, para lo cual los ingenieros de produccion y yacimientos
deben trabajar en equipo a fin de fijar los objetivos econdmicos, formular los escenarios,
recopilar los datos de produccion, operacion y de rentabilidad, efectuar los calculos y analisis de
riesgos, asi como seleccionar la estrategia de explotacion optima, utilizando los conocidos

criterios de valor presente neto, tasa interna de retorno, eficiencia de la inversion, entre otros.

El reto principal viene dado por la complejidad que representa el mantenimiento de condiciones
de selectividad que permitan el barrido vertical y areal uniforme. El monitoreo y evaluacién

continua del comportamiento de la secundaria en el activo, en todos sus niveles y elementos, ha
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permitido definir el estado actual del proceso, las areas de atencion y visualizar las oportunidades
presentes y futuras, sobre la cual se evalia el caso de negocio asociado a la sostenibilidad del

activo.

La gestién efectiva de un yacimiento maduro es aquelia que tiene como objetivo la maximizacion
del valor, focalizado en el manejo de reservas desarrolladas y/o por desarrollar, pozos ¢
instalaciones y capital intelectual. Comprende el conjunto de acciones que permite mejorar la
rentabilidad de la explotacién de los reservorios, producto de la combinacién de mantenimiento
del potencial productivo, optimizacién de costos y evaluacion de decisiones para el desembolso
de inversiones. Es por ello que la gestién de desarrollo combina tres niveles principales de
creacién de valor: El Nivel Estratégico, El Nivel Tactico v El Nivel Operacional, cada cual con

su propio espacio, procesos, actividades v tareas; pero con claras relaciones entre cada uno de

ellos.

5.2. Métodos de evaluacion de proyectos

Los métodos de analisis para la evaluacién de proyectos son diversos, destacando el intuitivo, sin

embargo es importante la aplicacién de métodos objetivos tales como:
a. Flujo de caja

b. Valor Presente Neto (VPN)

c. Tasa interna de Retorno (TIR)

d. Costo/Beneficio (B/C)

e. Tiempo de recuperacidn de inversion
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53. Funciones de pérdida y error

Siempre que alguna decision esta basada en un valor estimado mas que en el valor verdadero, s¢
incurre en una sobrestimacién o subestimacion que finalmente generaran un castigo o pérdida
generalmente cuantificado en dinero. Esta pérdida representa la diferencia entre la ganancia o
pérdida al tomar decisiones usando un valor estimado y no en el valor verdadero. La pérdida
asociada a la estimacion de estas propiedades pucde ser vista como el castigo de no poseer

informacion exacta de las variables en cuestion. Es decir, la pérdida es funcién de un error.

5.4. Predicciones a considerar

La produccion de un pozo estd en relacion directa al incremento de la produccién de agua. Es por
eso que uno de los principales parametros a tener en cucnta para determinar que tenemos agua de
inyeccién es con la caida de ppm de 1a salinidad del agua en Cl-. Se pueden estimar predicciones
al realizar promedios aritméticos simples de presion de reservorio e indice de productividad de

los pozos influenciados por la inyeccion de agua cercanos a la zona de inyeccion.

Los caudales de fluido gue se produciran se calcularon con la siguiente ecuacién, en vista que el

yacimiento es subsaturado.

0 = {P{Pr—Pwf) [i:opd}EC 5.1

Donde;

Q: Caudal de fluido producido por dia, (bpd}
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IP: indice de productividad promedio, (bpd/psi)
Pr: Presion de reservorio promedia, psi
Pwf: Presién de fondo fluyente, psi

Esta prediccién puede llegar a considerar la recuperacién méaxima de las reservas estimadas
anteriormente para las zonas de estudio, es asi que se puede definir la presion de fondo

fluyente, Pwf, en funcién de la presién de burbuja del yacimiento.

Se puede predecir el incremento de del BSW en los escenarios de influencia, que puede ser
determinado exponencialmente a través de pozos vecinos, lo cual es determinado por los 2

escenarios de produccion

0 Escenario I (optimista), se basa en pozos que estin ubicados a mayor distancia de los

inyectores, donde el incremento del BSW no ha sido drastico.

1 Escenario 2 (pesimista), sc basa en pozOs Cercanos a los inyectores, donde ¢}

incremento del BSW ha sido drastico.
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55 Analisis econémico

5.5.1. Reacondicionamiento de pozos

De acuerdo al esquema de predicciones, en su analisis se puede calcular el valor de las reservas
producidas en forma incremental que se¢ obtienen en las zonas de influencia por la inyeccion de
agua, derivadas de los trabajos de reacondicionamicnto € implementacién de equipos de
levantamiento en los pozos para obtener una maxima produccion, particularmente para este tipo

de casos.

En base a estas inversiones, se pueden establecer los dos mismos escenarios de produccion para
cada zona en términos de barriles por dia, estableciendo los niveles de produccién en un
escenario no tan drastico (optimista) en funcion de una produccion determinada de barriles por
dia durante determinada cantidad de afios. De esta manera, se puede estimar el tiempo de
recuperacion de la inversion ¥ el nuevo aporte de produccion al promedio normal de produccion

del campo.

Cabe destacar que de ser €l caso, deberan scr evaluadas las inversiones en infraestructura, para
los casos que mo se cuente con cierta capacidad suficiente que permita manejar produccion
incremental proveniente de trabajos de reacondicionamiento o el rubro por concepto de

transportacién. La relevancia de este escenario es por la demanda inversion de capital adicional.
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55.2. Precio del hidrocarburo

Para ¢l analisis econémico de cualquier proyecto, se debe estimar un precio del hidrocarburo a
corto plazo, en el caso de requerir detalles de recuperacién de la inversién a corto plazo. Pero
para las proyecciones de mediano v largo plazo, se deben considerar otro precio promedio del
valor del hidrocarburo, con la finalidad de abarcar un mejor analisis de lo que pudiese suscitarse

en el comportamiento del precio del barril.

Adicional a la estimacién que se debe hacer debido al comportamiento del precio del
hidrocarburo, se debe apreciar y ajustar el precio acorde al marcador WTL, que en Ecuador se dan
descuentos por calidad equivalentes que pucden ir desde el 10% del precio de referencia.

(Considerado para crudos cercanos a los 28°API).

5,5.3, Vida del proyecto

Qe debe estimar la vida total del proyecto, que puede estar incluso hasta en funcién del tiempo
del contrato de concesion, y realizar el analisis econémico del mismo. Este calculo econoémico

puede realizarse para varias etapas durante la vida total del proyecto, a saber:

Si se trata de un proyecto de larga duracion (de mas de 20 afios), s recomendable hacer un corte
en el tiempo y realizar el estudio econémico para 5 o 10 afios plazo. Las razones de este
procedimiento son obvias, porque si dicho proyecto es rentable para los primeros 5 o 10 afios,

también lo serd y en proporcion analoga, para el resto de la vida productiva, cuando ya han sido
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canceladas todas las inversiones iniciales y logre llegar a su limite econémico acorde a la

situacion en la que se encuentre el aspecto “costo del barril”.

Un analisis econémico a largo plazo, no serfa muy representativo, pues actuarian sobre €l una
serie de factores cuya variacion en el tiempo no seran tan faciles de predecir a ciencia cierta
(precios del petrodleo, costos operacionales, condiciones de mercado, performance del yacimiento,
variaciones del entorno, condiciones geopoliticas de los paises productores y otras variables del

género), lo cual le restaria certidumbre a dichas estimaciones.

Al estimar el limite econdmico de produccion del yacimiento bajo estudio, relacionando los
costos de operaciones de produccion y los precios del crudo, y realizar ¢l analisis econémico

hasta dicho limite de produccion tenemos:

Costes ce Oparacionss ds Ereduccidn

ELimite Econtmico = ... EC. 52

Erscie ds Hidrooarbures

Milter y Rogers sugieren usar la siguiente relacion, para ¢l calculo del limite econdmico de

yacimientos con inyeccion de aguna.

Cosros FifossCorros VariablénQ

Limite Econdmico = ..EC.53

Eregiodsl Hidrocarbure

Donde Q= Tasa de inyeccion

A partir de esta ecuacion se puede determinar la relacidn agua-petroleo maxima permitida en los

pozos de produccion
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5.6. Fundamentos para un modelado integrado de reservorios

La necesidad de maximizar valor, optimizando los recursos disponibles, conduce a la busqueda
de aquellas practicas que incrementan el éxito de los proyecto. Mundialmente se han ejecutado
acciones que permiten mejorar la gestion de los proyectos de explotacién de hidrocarburos;
“planificacién efectiva del ciclo de vida de un activo”, “incorporacion de riesgos €
incertidumbres en la gestion de capitales”, “trabajo colaborativo multidisciplinario” 'y
«“fundamentos técnicos basicos bien aplicados representan una respuesta efectiva”, pueden ser

ciemplos de practicas que hoy dia son utiles para estionar recursos energeticos.
p

En este sentido y en el ambito que enmarca la problematica del campo en estudio, se
identificaron las siguientes practicas como necesarias a implementar y potenciar para el

aseguramiento del valor del campo, para gencrar el Modelo Integral de Gestion del Reservorio:

La metodologia que contribuye a la materializacién efectiva del valor, es producto de una
planificacion cficiente de las operaciones mediante la incorporacién temprana de tres elementos

fundamentales: riesgo e incertidumbre, miltiples escenarios y evaluacion del ciclo de vida.

El modelo establecido en este documento estd basado en la gestién de un yacimiento con
aplicacién a una recuperacién secundaria, considerando una estrategia de explotaciéon que
permita el aseguramiento del factor de recobro y el sostenimiento de un declino que permita
maximizar la rentabilidad de los recursos necesarios. Para ello, se considera que la estrategia de

explotacion conste de Jas siguientes fases:
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= ur

Definacion

Visualizacion

Conceptualizacion

- Definir un caso de
NEEO00

- Entender las
DPOONes

-\alidar caso de
negocio -Diseno de

-Seleccionar mejor ingenieria

escenario

- Establecer ’
| ESCEMArios - Evaluar escenarios - Ingenieria del plan
4| - Proveer documentos o e de ejecucion
de soporte tecnico-
SCONOMICD conceptos - Presupuesto
__f . S, SSER. Y
- 5 factibled, -Eseimejor | -Calidad del trabajo |
: escerariol | técnico, mejores practicas |

y resporsabilizades OK7 _

GENERACION DEL PLAN DE EXPLOTACION
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A través de este proceso se pucde manejar la gestion de la estrategia de explotacion del
yacimiento, la cual, esta orientada a dos requerimientos principales: Sostenimiento del declino y
Deteccién de nuevas oportunidades de crecimiento. Cada cual con dependencias indivisibles y

tiempos de desarrollo, aunque diferentes, concatenados.

Evaluacion de riesgos e incertidumbres: Se incorporan los conceptos de riesgo ¢ incertidumbre
en todas las ctapas con base en la identificacién de oportunidades y la solucion integral
visualizada, definicion de categorias de decision y opciones técnicas que permitan el
establecimiento de muiltiples escenarios que permitan cubrir las posibilidades técnicamente

factibles de ejecucion del proyecto.

Qe debera cuantificar los riesgos ¢ incertidumbres preliminarmente identificados producto de ia
revision del comportamiento histérico del campo, ademsas de los impactos identificados, factores
de éxito historicos, estableciéndose estadisticamente y representandose mediante distribuciones
en ¢l tiempo. Al tener la definicion del problema particular de cada patron identificado y su
solucién operativa, conlleva a realizar estimados de costos y evaluar la promesa productiva
producto de la ejecucién del trabajo propuesto. En este aspecto se incorporan elementos de
incertidumbre v riesgo en cuanto a los siguientes elementos: Factor de éxito de la operacion,
Distribucién de la respuesta productiva del patron, Distribucién del tiempo de respuesta de los
productores al efecto de inyeccion, y Distribucion de los costos ¥ tiempos en la ejecucion de los
trabajos. Estos elementos interactiian en un modelo analitico de evaluacion con el fin de definir el

perfil de produccion global y la promesa de valor probabilistica, asociadas a factor de riesgo.
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Aplicacién del ciclo técnico de andlisis de inyeccion de agua: El flujo técnico de andlisis
pretende compilar los fundamentos técnicos para la revision, evaluacion y control de cualquier

proyecto de recuperacion secundaria por inyeccion de agua. Esta conformado por 4 procesos

principales:
a) Revision integral del yacimiento
b) Revisién por patron/pozo, diagnéstico/evaluacion de oportunidades de mejora y

definicion del plan de ejecucion

<) Comparacion prondstico/comportamiento real, factor de reemplazo,
mediciones fisicas, eficiencia de barrido, continnidad de zonas y 4reas, agua de
inyeccion, estado

d) Monitoreo mediante graficos especializados

La evaluacién conjunta de estos indicadores de desempefio, adicional al diagnostico mecanico del
patrén de inyeccion, permite definir la problematica y establecer la solucién integral que contiene

mejoras en el desempefio del arca de drene y de los pozos del patrén considerado.

De esta forma se deben establecer los Flujos de Trabajo para los Procesos Principales,
partiendo de los requerimientos de produccién ¢ inyeccion y del plan de perforacion y

reacondicionamiento de pozos definidos en el plan integral de explotacion del campo.
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Requerimientos de
Produccdn | lnyectidn

Plan de Perforacion |
Reparacion de Pozos

e ¥ ¥ )
Programa de Piogiama de Figencia de Tipoy Sestema de | Productindad !
Producedn Inyéecien Se0undand Cenfiguracion Producrio yictvicud

Plan Integral de

S
Fpletacin Analisis de Flujo
Potencial de Produccion

%
Inyeccion f

Andlisis Secundaria

Eficiencia y Optimizacion Analisis de Pozos
Aplicacion flujo técnico de Optimizacion inlegral de
sequimiento y oplimizacion de produccion e Inyeccidn

la inyeccion de agua

Para el cumplimiento de los objetivos de produccién e inyeccioén se fijaron Programas de
Produccién e Inyeccién determinandose el flujo de Potencial de Produccién e Inyeceion y
mediante la eficiencia de la secundaria se determino ¢l Flujo de Analisis de la Secundaria, para

maximizar su optimizacion.

Para cumplir con el requerimiento de pozos productores e inyectores se debe realizar el flujo de
analisis de pozos, poniendo atencion en su tipo y configuracion (convencional/selectivo), los
distintos sistemas de produccién para la definicién de productividad e inyectividad optima. Este
analisis conlleva a generar subprocesos especificos para identificar pozos problema, jerarquizar
mediante riesgo ¢ incertidumbre y definir balance 6ptimo de inyeccion, basado en la evaluacion

del comportamiento y aplicaciéon del flujo técnico.
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Su aplicacién ha permitido identificar los pozos con problemas, sus causas y condiciones de
ocurrencia, la programacién Optima de equipos de workover, identificacion de riesgos,
establecimiento de plan de mitigacién de ¢stos y un programa dinamico de toma de decisiones
para la reparacién de los pozos que contiene la solucién integral, con el objetivo de sostener la

produccién de petréleo y la movilizacion de reservas.

57. Desarrollo del modelo integral de reservorios en proyecto de inyeccién de agua

Es imperante mancjar un método modelado probabilistico y analitico que integre elementos

actuales de impacto en el desempefio del yacimiento, €sto permitira identificar los elementos

151



técnicos-econdmicos de mayor importancia con la finalidad de establecer un marco de decision
propicio a los requerimientos futuros del activo, mucho mas en los casos que exista concesion de

campos.

Se debera evaluar como sub-modelos:

a) Deterioro mecanico de las instalaciones
b) Requerimientos de actividad respecto a volamenes objetivo
¢) Relacion de volumenes inyectados y producidos / pronésticos

d) Economia

El modelo integral explora las alternativas disponibles a la actualidad y evalia el caso base
minimo del yacimiento enmarcado en Jas limitantes actuales existentes en cuanto al estado de los
reservorios, instalaciones de subsuelo y superficie, disponibilidad de activos operativos,

tecnologia y recursos.

El producto de la integracién de estos sub-modelos permite generar una serie de indicadores de
desempefio a fin de cstablecer el futuro inmediato v visién base hasta fin de concesion si el caso
lo demande, tales como: Valor econdmico, Eficiencia financiera, Tasa de retorno, Reservas y
Factor de recobro; que establecen un marco de decision idéneo con miras a definir el futuro del

activo.
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CAPITULO VI

6.1.

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

CONCLUSIONES

El modelo integral puede permitir la identificacion de oportunidades de mejorar ¢n la

performance de la secundaria en cualquier campo petrolero.

Este tipo de modelo es aplicable a cualquier campo en la etapa de planificacién o en su etapa
inicial con caracteristicas similares a las aqui presentadas, basados en un sélido proceso de

seguimiento y monitoreo de la performance de la secundaria.

Un modelo analitico de la performance de la secundaria que s¢ apegue a estas caracteristicas
evaluadas y que arroje prondsticos de produceion e inyeccion aceptables, permitira definir los

requerimientos de equipos, instalaciones y de inversién a tiempo.

La presencia de multiples variables ¢ incertidumbres en un proyecto de esta relevancia,
representa una mayor variabilidad en los datos. Razén por la cual se resalta la importancia en

su identificacién y evaluacion previo a emitir cualquier prediccion.
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> En la etapa de identificacién de variables, los expertos seleccionan la perforacién de pozos
como de gran importancia en el modelo, dados los altos costos que representa perforar,
reactivar y reacondicionar. Es importante tener presente que aunque los costos de la
perforacién no tengan incertidumbre, ¢l riesgo se presenta cuando los resultados de

produccién del pozo perforado no resultan como se espera.

6.1.1. Caso de aplicacién 1

> Basados en los resultados obtenidospodemos decir que los resuitados de la prediceion se

asemejan a los datos reales de recuperacién.

» Un punto muy importante es que a pariir del punto de ruptura del agua ya no se puede
realizar el analisis posterior, va que la saturacién de agua inicial es del 56% y al graficar
nuestra curva de flujo fraccional nos da como resultado que Sw=Swu, €sto nos indica que

después del punto de ruptura del agua no tenemos produccion de petroleo.

6.1.2. Caso de aplicacion 2

» Basados en los resultados obtenidos en base a las ecuaciones el método de B-L, podemos
concluir que los resultados (predicciones) se aproximan con una buena exactitud a los datos
reales que se presentan en la TABLA 9 . (La tabla N° 9, presenta informacién del reservorio
en su primera etapa de recuperacion (Gas Disuelto o Expansion de la capa de gas) y la

segunda etapa de recuperacién (Inundacion Periférica)).
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» Loa resultados o predicciones que se obtuvieron, usando las ecuaciones de método de B-L,
nos proporciona una informacién muy real del comportamiento del reservorio (reservorios
con caracteristicas similares al analizado sin importar su ubicacién geografica), cuando
recobramos petroleo en una segunda etapa mediante un patrén de inundacion. La
comparaci6n entre los resultados (Predicciones) que dan las ecuaciones del método de B-L

son comparados con datos reales que se recopilo en su tiempo del reservorio.

> El comportamiento de las curvas obtenidas en base a los resultados que dan las ecuaciones
del método de B-L, son caracteristicas (guardan el mismo patrén de comportamiento) de un
yacimiento trifdsico y nos ayudarian a entender con facilidad el comportamiento del
reservorio cuando el método que se utilice en la segunda etapa de recuperacion sea por

inundacion periférica.

6.2. RECOMENDACIONES

% La presencia de multiples variables e incertidurnbres en un proyecto de esta relevancia,
representa una mayor variabilidad en los datos. Razon por la cual se resalta la importancia en

su identificacion y evaluacion previo a emitir cualquier prediccion.
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6.2.1. Caso de aplicacién 1

» El recobro mediante recuperacién secundaria debe estar sujeto a un analisis exhaustivo tanto
de tasa de inyeccion de agua, movilidad de petréleo y las permeabilidades relativas tanto al

agua como al petréleo, para obtener una prediceién eficaz y eficiente.

» Hay que tener en cuenta al momento de Ia inyeccion, ya que si inyectamos grandes

cantidades de agua corremos el riesgo de no recuperar la mayor cantidad de petréleo.

> Ofro punto muy importante que se debe tener en cuenta en un proyecto de recuperacion
secundaria es la eficiencia areal de barrido v la movilidad, ya que si la eficiencia es baja y la

movilidad alta este tipo de proyectos no es factible.

6.2.2. Caso de aplicacién 2

» Determinar vy alcanzar los rellenos, son necesario para una satisfactoria operacién de
inundacion Periférica (Arreglo 5 pozos), en un reservorio anteriormente empobrecido o

depletado.

» El recobro mediante inundacion Periférica y sus importantes caracteristicas de rendimiento,

pueden ser determinadas mediante la prediceién de un patrén de arreglo de 5 pozos.

» Por otro lado para alcanzar la méxima ventaja econdmica en un patron periférico, los pozos
que experimente ruptura de agua cercana seran cerrados y en pozos que producen agua atras
del frente de imindacién, deberian ser cuidadosamente evaluados para determinar su optimo

tiempo de sierre.
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» Después de que ¢l relleno ocurra, es posible hacer un calculo de volumen de poros y de
reservas de agua inyectada para el frente de inundacién, y revisar condicién de nuevas

saturaciones, para reconocer como s¢ a portado el proceso de inundacién.

» Para resumir, podemos recomendar que: conocer el volumen poroso y llevar el control de la
inyeccién de agua (Volumen), a lo largo del proceso de inundacidn hasta antes de la ruptura,
nos estaria indicando si el volumen poroso que se tiene que cubrir con el agna inyectada se ha
alcanzado, (Volumen poroso = Volumen de agua inyectado inyectado), si esto se da podemos

decir con exactitud que la inundacién o relleno se ha alcanzado.
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