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This_ document describes the technical evaluation in an oilfield to determine the technical
feasibility of the application of thermally activated polymers to improve the efficiency of the
recovery in the secondary recovery process. The evaluation was performed through the
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RESUMEN

El presente documento es un analisis técnico realizado a una zona seleccionada del
campo Surcolombiano (cohembi) en el que se identificé un alto corte de agua con
un aumento rapido en los ultimos afios de produccién. Dicha area fue elegida para
evaluar la viabilidad de aplicar un tratamiento quimico que mejorara su eficiencia y
aumentara el factor de recobro. Las tecnologias a evaluar son polimeros
desarrollados para desviar el flujo de fluido desde zonas inundadas hacia zonas no
contactadas y con presencia de altos volimenes de petréleo recuperable.

Los geles de dispersion coloidal (CDG), Brightwater®, Marcit® y Unogel® son los
tratamientos a evaluar para la aplicacion en el area seleccionada. Cada uno de ellos
cuenta con requerimientos técnicos minimos para su uso, que se desarrollaron para
descartar o confirmar la viabilidad de los mismos en el area. Para la evaluacion
técnica se cred un modelo de simulacién analitica que permitird identificar la
presencia 0 no de reservas recuperables en las siete arenas desde donde se
desarrolla la explotacion; ademas obtener la distribucion real de la saturacién en
cada zona para establecer oportunidades de desarrollo. El modelo se cargd y ajusté
en el software comercial Sahara, el cual permitié definir que la asimilacion del area
habia sido ineficiente y que los patrones de inyeccion que conforman el area de
estudio presentaban preferencia de inyeccion por ciertas zonas. Esta informacion

fue validada con modelos de ingenieria que obtuvieron los mismos resultados.

La evaluacion de todos los aspectos técnicos de los tratamientos propuestos
permitio descartar a dos de ellos debido a la severidad de su accién. Con los dos
restantes se disefiaron los volimenes y formulaciones para su aplicacion en la zona,
simulando también el recobro esperado por accion de cada uno. Los resultados
fueron positivos y mostraron que técnicamente aplicar CDG vy brightwater® en el

area es viable.
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INTRODUCCION

Los esquemas de recobro a nivel mundial se basan en la aplicacién de técnicas
tradicionales que incluyen la inyeccion de agua para el mantenimiento de la presion
en el yacimiento. Sin embargo cuando este proceso se vuelve ineficiente, es decir
se produce principalmente agua se tiende a abandonar los pozos o evaluar métodos
de recobro terciario; estos métodos aunque muy efectivos carecen de resultados
positivos cuando se aplican en zonas inundadas y con bajo petréleo mévil. Una
forma de aplicar un recobro terciario con éxito es garantizar un buen recobro
secundario, y para la inyeccion de agua esto significa contactar la mayor parte del
yacimiento, asegurando una distribucién uniforme del fluido inyectado tanto areal
como verticalmente. Sin embargo este panorama no es tan facil de lograr debido a
la heterogeneidad de los campos y la preferencia del fluido inyectado a fluir por las
zonas con mayores propiedades de flujo (Permeabilidad y espesor). Este

comportamiento lleva a la recuperacion de un menor volumen de crudo al esperado.

Actualmente se ha desarrollado una gran variedad de tecnologias encaminadas a
mejorar la distribucion del fluido inyectado tanto en el espesor productor como en el
area de drenaje. Los métodos incluyen tecnologia mecanica como valvulas de
inyeccién selectiva, cementos especiales para aislar zonas inundadas y métodos
guimicos. Estos ultimos han innovado de gran forma para alcanzar dicho propdésito.
Las tecnologias quimicas mas usadas se denominan obsturantes, y consisten en
polimeros termalmente activos que se activan al alcanzar cierta temperatura dentro
del yacimiento y promueven la desviacion del fluido inyectado desde zonas ya

barridas hacia zonas con reservas recuperables.

El campo Surcolombiano ha tenido un desarrollo convencional durante sus 20 afios
de desarrollo. La inyeccion de agua fue iniciada hace 10 afios y desde los ultimos
cinco afos se instalaron mandriles con valvulas de inyeccion selectiva en algunos

inyectores del campo para mejorar la distribucion vertical del fluido.
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Desafortunadamente los resultados no han sido los esperados y los volimenes de
agua producidos han aumentado hasta cortes de 94%, lo que lleva a pensar que las
zonas barridas han sido las mismas y que no se ha logrado una correcta distribucion
del fluido. El presente documento es un analisis técnico para diagnosticar el estado
actual de un &rea del campo y proponer los métodos quimicos méas viables para
aplicar en dicha zona.

14



OBJETIVOS

OBJETIVO GENERAL

e Determinar la viabilidad técnica de aplicar un polimero termalmente activo
para mejorar la eficiencia de barrido volumétrico en un proyecto de inyeccion

de agua

OBJETIVOS ESPECIFICOS

Aplicar un “screening” (diagnostico) basico para seleccionar un area donde

se pueda disefiar un proyecto piloto.

e Desarrollar un modelo analitico para la caracterizacion del yacimiento y
evaluar el estado actual del area, principalmente el petréleo original in situ

(OIP) con base en la historia de produccion e inyeccion.

¢ Identificar un campo con propiedades geoldgicas y petrofisicas similares para

realizar analogias de pruebas de laboratorio.
e Seleccionar a partir de los analisis y las condiciones del area el mejor

tratamiento para ser aplicado y disefar los volimenes y concentraciones a

inyectar para determinar su efecto en la recuperacion de petréleo

15



1. PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

La inyeccion de agua es el método mas utilizado a nivel mundial para mantener la
presion del yacimiento y asi garantizar la produccion de petréleo por un mayor
tiempo. Sin embargo la anisotropia de los horizontes productores y la variacion en
las propiedades de los fluidos del yacimiento generan cambios en los volimenes de

aceite recuperado y en ocasiones acortan la vida productiva de los campos.

1.1 DESCRIPCION DEL AREA DE ESTUDIO

El area de estudio corresponde a un campo ubicado en el departamento del
putumayo entre el corredor Puerto Vega — Teteye; Campo Cohembi, estacion
cohembi 1, desarrollado desde 7 zonas productoras en la misma formacién (Tabla
1) cada una de ellas con propiedades heterogéneas que evidencian diferentes

indices de calidad de yacimiento.

Tabla 1: Propiedades petrofisicas de las arenas productoras

Min | Prom | Max [ Min | Prom | Max | Min | Prom | Max | Min | Prom Max
1 4 15 21 | 327 | 1384 | 2706 | 105 | 3855 | 6222 | 16 1338 | 2999
Q 6 18 27 433 | 1904 | 708.2 2.1 139 | 1939 | 74 1956 444.7
a 8 16 26 | 595 | 3281 | 864 | 1268 | 30 | 515 | 4857 | 2518 | 1454
4 10 15 24 58.7 | 2905 | 6121 | 837 | 259 56 10.7 | 905.6 | 22580.8
() 13 18 27 | 561 | 2348 | 6846 | 56 | 3108 [ 5715 | 32 | 4748 | 1531
(43 10 14 18 52.7 214 | 4932 6.5 37 59.34 | 26.8 455 1075
7 112 | 145 | 168 | 724 | 169 | 638 | 47 | 313 | 5043 | 12 | 1744 | 10624

Fuente: Autor

La zona de estudio esta constituida por tres patrones de inyeccion de siete puntos

invertidos (Figura 1). Actualmente la zona tiene 13 pozos productores activos
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afectados por tres pozos inyectores. Esta zona consta de 21 pozos activos, dos
inactivos y siete pozos abandonados. La produccién actual del &rea es de 526
BOPD, 8066 BWPD y 57 MSCFD.

Figura 1: Area de estudio
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Fuente: Modelo analitico campo Surcolombiano

La produccion promedio por pozo es de 38 BOPD y 577 BWPD, con un corte de
agua del 94%. La inyeccion de agua de la zona es de 9576 BWIPD, es decir 2283
BWIPD por cada pozo inyector. Con respecto al petroleo original in situ (OOIP) se
calculan 18.4 MMBO con una produccion total histérica de 5 MMSTB, lo que

representa un factor de recobro del 27%.

Estructuralmente la zona de produccién se encuentra en la parte superior de un
anticlinal fallado que aisla el area de estudio de otras zonas de produccion (Figura
2). En esta estructura se ubican las siete arenas abiertas a produccion a lo largo de
un espesor aproximado de 500 ft que consiste de areniscas depositadas en canales

fluviales de sistemas “bedload” y “mixload”, depdsitos de “overbank”, y lodolitas
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depositadas en llanuras fluviales y paleolagos. Es comun observar en las lodolitas
desarrollos de perfiles pedoldgicos.

Figura 2: Seccidn transversal del area de estudio
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Fuente: Modelo analitico campo Surcolombiano
1.2. ASIMILACION HISTORICA DEL AREA DE ESTUDIO

El area se ha desarrollado bajo un esquema convencional de recobro, iniciando con
un recobro primario del 16% a partir de flujo natural y con la instalacion de sistemas
de levantamiento artificial que para la mayoria de los pozos corresponde a bombeo
mecanico y en menor medida a bombeo por cavidades progresivas (PCP).
Posteriormente y con el fin de mantener la presion del yacimiento se inicid una
campafa de perforacion de pozos inyectores para crear un esquema de inyeccion
de linea directa con los pozos productores a la época. Este periodo de inyeccion se
desarrolld por diez afios y se obtuvo un recobro adicional del 5%. Sin embargo la
baja respuesta en algunas zonas del area obligd a los ingenieros a considerar
nuevas medidas que contribuyeran a una mejor “asimilacion” del area. De esta

forma se decidi6 comenzar con una campana de perforacion “infill” con el fin de
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completar patrones de 7 puntos invertidos y se instalaron valvulas de inyeccién
selectiva en los inyectores. Adicionalmente se reemplazaron pozos tanto
productores como inyectores que presentaban problemas mecanicos y que por lo
tanto afectaban las eficiencia del proyecto. En esta nueva etapa del proyecto se han

recuperado un 5% adicional del OOIP en un periodo menor a 5 afios (Figura 3)

Figura 3: asimilacion histérica del area
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Fuente: Modelo analitico campo Surcolombiano

En la (Figura 4) se encuentra un esquema general del desarrollo historico del area
donde se evidencia el crecimiento en el niumero de pozos tanto productores como
inyectores. De igual forma se puede observar las campafas de perforacion “infill” y

el patronamiento alrededor de cada inyector.
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Figura 4: Desarrollo del area

Fuente: Modelo analitico campo Surcolombiano
1.3. DESCRIPCION DEL PROBLEMA

Como se ha descrito en este capitulo el campo ha tenido un desarrollo
convencional conforme al esquema de recobro planteado por los ingenieros de
yacimiento. Sin embargo las condiciones actuales de produccién permiten
pronosticar un escenario desfavorable de recuperacién debido a los altos
volumenes de agua producidos. Esta situacion obliga a evaluar el rendimiento
histérico del area y asi establecer canales apropiados para aumentar el factor
de recobro sin impactar de forma excesiva en los costos de operacion. Una
solucién comun para esta situacion seria la aplicaciéon de un proceso terciario de
recuperacion, tratando de forma directa las fuerzas viscosas y capilares del
yacimiento. Sin embargo para tener un exitoso desarrollo de un recobro terciario

se debe garantizar que en el proceso secundario hubo una distribucion uniforme
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del fluido inyectado en el yacimiento, es decir que la “asimilacion” del proyecto
haya sido bueno. La importancia de esto radica en que si solo se ha drenado
parte del yacimiento la zona en la que se aplicara el recobro terciario sera una

zona inundada con saturaciones de petrdleo movil bajas (Figura 5).

Figura 5: Canalizacion de la inyeccién en el yacimiento

Fuente: Productos y servicios, Tiorco inc.

Con base en el anterior analisis es preciso apuntar por el mejoramiento de la
distribucion del fluido inyectado. Teniendo en cuenta que es un yacimiento
estratificado con siete arenas abiertas a produccion se debe asegurar una
distribuciéon uniforme tanto areal como verticalmente ya que es claro que la
diferencia en las propiedades de flujos de cada capa (permeabilidad y espesor)
favorecen la entrada del fluido en dichas zonas. La primera estrategia para
mejorar esta distribucion fue la instalacion de valvulas de inyeccion selectivas
(mandriles) frente a cada cara de la arena. Este es un método mecanico que
contribuye a mejorar la distribucion vertical de la inyeccién; sin embargo la

heterogeneidad de las zonas facilita el desvié de los volumenes de agua
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inyectada desde zonas de menor permeabilidad a zonas de mayor
permeabilidad con lo que dichas areas carecen de un barrido uniforme y por lo

tanto una baja eficiencia de barrido volumétrica.

Con el objetivo de encontrar una solucion mas eficiente al problema actual se
han evaluado diferentes métodos quimicos utilizados a nivel mundial y que han
tenido resultados exitosos. En medio de todas las tecnologias existentes los
productos Brightwater®, Marcit® gels y CDG son las que mas cuentan con
respaldo de casos exitosos y una completa literatura para su andlisis. Basados
en la informacion obtenida se quiere evaluar si las condiciones del campo se
adaptan a las especificaciones técnicas de los productos planteados. Para esto
se selecciono la zona del campo con mayor produccion de agua y que estuviera
aislada de otras zonas para poder construir un modelo de simulacion que
permitiera evaluar detalladamente el rendimiento que obtendrd, para finalmente

tener resultados concluyentes y confiables.
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2. MARCO TEORICO

2.1. SIMULACION DE YACIMIENTOS

La simulacion del desempefio de un yacimiento de petréleo se refiere a la
construccion y operacion de un modelo cuyo comportamiento asume la apariencia
del comportamiento actual del yacimiento. El modelo puede ser fisico o matematico.
Un modelo matematico es simplemente un set de ecuaciones que, sujeto a ciertas

suposiciones, describe los procesos fisicos activos en el yacimiento.1

Un modelo fisico hace referencia a las caracteristicas petrofisicas y fisicoquimicas
de la roca y los fluidos del reservorio. Antes de iniciar el periodo de produccién, los
modelos representan data estética (inicializacién del modelo). Una vez iniciada esta
etapa, la data obtenida es de caracter dinamico. Este comportamiento dinamico
permitira con ayuda de la experiencia del ingeniero predecir los fenémenos del flujo

de fluidos en medios porosos y permitira crear el esquema de recobro adecuado.

Entre los tipos de simulacién mas usados se encuentra la simulaciébn numérica y la
simulacién analitica, sin embargo, aunque la simulacién numérica es de gran valor
para la toma de decisiones no suple las necesidades que una simulacién analitica
provee. Para realizar una simulacion numérica en los campos es necesario tener un
conjunto de datos detallados del campo y un tiempo adecuado para su evaluacion
y ajuste, lo cual en muchos casos es una limitante. Por esta razén los modelos de
simulacion analitica presentan mayor flexibilidad por la cantidad de datos y tiempos

requeridos para proveer la informacion requerida. Los modelos analiticos permiten:

e Determinar el comportamiento de un yacimiento sometido a diferentes
esquemas de produccion, lo cual es de gran ayuda para la seleccion optima
del plan de explotacion.

e Determinar los efectos de localizacion y espaciamiento de pozos, asi como

determinar la tasa de produccion sobre la recuperacion.

23



e Estimar lineas de drenaje y conectividad en yacimientos heterogéneos de
petréleo.

e Caracterizar las fallas y barreras de permeabilidad observadas para
determinar el grado de sello que estas presentan.

e Evaluar el petréleo original in-situ (OIP) después del proceso de recobro en
diferentes zonas del yacimiento.

2.2. GENERALIDADES DEL SIMULADOR ANALITICO SAHARA

Sahara es un software de consulta y analisis integral, debido a que permite
manipular de manera interactiva un gran volumen de informacién para lograr la

compresion de los mecanismos fisicos que rigen el comportamiento del reservorio.

Esta herramienta ofrece la posibilidad de trabajar a nivel de yacimientos, agregando
o quitando formaciones y capas, lo que permite un analisis completo del reservorio;
Adicionalmente facilita la importacion de datos y su posterior consulta. Sahara
permite el trabajo en los diferentes niveles de las capas, lo que permite obtener
distintos escenarios de produccion y generar prondsticos de los mismos; Cuando se
trabaja con mallas de inyeccion existe la posibilidad de generar distintos escenarios
con diferentes métodos de calculo para su posterior comparacion. Lo anterior es de

vital importancia para el control de gestion de la operacion y toma de decisiones.

Entre las ventajas se encuentran la flexibilidad en el manejo de la nomenclatura de
los pozos segun las necesidades de cada compaifiia, idioma de trabajo y la
modificacién de unidades (métrica, de campo e internacional) a excepcién de los
perfiles que son guardados en sus unidades originales, lo cual permite uniformidad
a pesar de las posibles diferencias de manejo de la informacion al interior de la
empresa; la flexibilidad del modelo de datos de Sahara permite la creacion de
nuevas variables, tanto para su importacion como para su calculo mediante un editor

de ecuaciones.

Las principales variables que maneja Sahara son:
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e Datos de pozo. Nombre, coordenadas, Datum, profundidades y atributos
estaticos.

e Datos de Capa. Nivel (formacién o capa), valores medios de parametros
petrofisicos.

e Datos Pozo-Capa. Se refiere a los valores que permiten definir las zonas
atravesadas por cada pozo (Tope, base, Espesor Total, porosidad y
saturaciones).

e Datos de Produccion. Valores mensuales asignados a cada pozo (Petréleo,

gas, agua Inyectada y relaciones de fases).

Entre la informacion que se puede cargar se encuentra las producciones o
inyecciones (pozo, formacion y/o capa), cafioneos, objetos de sub-superficie
(sidetracks, intervalos y completamientos), elementos de superficie (manifolds,
baterias, etc.), perfiles, mapas, declinaciones de prondstico, datos PVT y las lineas
culturales (limites de areas, rios, lineas de conduccién); Cuando la informacién se
genera a nivel de yacimiento el software la distingue a nivel de capa, formacion y
pozo, en caso de no cargar data a nivel de formacién, Sahara lo asume como la
suma de los valores de las capas. Por el contrario si se cargan valores a nivel de
formacidn, estos se respetaran aunque se cargue informacion a nivel de capa. Para
el caso de formacién a nivel de yacimiento Sahara pude realizar la distribucion de

los datos de produccion/inyeccion por capa.

Adicionalmente es posible realizar un proceso de mapeo que consiste en generar,
a partir de datos puntuales, los valores sobre una malla regular mediante una
variedad de algoritmos; Los archivos de mallas son matrices numéricas, donde en
cada nodo se encuentra un valor representativo de la variable. La figura 6 muestra
el mapeo del espesor permeable en una capa del yacimiento representando los
nodos donde se tienen datos para delinear.
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Figura 6: Mapeo de propiedades por capas
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Fuente: INTERFACES S.A. Tutorial Sahara 3.2, Versiéon 2.6., p 80

Sahara permite la creacion de distintos escenarios, el principal es el escenario de
datos a partir del cual se puede generar los escenarios de célculo, inyeccion y
prondéstico. El software también permite exportar toda la informacion relacionada al
proyecto; ademas de tener la opcion de actualizacion de datos, el modelo base
puede ser usado por distintas areas de la empresa sin afectar el archivo original.

Para lo anterior el programa permite delimitar el campo de interés por areas de
proyectos, poligono o atributos.
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2.2.1. Descripciéon del método de calculo

El simulador solo realiza célculos de las producciones secundarias provenientes de
la inyeccion de agua, sin embargo, es posible tener en cuenta las producciones

primarias, para asi generar parametros de declinacién acertados.

Debido que el simulador de mallas de inyeccion solo calcula la produccién
secundaria, si hubiera pozos que tienen alguna componente de produccién primaria,
por ejemplo proveniente de las capas no afectadas a la inyeccién, es posible asignar
a estos pozos una produccion de primaria mediante pardmetros de declinacion.
Estas declinaciones de primaria se guardan en un escenario especifico para ella,

denominado Primaria (Interfaces S.A., version 2.6)

La unidad de calculo es lo que denominamos elemento de flujo, que representa el
volumen de reservorio en el que se produce el barrido desde un pozo inyector hacia
un pozo productor. Una malla de inyeccion esta compuesta por los elementos de
flujo que conectan un pozo inyector con los productores vecinos en cada una de las

capas donde estan presentes (Figura 7).

Figura 7: Esquema de mallado en Sahara
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La metodologia de calculo se apoya en la distribucion areal de la inyeccion de agua
de cada pozo inyector en cada capa y en el modelo de calculo seleccionado. Una
vez definidas las mallas de inyeccion mediante los elementos de flujo que las
componen, es posible distribuir arealmente la inyeccién del mismo en cada capa
mediante coeficientes de alocacién. Cada elemento de flujo, considerado como
tanque y caracterizado por su volumen poral y su saturacion de petréleo movil,
puede ser barrido por el agua inyectada en la capa distribuida arealmente hacia
cada pozo productor de la malla. En estas condiciones, sera posible calcular los
caudales de petroleo y agua extraidos del elemento por el pozo productor, a partir

de la inyeccion de agua que recibe cada elemento de flujo.
El esquema de calculo se puede resumir de la siguiente forma
e Para cada capa:

Calcula los parametros generales que dependan de la capa, de acuerdo al método

de célculo Seleccionado
Ordena los elementos por fecha de inicio
e Para cada elemento de flujo

Calcula los parametros generales que dependan del elemento, de acuerdo al

método de calculo seleccionado
Calcula las saturaciones iniciales
e Para cada mes
- Lee la inyeccion de capa correspondiente al pozo inyector.

- La multiplica por el coeficiente que le corresponde a ese elemento en ese mes y

obtiene el volumen de agua a inyectar en el mismo.

- De ser necesario, le aplica la curva de llenado.
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- Lo suma al volumen inyectado previamente y lo divide por el volumen poral del

elemento para obtener el Wid (agua acumulada en volimenes porales)

- De acuerdo al modelo de calculo seleccionado, obtiene el Npd (petroleo producido

en volumenes porales).
- Con el Npd, calcula la saturacion media de petroleo del elemento al final del mes.

Una vez, terminado el proceso para cada elemento de cada capa, Sahara calcula,
usando las saturaciones de los elementos, la produccion secundaria de capa de
cada pozo productor y la correspondiente produccion asociada de cada inyector.
Luego le suma las producciones de primaria definidas por el usuario y calcula la
produccion total.

2.2.2. Métodos de calculo

El simulador de mallas permite seleccionar el método de calculo que mas convenga

para cada campo. Las opciones disponibles en el software son:

¢ Flujo Segregado

e Curva Caracteristica
e Buckley & Leverett

e Craig-Geffen y Morse
e Método WOR

2.2.2.1 Flujo segregado

La teoria de flujo segregado se basa en la hipotesis de que tanto por segregacion
vertical como por canalizacion de un fluido en otro, las fases se mueven
simultdneamente en la direccion del gradiente de presiones en dos zonas
diferenciadas: una de saturacién de agua connata (So = 1 - Swc) y la otra con
saturacion de petréleo residual (Sw = 1 - Sor). Es decir, el agua se mueve en una
zona de saturacion vertical de petréleo, y el petréleo en una zona de saturacion de

agua connata (Figura 8).
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De este modo, el flujo es independiente de la forma de las curvas de permeabilidad
relativa, y las permeabilidades efectivas ponderadas verticalmente son una funcién

lineal de las permeabilidades terminales (a las saturaciones Swcy 1 - Sor).

Figura 8: Desplazamiento de petroleo por agua en condiciones de flujo

segregado

Fuente: Fundamentals of reservoir engineering. Dake, L.P. 1978

Debido a que el promedio de permeabilidades relativas por espesor es lineal para
flujo segregado, es posible generar una expresion analitica para el recobro de

petréleo como funcion del agua inyectada acumulada (Wid).

Las ecuaciones que rigen este método para un yacimiento horizontal son
(Ecuaciones 2.1, 2.2, 2.3y 2.4):

e Antes del breakthrough
fw=10 (2.1)
Npd = Wid (2.2)

e Después del breakthrough
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MoV
fw = M1 [1 B Wid*Ml (2.3)

1
M-1

Npd =

* [2x VMOV « Wid x M — Wid — MOV | (2.9)

Donde:

fw = Flujo fraccional

Npd = Volumenes porales de petroleo acumulado

Wid= Volumenes porales de agua inyectada

MOV = Saturacion de petroleo movil al inicio de la inyeccion
M = Relacion de movilidad

2.2.2.2 Curva caracteristica

Este modelo se basa en una curva generada a partir de los datos de produccion
acumulada de petroleo en funcién de la inyeccion acumulada (Figura 9), ambas en

términos de la saturacion maovil y en condiciones de reservorio.

Figura 9: Curva caracteristica
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Fuente: Simulador de inyeccion. p 42
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El simulador correra en base a dichas curvas empiricas en lugar de los modelos
analiticos; es posible trabajar con una curva a nivel de yacimiento en general, o con
varias asignadas a diferentes capas del proyecto. El simulador usard una curva
ajustada que permite obtener curvas suaves con derivada continua. La condicion de
dicha derivada es que no supere la unidad, para que la produccion en fondo no

supere la inyeccion de agua, manteniendo asi el balance de masas.

2.2.2.3 Buckley & Leverett

Este es uno de los principales métodos de prediccion del comportamiento de la
inyeccion de agua en yacimientos petroliferos. El desarrollo teGrico asume que un
proceso inmiscible puede ser modelado matematicamente usando los conceptos de
permeabilidad relativa y desplazamiento tipo piston con fugas. Si el desplazamiento
es considerado del tipo pistdn con fugas, significa que algo de petréleo sera pasado
por alto (bypass), durante el paso o desplazamiento del frente. Esto es debido al

efecto de la diferencia de viscosidad, permeabilidad relativa y presion capilar.

El mecanismo se basa en la hip6tesis de que la acumulada inyectada en volumenes
porales (Wid) es la inversa de la derivada de la curva de flujo fraccional (Fw)
respecto a la saturacién de agua (Sw). Antes de la ruptura, la produccion de petroleo
es igual a lainyeccidn, pero posteriormente el sistema evalla periédicamente el Wid
en funcion de las inyecciones acumuladas del elemento y la inyeccién de cada pozo
con sus coeficientes de distribucion areal, y busca en la curva de Fw la saturacion

a la cual la derivada resulta igual a la inversa de Wid (Figura 10).
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Figura 10: Curva de flujo fraccional y permeabilidades relativas
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Fuente: Simulador de inyeccion, p 34

Este método considera tres momentos: antes, durante y después de la ruptura; A
través de la curva de flujo fraccional es posible determinar la saturacion y flujo
fraccional del frente de invasion, adicionalmente proporciona el tiempo de ruptura
de acuerdo a la distribucion geométrica de los pozos del yacimiento y permite
calcular el petréleo producido, el factor de recobro, la tasa de produccién de
petréleo, la tasa de produccién de agua, la relacion agua petroleo (WOR) al tiempo

de ruptura.

2.2.2.4 Craig-Geffen y Morse

Es un método de prediccion que combina efectos de barrido areal, mecanismos de
desplazamiento, estratificacion y variables de inyectividad para predecir el
desarrollo de la inyecciébn en un arreglo de cinco pozos. Utilizando fluidos

inmiscibles se midi6 la eficiencia areal de barrido por medio de rayos X y se obtuvo
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una correlacion entre la eficiencia areal a partir de la ruptura y el cociente entre los

volumenes de agua inyectados y los volimenes porales inyectados a la ruptura.

Este método es valido con o sin presencia de gas libre inicial (Willhite, 1986).

Este método se basa en el desarrollo de calculos para una capa y no para un

sistema multicapas. La capa seleccionada, identificada como la capa base,

considera que posee una eficiencia de barrido vertical del 100%. Las etapas del

meétodo son las siguientes (Figura 11):

Etapa I: Desde el inicio de la inyeccion hasta la interferencia con los pozos
inyectores. Comienza la resolubilizacion de gas hasta el llenado. La
produccion de petréleo durante este periodo de tiempo es primaria.

Etapa Il: Este periodo se extiende desde la interferencia hasta fillup. El fillup
es el momento en el cual el volumen de gas libre es desplazado por el agua
inyectada, entonces, la saturacion de gas se hace cero. Unicamente hay
produccién primaria de aceite en esta etapa.

Etapa lll: Este periodo se desarrolla desde el fillup hasta la irrupcion del
frente de agua en los pozos productores o breakthrough. La produccién, en
esta etapa, es la combinacion de la produccién secundaria por inyeccion y la
continuacion de la produccion primaria. La produccion de agua inicia al final
de esta etapa.

Etapa IV: Esta etapa se extiende desde la ruptura hasta el limite econémico

de produccién
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Figura 11: Etapas del método de CGM
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Fuente: Waterflooding, Cobb, W. 2007 Modificado

Los calculos iniciales para cada etapa del método se resumen a continuacion:

Calculo del volumen poral

V, = 7758Ah¢ (2.5)

Donde:

Vp: Volumen Poroso, bls.

A: Area del yacimiento, acres
h: Espesor promedio, ft.

Phi: Porosidad Promedio, fraccion.

Célculo del volumen de petréleo al inicio de la inyeccion en superficie
B,

No =

Donde:
No: Petrdleo in-situ al inicio de la inyeccion, STB.

So: Saturacion de petréleo al inicio de inyeccion, fraccion.

(2.6)
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Bo: Factor Volumétrico de formacién al inicio de la Inyeccién, rb/STB.

e Calculo de la relacion de Movilidad, M.

M =G (1) @)

Donde:
Kw: Permeabilidad relativa al agua evaluada a la Swot
Kro: Permeabilidad relativa de petrdleo evaluada a la Swe.

e Determinacién de la eficiencia de barrido a la ruptura, usando la razén de
movilidad calculada:

Eape = 0.5460 + 2o + 2272 — 0.0051M 2.8)

e Célculo del agua inyectada acumulada al momento de la interferencia

_ (nr?heSy)

Wi = 5.615 (2.9)

Donde:

Wii: agua inyectada acumulada al momento de la interferencia, Bbls.
re: La mitad de la distancia entre pozos inyectores adyacentes, Pies.

Sg: Saturacion de gas al inicio de la inyeccion, Fraccion.

e Célculo del agua inyectada acumulada al llenado de gas

e Calculo del agua inyectada acumulada al momento de la ruptura.

Wipe = VpEAbt(wat = Swe) (2.11)

Donde:

Wibt: Agua inyectada acumulada al momento de la ruptura, Bbl.
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Swot: Saturacién de agua promedio en la zona barrida al momento de
la ruptura. Fraccion.

Swe: Saturacion de agua connata al inicio de la inyeccion. Fraccion.

2.2.2.5 Método WOR

Dado que frecuentemente la curva de WOR vs Np, o lo que es lo mismo WOR vs
Factor de Recuperacion, es lineal en escala logaritmica, este comportamiento
puede ser caracterizado mediante los parametros a y b de la ecuacion de una recta.
Debido a que los elementos de flujo son estancos, la produccién mensual de liquido
en condiciones de reservorio esta determinada por la inyeccion recibida por cada

uno de ellos.

En consecuencia es posible calcular mensualmente la produccion de petrdleo a
partir de la relacion agua petréleo correspondiente al factor de recuperacion, que es
simplemente la acumulada producida de petréleo dividida por el volumen de

petréleo movil de cada elemento, ambos en condiciones de reservorio.

2.3 POLIMEROS TERMALMENTE ACTIVOS (TAP)

La inyeccién de polimeros es un proceso disefiado para proveer ventajas técnicas
sobre la inyeccion de agua. Estas ventajas incluyen el mejoramiento de la eficiencia
areal y la eficiencia de desplazamiento (Mungan, 1970). Estas pueden ser atribuidas
a dos conceptos fundamentales de la inyeccion de polimeros, los cuales son el
efecto que tiene en la relacion de movilidad y la profundidad de penetracion. Sin
embargo la inyeccion de polimeros tradicionales tiene una gran cantidad de
limitaciones como la sensibilidad del polimero a la salinidad, temperatura,
degradacion mecanica y biolégica y los aspectos de inyectividad debido a las altas

viscosidades de la solucién a inyectar (Okeke, 2012).
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Debido a estas limitantes se desarrollaron nuevas tecnologias con el fin de convertir
la inyeccion de polimeros en un método mas eficiente tanto técnica como
econdémicamente. Estos nuevos polimero se basan en la inyeccion de particulas en
el yacimiento a una viscosidad igual o muy cercana a la del agua de inyeccién con
el fin de aprovechar el frente térmico creado entre el pozo inyector y productor para
producir la activacion de dicho polimero en profundidad (Figura 12) y tener asi un

efecto mas significativo en el factor de recobro.

Figura 12: Activacién del polimero en profundidad

Fuente: Nalco energy services. Modificado
2.3.1 Aplicacion de los TAP

Entre las aplicaciones méas importantes de los polimeros termalmente activos

podemos sefialar las siguientes:

e Restringen el flujo de agua en zonas ladronas de alta permeabilidad

e Reducen los costos de produccion de agua

¢ Mejoran la eficiencia de barrido

e Mejoran el recobro final

e Pueden ser inyectados con equipo convencionales de inyeccion de
guimicos y sistemas de inyeccion de agua

e Solucién miscible en agua

e No requiere cierre de pozos
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2.3.2 Tipos de TAP

En el mercado se puede encontrar una gran variedad de tecnologias que se aplican
a diferentes escenarios y que solucionan distintas necesidades dependiendo de las
condiciones de cada campo; estos quimicos pueden ser aplicable tanto en el pozo
productor como en el inyector. Entre las tecnologias méas aplicadas a pozos

inyectores podemos nombrar las siguientes:
2.3.2.1 Geles de dispersién coloidal (CDG)

Entre los afios de 1970 y 1980 Phillips Petroleum investigo muchos procesos que
combinaban el polimero poliacrilamida con cationes multivalentes (Needham et. al.,
1974). La estrategia era incrementar la adsorcion del polimero en la roca, para
producir un factor de resistencia residual (RRF) mas alto comparado con la
inyeccion de polimero tradicional. El factor de resistencia residual se define como la
relacion entre la movilidad de la salmuera antes del contacto con la solucién quimica
y la movilidad de la salmuera después de la inyeccion de quimico. El aumento del
RRF después de la inyeccion debe mejorar la eficiencia de barrido volumétrico
(Diaz, D. et. al., 2008).

Los geles de dispersion coloidal son nombrados asi debido a la naturaleza de las
soluciones de gel, las cuales son suspensiones individuales de “paquetes” de
moléculas de polimero entrecruzado o coloide (Figura 13). Tradicionalmente el

agente entrecruzador de los CDG es el aluminio.
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Figura 13: Comparacion entre la estructura molecular de los CDG y los bulk gel

%

Intermolecular Intramaolecular
{Bulk Gel) {Colloidal Dispersion Gel)

Fuente: Diaz, D. et. al., 2008

La aplicacion de este método quimico consiste en la formacién de un gel de
poliacrilamida que se forma in-situ después de que el pre-gel (mezcla de polimero
y entrecruzador) entra en el yacimiento. Estos geles son formador a partir de
polimeros de baja concentracion aumentando el empuje de fluidos, debido a que es
capaz de entrar en rocas de alta permeabilidad en profundidad mientras es
adsorbido dentro de la superficie de la roca (Figura 14). Estos caminos donde
predomina el flujo de agua son alterados fisicamente para reducir el flujo. De esta
forma el empuje de fluido en el yacimiento parece mas uniforme y el petréleo
contenido en la roca de baja permeabilidad es contactado. Los casos historicos
indican un aumento de recobro hasta del 10% con menor cantidad de agua

inyectada.
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Figura 14: Mecanismo de operacion de los CDG
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Fuente: Chung, T., et. al. 2011

2.3.2.2 Geles MARCIT® y UNOGEL®

La produccién de petréleo de yacimientos con fracturas naturales puede ser
altamente lucrativa siempre y cuando las fracturas tengan buen contacto con la
matriz llena de petréleo. Lamentablemente, las fracturas naturales en general tienen
orientacion vertical y se extienden hacia un acuifero subyacente. Muchas veces esta
condicion trae como resultado una produccion excesiva de agua o las fracturas son
alimentadas por los pozos de inyeccion que interceptan la misma red de fracturas.
En ambos casos, el agua impide la adecuada caida de presion en la matriz de la
roca con alta saturacion de petréleo y, por lo tanto, el petréleo no se puede producir

con un beneficio econdmico.

Debido a que el gel MARCIT® reduce el flujo en las fracturas sin ingresar en la
matriz, sus propiedades de filtracion reducida son ideales para mejorar la
homogeneizacion de yacimientos con doble porosidad. Los tratamientos con el gel

MARCIT® para pozos de produccién se hacen con los mismos polimeros de baja
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concentracion y alto peso molecular que se usan en los tratamientos en pozos de
inyeccion. Debido a que los geles MARCIT® ingresan en las fracturas pero no en la
zona de la matriz, rara vez se requiere aislamiento. E| UNOGEL® es una variante
del MARCIT® gel que se utiliza en yacimiento con temperatura mayor a 255 F (124
C).

El mecanismo de aplicacion es similar a los CDG con la variante de que la reaccion
de entrecruzamiento entre el polimero y el entrecruzador resultara en un gel robusto

(bulk gel) que tendra una estructura molecular continua (Figura 15).

Figura 15: Estructura del gel resultante

Fuente: Tiorco, 2009
2.3.2.3 brightwater

Brightwater® son glébulos de microgel de tamafio submicron (kernels) que son
inyectados dentro del yacimiento con el fluido de inyeccién y que al entrar en
contacto con el fluido local a mayor temperatura estalla y se hincha con agua
proveyendo un mecanismo de control de asimilacion en profundidad (Pritchett et al.,
2003; Frampton et al., 2004). El material es una microparticula de poliacrilamida que
contiene sulfonato entrecruzado el cual esta conformado por entrecruzadores
internos tanto estable como inestable. Cuando es sometida a alta temperatura la

velocidad de decruzamiento del entrecruzador inestable se acelera. Esto reduce la
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densidad del entrecruzador de la particula y permite que ésta se expanda por la
absorcién del agua que la rodea. Después de calentarse, las particulas son capaces
de hincharse y adoptar una forma mas expandida tomando una configuracién similar
a un “popcorn” (Figura 16). La reduccion irreversible de la densidad del

entrecruzador depende del tiempo y puede ser afectada por el pH del fluido.

Figura 16: Activacién de la particula brightwater®

1- to 10-p Diameter
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Fuente: Garmeh, R., et al. 2012

Este producto es aplicable en un amplio rango de temperatura (35-140 C) y salinidad
(TDS hasta de 120,000 ppm) de yacimiento. Si la temperatura es mayor a 90 C se
deben tener consideraciones especiales. La principal ventaja de este producto es
gue puede ser aplicado directamente en la linea de inyeccion. No se requiere

taladros o unidades de coiled tubing.
2.3.3 Caracteristicas de los polimeros termalmente activos (TAP)

Uno de los aspectos mas importantes en la aplicacion de polimeros termalmente
activos es la comprension de los conceptos relacionados con las caracteristicas que

desarrollan dicha soluciones.

e Adsorcion: Durante la propagacion de una lechada polimérica a través de un

yacimiento, una fraccion de dicho polimero se fija a la roca por un proceso
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denominado Adsorcion. El proceso de adsorcion del polimero tiene dos
caracteristicas que lo hacen diferente a la adsorcion de otros quimicos, en
primer lugar se considera practicamente irreversible, y en segundo, deja
sobre la superficie de la roca una capa de polimero cuyo grosor es del mismo
orden de magnitud del tamafio de los poros. Ambas caracteristicas se
considera que estan relacionadas con el alto peso molecular de estos
compuestos (Zeng, C. et al, 2000).

Factor de resistencia residual (RRF): Este parametro estd fuertemente
vinculado al proceso de absorcién polimérica, y el mismo se traduce en la
cantidad de veces que se reduce la permeabilidad relativa al agua en relacion
a la permeabilidad del petrdleo, en un medio poroso determinado, al ser
saturado con una solucion polimérica de una concentracion dada. La
magnitud de este factor es de vital importancia para la comprension de la
modificacion de los patrones de produccion / inyeccion de fluidos en un medio
poroso, y esta correlacionado con otras propiedades de los gelantes (Smith,
J. et al., 2000).

Factor de resistencia (RF): Este factor es una relacidon de la presion
diferencial del polimero en el medio poroso. Este factor compara el
comportamiento del gel con respecto al agua y relaciona la viscosidad
aparente del tratamiento con la viscosidad del agua a las mismas condiciones
de yacimiento (Smith, J. 1989).

Tiempo de gelificacion: El tiempo de gelificacion es una funcion de la reaccion
de entrecruzamiento, o bien, la interaccién que ocurre entre el polimero y el
entrecruzador que le da su consistencia y resistencia. Esta reaccién esta a
su vez afectada por dos factores: la relacion de concentraciones polimero /
entrecruzador, y la temperatura. La velocidad de la reaccion en cuestion es
proporcional al incremento de la temperatura, pero sin desligarse de las
concentraciones: a mayores concentraciones, mayor velocidad de reaccién
(Diaz, D. et al. 2008).
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Presion de transicion: Esta presion es proporcional a la fuerza que tendra el
gel para desviar el flujo en el medio poroso y se define como la presion a la
cual se pasa de un comportamiento de polimero a un comportamiento de gel
dentro del yacimiento (Smith, J. 1989).

Concentracion polimero/entrecruzador: Las concentraciones polimero /
entrecruzador proveen al gel de su resistencia, consistencia y capacidad de
controlar el paso del agua a través del medio poroso. Concentraciones bajas
de polimero / entrecruzador generan un gel menos viscoso y con mayor
capacidad de penetracion dentro de la formacion, como es el caso de los
geles de dispersion coloidal, pero hace necesario el empleo de volumenes
mucho més grandes, dado que estos geles tienen una menor resistencia y
menor durabilidad. Concentraciones altas generan geles robustos y
resistentes, pero limitan las operaciones de bombeo y la penetracion del gel
dentro de la formacion (Smith, J. 1999).

Durabilidad: Todos los geles tienen un tiempo de duracién determinado,
definido principalmente por las concentraciones y calidad de polimero y
entrecruzador con las que son formulados. También se ve afectada por la
temperatura del yacimiento, que acelera la degradacion del gel, y por la
presencia de minerales en el agua de formacién, que altera la composicién
del mismo (Smith, J. 1999).

2.3.4 Requerimientos para la ejecucion de tratamientos de TAP

Como se analiz6 anteriormente estos tratamientos se aplican especialmente en
pozos inyectores con el fin de tener un mejor efecto en el recobro, es decir, poder
contactar la mayor cantidad de zonas no barridas por el proceso de inyeccién de
agua. Algunos de los criterios mas importantes para la seleccion de pozos

candidatos para aplicar “control asimilador” son (Manrique, E., et al, 2012):
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Rapido incremento de la relacion agua-petroleo y diferencia en el tiempo de
transito inyector productor entre los pozos de una misma malla mayor a 30
dias.

Baja recuperacion secundaria, especialmente relacionada con la primaria
para el mismo volumen poroso, como indicador de disponibilidad de atractiva
cantidad de petréleo residual.

Disponibilidad de modelo geoldgico que caracterice el tipo de depdsito y
asegure continuidad dentro de la malla: sin fallas tectdnicas u alguna otra
barrera estratigrafica.

Anisotropia en las propiedades de la roca, identificada, especialmente:
Heterogeneidad vertical (Lorenz coeff. > 0.7 o D-P>0.55), Alto contraste areal
de la permeabilidad entre el centro y los bordes del canal (La permeabilidad
en la zona ladrona debe ser por lo menos 3 veces mayor que en las zonas
de baja permeabilidad). Igualmente para el espesor permeable y la
porosidad.

Buena historia de produccion secundaria: Suficiente tiempo para establecer
performance historica y prondstico, Estimar inyeccion e inyectividad por
capa, Si fuera posible, identificar tiempo de respuesta por capa.

Reducida cantidad de capas a tratar de manera de simplificar el disefio y
maximizar la recuperacion incremental de petrdleo.

Buen estado mecanico de las instalaciones de fondo de los pozos
involucrados: inyectores y productores.

Disponibilidad de instalaciones de superficie necesarias: Flexibilidad de la
capacidad de bombeo en planta inyeccién, Planta de tratamiento que
asegure monitoreo y control de la calidad del agua de inyeccion, Capacidad
de monitoreo de la produccion.

Temperatura de yacimiento menor a 300°F

Solo formaciones de arena

pH del fluido de formacion mayor o igual a 6
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e Salinidad del agua menor a 120000
e Gradiente de temperatura entre el agua de inyeccién y la temperatura del
yacimiento (10°C sera bueno)

Puede afirmarse que los proyectos de inyeccion de polimeros no deberian
retrasarse hasta que altas tasas de corte de agua dominen la produccion. De
esta manera se reducirdn los costos de extraccion y el proyecto serd mas
facilmente solventado en un contexto de mayor flujo de caja. Otra
recomendacion es inyectar tanto volumen de polimeros como las condiciones de
la formacién lo permitan. Hay una relacion directa entre mayor volumen de
tratamiento y mayor respuesta o beneficio. Esto se basa en la experiencia de

varios autores (Mack, J., et al, 1994).

2.3.5 Diseflo de tratamientos de TAP

Respecto del disefio se deben tener en cuenta tasa de inyeccion, volumen y
concentracion de polimero. Si el objetivo perseguido es el taponamiento de los
canales o vias de mayor permeabilidad, la inyeccién se debe realizar al menor
régimen posible, compatible con los indicadores econdmicos del proyecto. Esto
es estrictamente necesario en caso de pozos productores para evitar producir
dafio a los niveles que deberian quedar en produccion. En el caso de pozos
inyectores, también se requiere un bajo caudal de inyeccion, siempre teniendo
en cuenta de no superar el gradiente de fractura de la formacion. Todo lo
mencionado respecto de los caudales de inyeccién estd relacionado a la
concentracion (ppm) del polimero que se aplique. Esto es, a mayor
concentracion se deberia reducir el caudal a fin de no alterar la presion de
admision (Smith, J., 1999).

No hay un método exacto que permita establecer cual sera el volumen y
concentracion de polimero que deberan aplicarse tanto en inyectores como

productores, aunque existe una relacion inversa entre volumen y concentracion.
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En pozos inyectores, el tratamiento deberd ser suficientemente grande para
minimizar la posibilidad de canalizacibn de agua que podria circular en
proximidades del banco generado para terminar retomando las vias de la
canalizacion existente. En general, puede decirse que los tratamientos en pozos
inyectores pueden tener un volumen entre 5y 15 veces en que deberia aplicar
en un pozo productor de la misma formacion. También cabe mencionar el criterio
de intentar obturar la zona canalizada con no menos del 5% del volumen de la
zona inundada. Este volumen se puede estimar a través de ensayos de

trazadores o en funcién de la evolucion del grafico RAP vs. Np (Leal, R., 2011).

2.3.6 Casos histoéricos

La creciente necesidad energética a nivel mundial ha llevado a los principales
productores de petréleo a buscar nuevas alternativas para hacer que los campos
sean mas productivos. Con esta necesidad e invadidos por la amplia gama de
tecnologias aplicables a los pozos, los métodos quimicos para mejorar la
distribucion de la inyeccién ha llegado a tener una gran acogida desde el
principio del siglo debido a los resultados obtenidos. Aunque en algunos casos
no se evidencian resultados en el mediano plazo, los campos que han alcanzado
una aplicacién exitosa han logrado obtener significativos aumentos en su factor

de recobro con costos adicionales muy bajos (Tabla 2, 3y 4)

Tabla 2: proyectos de brightwater a nivel mundial

DATE FIELD TREATMENT INCREMENTAL OIL COsT
(US5/BBL)

NOV/2001 MINAS (INDONESIA) BW 4500 PPM + NaOH UMNCERTAIN 43
JUN/2004 MILNE POINT BW 3300 PPM 60000 BBL 5
NOV/2004 PRUDHOE FIELD {ALASKA) BW 3000 PPM 500000 BEL (6 MONTHS)
SEPT/2006 KOLUEL KAIKE Y PIEDRA (ARG.) BW 3000 PPM 3-4% 0OIP <10
JuLf2009 SALEMA (BRAZIL) BW 5000 PPM
JAN/2010 EL BORMA (TUNISIA] BW 10000 PPM 5.68% DOIP

Fuente: Autor
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Tabla 3: Proyectos de geles de dispersion coloidal (CDG)

TREATMENT INCREMENTAL OIL cosT
(USS/BBL)
JAN/1990-JAN/1992  THE ADON ROAD (EE.UU.) CDG 268-150PPM+ ALCI 5.5% Q0IP 0.72
MAY/1999-SEPT/2000 DAQING (CHINA) CDG 700 PPM + ALCI 10-12% 00IP 3
NOV/2001- 2003
JUL/2005- FEB/2006  LOMAALTASUR(ARG.)  CDG 300-600 PPM +AC.CR. 2.9% 00IP 3
APR-0CT/ 2007
JUL/2006- APR/2007 ELTORDILLO CDG 600 PPM + MARCIT 315000 BBL (11 MONTHs) 4
JUN/2011 DINA (COLOMBIA) CDG 400 PPM + ALCI 2% 00IP 46

Fuente: Autor

Tabla 4: proyectos con Marcit y unogel

DATE FIELD TREATMENT INCREMENTAL OIL COST (USS/BBL)
SEP/2004-JUL/2005 VIZCACHERAS MARCIT 3000-6000 PPM 1.78% 00IP 153

2000-2004 MARACAIBO UNOGEL 3000-8000PPM <3

Fuente: Autor
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3. METODOLOGIA DE LA INVESTIGACION

El objetivo principal es llevar a cabo una investigacién evaluativa que lleve al
desarrollo de soluciones solidas y eficientes basados en parametros técnicos y que

garanticen un correcto desarrollo del campo en cuestion.

3.1 DISENO DE LA INVESTIGACION

Las investigaciones para la evaluacion de la factibilidad técnica de un proyecto
pueden tener diferentes enfoques y partir desde diferentes perspectivas o premisas.
En este proyecto se evaluara la factibilidad técnica de la aplicacion de métodos
quimicos a un sector del campo conformado por 3 patrones de 7 puntos invertidos
en el que se ha venido inyectando agua en las diferentes arenas del espesor neto

productivo.

El primer aspecto clave a desarrollar es la determinacion del volumen de petréleo in
situ para cada una de las arenas y aun mas importante la distribucion de este
volumen en el yacimiento. Con este fin se debe crear el modelo de simulacién
analitica que con base en los volumenes iniciales de petréleo y en la produccion
acumulada realice una correcta distribucion de la produccién y se pueda obtener el
petréleo in situ (OIP) a las condiciones actuales.

Para la construccion del modelo se cargaran los datos geoldgicos desde el software
petrel. Esta data estara constituida por los mapas de las propiedades como
permeabilidad, porosidad, espesor permeable, las fallas, limites culturales, etc. Por
otro lado las propiedades de los fluidos, regiones petrofisicas, saturaciones,
intervenciones de pozos y demas seran cargadas desde las diferentes bases de
datos. Estos datos junto con el ajuste historico del modelo permitiran conocer la
distribucion de la produccion, la saturacion por capas Y la distribucion areal de la

inyeccion (figura 17).
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Figura 17: Esquema de construccion del modelo de simulacién
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3.2. DISENO DE LA EVALUACION TECNICA

El correcto ajuste y desarrollo del modelo de simulacién es un importante paso en
esta investigacion; sin embargo no es el fin principal, ya que a partir de los datos
obtenidos se debe realizar un completo andlisis de cada uno de los aspectos mas
relevantes del area para definir el grado de viabilidad técnica de un proyecto de esta
magnitud. Inicialmente con los resultados del modelo se puede evaluar en detalle
la asimilacion del area que se resume en determinar la cantidad de petréleo que
habia originalmente en cada unidad abierta a produccion, calcular el volumen de
petréleo producido acumulado por capa y finalmente obtener las reservas
remanentes para cada una de la arenas. Esto es el factor mas importante para la
evaluacion técnica ya que sin volumen de petréleo recuperable el proyecto no
tendria ninguna validez. De igual forma conociendo las zonas con menores reservas
recuperables se puede preliminarmente establecer como zonas para aplicacion del

tratamiento.

Posteriormente se tendrian que evaluar los aspectos técnicos del area y
compararlos con los requerimientos de cada uno de los tratamientos; esto quiere
decir que se tendran que evaluar tanto las condiciones del yacimiento (presion,

temperatura, fracturas, etc.) como también la asimilacion de inyeccion-produccion.
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La figura 18 ilustra el proceso completo de la investigacion hasta la evaluacion

técnica del proyecto.
Figura 18: Esquema completo del modelo de simulacion
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Fuente: Autor
3.3. CRITERIOS DE SELECCION DEL AREA

La zona para el desarrollo de la investigacion fue seleccionada basado en varios

criterios, entre ellos:

e Zona con baja productividad que contraste con altos cortes de agua

e Historia de produccién e inyeccidon completa o en su gran mayoria

e Completa disponibilidad de reportes de intervenciones, cafoneos,
“squeezes”, aislamientos, cierres y abandonos

e Pruebas de produccion (ILTs)

Modelo geoldgico detallado del area

Con estos criterios de seleccion se identificé un sector del campo conformado por
tres patrones de inyeccion invertidos y cuyo volimenes de producciéon habian

crecido en los ultimos afios pero con un respectivo aumento en el corte de agua.
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Adicionalmente se identificO una oportunidad favorable para desarrollar el modelo
analitico en esta area ya que su distribucion estructural permite considerarla como
una zona hidraulicamente aislada de las demas tanto por su ubicacion en la parte
alta de la estructura como también por la presencia de una falla de tipo normal que

la separa de otra zona de produccién creando una barrera de no flujo (Figura 19)

Figura 19: Modelo estructural del area de estudio
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Fuente: Modelo campo Surcolombiano

Esto permitira tener un ajuste mas confiable y claramente se disminuiran los datos
para realizarlo pues no se tendra aporte ajeno al area y las reservas remanentes

calculadas seran acorde con el modelo fisico.
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4. MODELO DE SIMULACION ANALITICA

El modelo de simulacion analitica sera desarrollado en el software comercial
SAHARA cuyos principios de céalculo y generalidades se describen en el capitulo 2.
En este capitulo se mostrara el procedimiento para la creaciéon del modelo y la

informacion cargada al software para el posterior ajuste histérico.

4.1. CREACION DEL MODELO

Para el desarrollo del modelo se debe contar con una base de datos actualizada de
las intervenciones, los punzados, las cementaciones y las condiciones geolégicas

del yacimiento (capas, porcentajes de distribucion de la inyeccion, entre otras).

La creacion de un nuevo proyecto se realiza mediante el Asistente de Creacion de
Proyectos, como se muestra en la Figura 20, para el cual es necesario contar con
dos archivos principales: Uno con los nombres de las capas y otro con los nombres
de los pozos y sus coordenadas. También se debe ingresar la fecha de inicio del

proyecto a partir de la cual se importara posteriormente la historia de produccion.

Figura 20: Asistente de creacién de proyectos
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Fuente: Modelo campo Surcolombiano
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Como se observa en la anterior figura, se debe asignar un nombre al proyecto y la
duracion del mismo. También es importante definir el tamafio de la grilla de los
mapas importados o generados dentro del Sahara, en el proyecto se definio el
menor tamafo (25) para evitar grandes cambio en los mapas que posteriormente
seran importados de Petrel lo que permite conservar las caracteristicas y por
consiguiente tener un menor error en los valores de propiedades, producto de la

variacion de tamafo entre las celdas originales y las celdas que maneja Sahara.
4.1.1 Carga de datos

Los datos del modelo estatico son necesarios para la creacion del modelo analitico,
estos pueden estar en mapas o en tablas de datos. Los mapas de permeabilidad,
porosidad, estructurales y espesor neto fueron importados de Petrel en formato
ZMAP. Algunos pueden ser observados en la Figura 21. Debe aclararse que los

mapas fueron cargados para cada una de las siete arenas de la zona productora.

Figura 21: Mapas del &rea de estudio para una arena

Fuente: Modelo campo Surcolombiano
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Otros mapas fueron generados en Sahara a partir de la informacién disponible, en
primer lugar el mapa de volumen poral, resultante de la multiplicacién entre los
mapas de porosidad y los mapas de espesor permeable; En segundo lugar el mapa
de espesor util, resultante de la multiplicacion de los mapas de espesor total con el
de net to gross, el mapa de OOIP, que se obtuvo por la division de la multiplicacién
del mapa de volumen poroso por la saturacion de agua entre el factor volumétrico y
el mapa de calidad del yacimiento que resulto de la multiplicacién entre los mapas

de porosidad, permeabilidad y espesor permeable.

4.1.2 Propiedades de roca

Debido a la heterogeneidad del yacimiento es imposible asignar un valor de
saturacion para cada capa, ya que las permeabilidades relativas variaran en cada
una de ellas, por lo tanto es importante identificar las diferentes unidades hidraulicas
de flujo y asi clasificar las diferentes arenas por tipos de roca.

Para identificar estas unidades se debe realizar una gréafica de permeabilidad vs
porosidad (Figura 22) de esta forma se podran agrupar las unidades hidraulicas por
rango de permeabilidades y a cada rango asignar un valor de saturacién para
posteriormente calcular por medio de correlaciones la permeabilidades relativas

para cada rango o tipo de roca.
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Figura 22: Grafico de tipos de roca
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Fuente: Modelo campo Surcolombiano

Para el caso del area de estudio se identificaron 4 tipos de roca, los cuales fueron
elegidos por rangos de permeabilidad y para cada uno se determinaran las

permeabilidades relativas

A partir de estos cuatros tipos de roca se pueden relacionar cuatro regiones
petrofisicas y cuatro regiones de saturacion. La metodologia para cargar los datos
a cada capa sera asignar una permeabilidad promedio por espesor a cada una de
las capas obtenida a partir de los registros; basados en este valor de permeabilidad
se asignara a cada capa un tipo de roca y por lo tanto una region petrofisica y de

saturacion (Tablas 5y 6).
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Tabla 5: Regiones petrofisicas

Nombre Krot[%] Kroexp. Krwt[%] Krwexp. Sor[%] Swc [%]

RT1 0,843 1,43 0,243 1,29 20 15
RT2 0,777 2,48 0,239 2,09 25 25
RT3 0,713 3,54 0,104 3,02 30 35
RT4 0,662 3,65 0,106 3,02 30 40

Fuente: Autor

Tabla 6: Regiones de saturacion

Nombre So Orig. [%]  Swi sec. [%] Sgi sec.[%)]
RT1 85 15 0
RT2 75 25 0
RT3 65 35 0
RT4 60 40 0

Fuente: Autor

La saturacion de gas inicial no se carga en cada capa debido a que es un dato que
se asigna por pozo y representa el factor de recobro primario hasta que se alcanza
el llenado en el proceso de inyeccién. Estos datos se asignan con los numeros del

1 al 4 dependiendo de la regién donde se clasifican.

4.1.3 Propiedades de los fluidos

Para la asignacion de las propiedades de los fluidos se puede aplicar una
metodologia similar a la anterior, sin embargo por la limitada informacion que se

tiene de estudios PVT solo se puede asignar una region PVT a cada capa de cada
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pozo. Como es un modelo analitico solo se deben cargar datos puntuales de
factores volumétricos y viscosidades para los fluidos. Para esto entonces se tomé
el analisis PVT disponible y se ajustan los valores reportados a las condiciones

actuales para obtener asi la tabla de region PVT (Tabla 7)

Tabla 7: Region PVT

1,08 200 25 1 0.3

Fuente: Autor

4.1.4 Trazadores

La distribucion de la inyeccion por capa es un parametro muy importante para la
determinacién del efecto de la inyeccion en la produccién de la arena. Para obtener
esta distribucion se pueden aplicar diferentes métodos tanto tedricos como
practicos. Una de las metodologias mas ampliamente utilizadas es la realizacién de
pruebas de trazadores que consiste en la adicion de sustancias quimicas en el fluido
de inyeccion y determinar asi su presencia en los pozos de influencia. En este caso
se analizaria el recobro de cada quimico por capa abierta a produccion. Aunque
este es un método muy confiable el area de estudio no cuenta con una base de
datos de pruebas de trazadores y la informacién disponible se limita a pruebas de
inyectividad (ILT) realizada durante varios afios del proyecto (Figura 23). Estas
pruebas muestran la capacidad de admision de cada una de las arenas a las
mismas condiciones de presion. Con estos valores por arena se puede determinar
el porcentaje de inyectividad de cada capa con respecto al volumen total admitido
en el pozo inyector. Con estos valores porcentuales se puede distribuir el caudal de

inyeccion a la respectiva fecha.
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Figura 23: Pruebas de inyectividad a diferentes fechas
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Fuente: Modelo petrofisico prizem
4.1.5 Historia de produccidn e inyeccién

Como se explicé en el capitulo 1 el desarrollo histérico del area ha comprendido tres
etapas desde su explotacién primaria, la etapa 1 de inyeccion con lineas de flujo
directa y la etapa 2 con patrones de siete puntos invertidos (Figura 3). Para tener
una completa vision del performance del area las producciones fueron cargadas
para cada pozo productor en unidades de barriles por dia (agua y petrdleo). Esta
informacion sera la que finalmente se analizara para realizar el ajuste histérico del

area.
4.1.6 Intervenciones de pozo

El desarrollo de un campo generalmente se ve alterado por operaciones de
acondicionamiento que se deben realizar periodicamente a los pozos ya sea por
mal funcionamiento del equipo de subsuelo o por optimizacién del mismo. Estas
intervenciones afectan la linealidad de la produccion y generan cambios en las
curvas de produccion e inyecciones, las cuales deben ser representadas por el
modelo de simulacion con el fin de conseguir la representacion mas real del

proyecto en cuestion. Para la construccién del modelo se cargaron cada una de las
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intervenciones realizadas a los pozos del area de estudio que se encontraban
registrabas en open Wells. Esta informacion consta del tipo de intervencion
realizada que se clasifica entre cafioneo, tapén o limpieza y la fecha de inicio y
terminacion del trabajo (Figura 24). Estas fechas tuvieron que validarse en el
modelo para asegurarse que los pozos intervenidos cerraran su actividad en el
periodo correcto y asi asegurarse de que el simulador no calculara la desaturacion

del periodo de cierre.

Figura 24: Intervenciones de pozo
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Fuente: Modelo analitico campo Surcolombiano

4.2 AJUSTE HISTORICO

Una vez generado el modelo, se debe buscar que este sea representativo del
comportamiento del yacimiento, para esto se debe seguir una serie de pasos previos
como se observa a continuacion y finalmente seleccionar el método de célculo

adecuado.
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4.2.1 Creacion del enmallado

Para el ajuste del modelo se genera un mallado de inyeccion automatico en el
software, para cada fecha y zona del mismo, por lo tanto es muy importante que
todos elementos de flujo se encuentren perfectamente generados, dichos
elementos estan caracterizados por los pozos inyectores y productores, la
geometria, las saturaciones, las capas, las fechas de creacion y finalizacion, el

volumen poral, entre otros.

Para la generacion de dicho mallado es necesario seleccionar un radio de
basqueda, de esta manera, la creacion de elementos entre inyectores y productores
se realizara solo con aquellos pozos que estén a una distancia menor o igual a la

indicada.

En la Figura 7 se puede observar la manera en que el simulador de Sahara vincula
los pozos inyectores con los productores asociados segun los factores
anteriormente mencionados y la historia de inyeccién del campo. Sin embargo el
mallado generado debe ser modificado manualmente para ajustarlo a

caracteristicas especificas de la produccion y la geometria del campo.

En la Figura 25 se puede observar como se genero la malla y el resultado después
de la modificaciéon segun los mecanismos del reservorio, los datos de produccién de
los pozos involucrados y la geologia del yacimiento; es necesario tomar en cuenta
las fallas ya que estas actian como elemento sellante lo que restringe la
comunicaciébn de pozos inyectores con pozos productores de otro bloque.
Adicionalmente se debe evaluar si el barrido afecta la totalidad del area de la malla

del inyector.
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Figura 25: Mallado final del modelo

Fuente: Fuente: Modelo analitico campo Surcolombiano

El ajuste de las mallas de inyeccion debe tener en cuenta que una zona no puede
ser contactada por dos pozos inyectores a la vez, ya que calcularia un doble
volumen poral inyectado lo cual no es cierto debido a que una vez que el volumen
poral sea contactado producto de la inyeccién, no podréa ser llenado por el volumen

de inyeccion de otro pozo inyector.

Con la modificacién de la geometria de las mallas generadas se puede variar la
irrupcion del frente de agua y la cantidad de aceite contactado, logrando asi un
mejor ajuste del modelo.

4.2.2 Seleccion del método de célculo
Las alternativas de modelo de célculo que presenta Sahara son cuatro:
¢ Flujo Segregado

e Buckley-Leverett
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Craig, Geffen y Morse
Curva Caracteristica

Para cada método se generaron distintos escenarios con los coeficientes de

distribucidon mencionados a continuacion:

Angular: En este caso, las producciones asociadas son proporcionales a los
angulos de los elementos que llegan a cada pozo Productor. Los pozos que
no estén totalmente rodeados de pozos inyectores generaran una produccion
asociada menor que la produccion de capa, dado que hay areas que no estan
siendo barridas por ningun pozo inyector.

Ponderado por Volumen Poral. En este caso, las producciones asociadas se
obtienen ponderando los volumenes porales de los elementos que llegan a
cada pozo Productor. En este caso, las producciones asociadas siempre
suman las producciones de capa.

Angular y Volumen Poral: Este método calcula las producciones asociadas
ponderadas por los volumenes porales de los elementos de flujo, pero
normalizados a la suma de los angulos de los elementos que llegan a cada
pozo productor. De esta manera, las producciones asociadas de cada pozo
productor sumaran la produccion total de capa sélo en el caso de que

efectivamente esté completamente rodeado por pozos inyectores.

El método mas representativo serd aquel que muestre el comportamiento mas

cercano a la historia de produccién; Para este caso se observé que las tasas de

produccion, la tendencia y el comportamiento de los métodos de calculo son

acertadas en términos generales, lo cual se debe a los recientes mapas de

propiedades generados por la compafia en el software Petrel, que evidencia una

buena descripcion en las propiedades petrofisicas.

Para la seleccion del método mas caracteristico inicialmente se realiz0 una

sensibilidad a través de un analisis de porcentajes de error entre la produccion

acumulada y la historia de produccion del campo para los distintos coeficientes de
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distribucion de cada uno de los métodos de célculo, obteniéndose los resultados
mostrados en la tabla 8, los coeficientes de distribucion que muestran el menor

porcentaje de error se encuentran subrayados en amarillo.

Tabla 8: Porcentaje de error para métodos de célculo

Buckley-Leverett
Angular Ponderado por volumen poral |Angular y volumen poral
Yeerror Seerrar Seerrar
petrélec | 25 59 20
Apgua 27 20 30
Ligquido total 50 50 A2
Curva caracteristica
Angular Ponderado por volumen poral  |Angular y volumen poral
Yaerror Saerrar Seerrar
Agua 8 10 27
Ligquido total 15 13 49
Flujo segregado
Angular Ponderado por volumen poral  |Angular y volumen poral
Yaerror Yaerror Yeerror
petrdlec | 10 10 27
LApgua 16 20 22
Liguido total 29 30 55
Craig-Geffen-Morse
Angular Ponderado por volumen poral |Angular y volumen poral
Yoerror Seerror Seerrar
petrélec | 7 2 19
LApgua 7 9 33
Liquido total 14 13 18

Fuente: Autor

Con el fin de seleccionar el método que mejor represente el comportamiento del
yacimiento se tuvieron en cuenta tanto los porcentajes de error obtenidos con cada
método respecto al comportamiento real (Figura 26) como la veracidad con la que
representa las condiciones a nivel de yacimiento. Para ello es importante tener en
cuenta que la mayoria de métodos han sido idealizados para facilitar el célculo y
ninguno de ellos ha tenido en cuenta el comportamiento de pozos periféricos
(WuC., 1968).

Inicialmente el método de Buckley-Leverett, es uno de los mas usados en la

industria por su gran utilidad en la descripcion del flujo y la eficiencia en el
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desplazamiento de fluidos inmiscibles, lo que permite determinar rapidamente un
promedio de saturacién de agua al momento de la ruptura a partir de los datos de
permeabilidad relativa (Higgins, R., 1958), sin embargo, no presentd un
comportamiento representativo del yacimiento, lo anterior puede deberse a que
asume que el flujo fraccional solo se encuentra en funcion de la saturacion de agua
y que una saturacion de agua particular se propaga a velocidad constante por todo

el volumen poroso (Sarma, H., et al. 1992).

Por otro lado el método de Curva Caracteristica es bueno cuando se maneja en
yacimientos poco desarrollados, en el caso del Campo Surcolombiano la historia de
produccion es de 20 afos, y el modelo de simulacion se programé hasta el 2023,

por lo que no es totalmente confiable.

El método de Flujo Segregado tiene aplicabilidad en casi todos los casos de flujo
horizontal de agua-petroleo, sin embargo para el Campo Surcolombiano por ser un
meétodo que se rige por el angulo de buzamiento y la fuerza de gravedad no aplica,
ya que la inclinacion que presenta en la mayoria de pozos del &rea es bajo, ademas
no toma en cuenta la forma de la curva de permeabilidad relativa, solamente los
puntos finales, lo cual no genera un comportamiento real debido a que la
permeabilidad relativa es funcion de la saturacién y su variacion regira el movimiento

de los fluidos.

Por ultimo el método y el que es mas acorde al area de estudio segun los resultados
obtenidos, es el método de Craig Geffen y Morse (CGM), debido a que en la
industria es el método méas usado en la generacién de modelos que permitan simular
un comportamiento a futuro, es muy acertado y a pesar de que fue derivado para
un arreglo de cinco pozos, puede ser aplicado a cualquier geometria con buenos
resultados (Cobb, W., 2003); otra ventaja que ofrece este método es que fue
desarrollado con pruebas de laboratorio lo que propicia un comportamiento similar

a condiciones de yacimiento.
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El método CGM es capaz de describir el proceso de inyeccién de forma mas real
que Buckley-Leverett, ya que tiene en cuenta el método de Dystra Parsons, es decir
qgue tiene en cuenta la heterogeneidad vertical del yacimiento. Por las razones
anteriores el método Craig Geffen y Morse (CGM) fue escogido para la simulacion

del modelo analitico.

Figura 26: Porcentajes de error para métodos de calculo
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Fuente: Autor

Una vez seleccionado el método Craig Geffen y Morse (CGM) se determina el
coeficiente de distribucion, para lo cual el porcentaje de error no es un dato
determinante, se debe tener en cuenta lo que se quiere lograr con el modelo y para
gue sera usado posteriormente; El coeficiente de distribucion angular asume una
eficiencia del 100 % mientras que el ponderado por volumen poral se relaciona con
los barriles producidos obteniendo un porcentaje respecto al total; El coeficiente de
distribucion angular por volumen poral restringe la distribucién de la inyeccion con
las asunciones de los dos coeficientes anteriores por lo cual genera un modelo mas
conservador que involucra implicitamente parametros operativos relacionados a
cortes en la inyeccion ya que al suspender la inyeccion debido a “paros” o
mantenimientos la eficiencia nunca sera del 100%. Por lo anterior y debido a que el
modelo se usara para control, el comportamiento mas acorde a futuro se lograra

con los coeficientes de distribucion angular por volumen poral.
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4.2.3 Procedimiento de ajuste del modelo de simulacién analitica

Debido a que ningun método de simulacion refleja el comportamiento real del
yacimiento con un porcentaje de error nulo se requiere realizar un ajuste con el fin
de que el porcentaje de error disminuya la mayor cantidad posible, y las

predicciones sean mas confiables.

Para el ajuste detallado se parte de los resultados obtenidos del método Craig
Geffen y Morse (CGM); El simulador permite modificar la geometria de los
elementos de flujo, con lo cual se puede ajustar el volumen poral contactado por las
lineas de flujo entre el inyector y el productor, con el ajuste de esta geometria se

puede modificar la irrupcién del frente de agua y la cantidad de aceite producido.

El ajuste se realiza con el fin de que las tasas de petroleo producidas y agua
inyectada no difieran en gran cantidad de las reales y asi permita obtener un modelo
veridico, para que los escenarios creados sean mas confiables. El criterio basico de
validacion del ajuste es comparar lo volimenes producidos acumulados tanto de
petréleo como liquido con los volimenes simulados para determinar el procentaje
de error acumulado y determinar si este cabe dentro de la sensibilidad previamente

establecido por el ingeniero.
Los criterios para el ajuste pozo a pozo y capa a capa fueron los siguientes:

e En primer lugar se tomé6 en cuentan el porcentaje de aporte de inyeccién y
de produccion de cada capa, la localizacion de los pozos (propiedades
petrofisicas y geoldgicas del sector), el comportamiento de los fluidos en el
tiempo y la produccion acumulada.

e Evaluacién de la influencia o el efecto del pozo inyector en el pozo productor;
esto se realiz6 mediante el analisis de mapas de burbuja en el tiempo,
identificando el cambio de comportamiento a la fecha de entrada de los pozos

inyectores
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Una vez ajustado el modelo geométricamente se procede a modificar los
coeficientes de distribucion en puntos criticos especificos y asi ajustar el volumen
poral contactado (Figura 27).

Figura 27: Ajuste de los coeficientes de distribucion

Fuente: Modelo analitico campo Surcolombiano

4.2.4 Analisis del ajuste

La inicializacion del modelo de simulacién se realizd asignando los coeficientes de
distribucién por el método angular por volumen poral explicado anteriormente. A
partir del ajuste inicial del &rea se comenzd a evaluar pozo por pozo y capa por capa
el porcentaje de error que presentaba el ajuste inicial. En los casos de maxima
desviacién se comenz6 a ajustar la geometria del elemento de flujo (Para modificar
el tiempo de influencia) y los coeficientes de distribucion (Modificar el grado de
influencia).

Los resultados obtenidos por el modelo de simulacion son bastante acertados
respecto a los comportamientos reales del yacimiento. La figura 28 muestra el
resultado final del ajuste, donde se puede ver la produccion real de petréleo (Linea

verde continua) con el ajuste realizado por el modelo (Linea verde intermitente). De

69



igual forma el volumen de liquido real (Linea negra continda) con su respectivo

ajuste (linea gris intermitente).

Figura 28: Ajuste histérico final
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Fuente: Modelo analitico campo Surcolombiano

Las sensibilidades establecidas inicialmente para el ajuste se lograron cumplir
(Yoerror<5 para petroleo y %error <15% para liquido) ampliamente, lo que brinda un
alto grado de confiabilidad para el andlisis del performance historico y la
determinacion de las reservas existentes en cada una de las capas de los pozos del

area (Figura 29).
Figura 29: Porcentaje de error del ajuste final
14

12
10

% Error

o N B O ©

Petroleo Liquido

Fuente: Autor
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5. EVALUACION TECNICA DEL PROYECTO

La creacion del modelo brinda una vision mas completa y detallada del proceso de
inyeccion en el area. Esta informacién junto con la obtenida de las bases de datos
y modelos geologicos y petrofisicos seran utilizados para evaluar si el area de
estudio cumple con los requerimientos técnicos para la aplicacion de un polimero

termalmente activo (TAP).

5.1. EVALUACION DE RESERVAS REMANENTES

El modelo de simulacion analitica fue desarrollado principalmente con el fin de
determinar la condicion actual de saturacion de la zona de interés pero evaluado a
nivel de capa en cada uno de los pozos (Figura 30). El objetivo de esta evaluacion
es determinar cuales capas han tenido un barrido eficiente y en cuales el proceso
ha sido deficiente y se pueden identificar oportunidades de mejorar el “conformance”

(asimilacién) y de esta forma obtener un mayor recobro en el proceso secundario.

Figura 30: Cambio en la saturacién de la capa C3

Fuente: Modelo analitico campo Surcolombiano

Como se mostrd en el capitulo 1 el area de estudio lo constituye tres patrones de
siete puntos invertidos (Figura 1), cada uno con un area de barrido definida y

claramente delimitada por los patrones vecinos. Inicialmente el objetivo es identificar
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en cada una de las capas de los patrones como ha sido el “performance” y cual es
su estado actual, es decir el petréleo in situ (OIP). Mediante la multiplicacion de los
mapas cargados al modelo se determiné el volumen de petréleo original in-situ
(OOIP) para cada arena de cada patron. La figura 31 muestra los resultados
obtenidos del modelo. Los resultados permiten identificar las arenas con un mayor
potencial de explotaciébn en cada uno de los patrones. Las arenas C1, C3 y C6
presentan los mayores volimenes de petréleo original mientras que el patréon 2

cuenta con las mayores reservas en el area.

Figura 31: Volumetria del &rea de estudio
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Fuente: Autor

Después de determinar las volumetrias de cada patron se debe evaluar el recobro
de cada patrén, ya que con las producciones alocadas con el modelo se puede
conocer con certeza el volumen de petréleo producido por cada zona en cada una
de las tres etapas de produccion.
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Con respecto al patron 1 la figura 32 muestra el desarrollo del area para cada una
de las capas desde el proceso de recobro primario, proceso de inyeccion con lineas
directas (WF_1) y el proceso de patronamiento (WF_2).

Figura 32: Historia de produccién patrén 1
HISTORIA DE PRODUCCION
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mWF_1 04 10,0 45,0 33,3 25,0 95,0 14,2
WF_2 22,2 35,2 72,2 35,2 26,7 69,5 45,1

Fuente: Autor

Claramente en la mayoria de las zonas durante el recobro primario se alcanz6 una
recuperacion mas significativa que en los proyectos posteriores. Sin embargo
debido a la heterogeneidad de las zonas existieron capas con mas éxito durante el
proceso de inyeccion (C3 y C6). Dicho comportamiento se debe a la conectividad
de las arenas, a las propiedades de flujo de la capa con respecto a las zonas
adyacentes. Las zonas con un comportamiento pobre en el proceso secundario son
las arenas ubicadas en la parte alta de la estructura (C1 y C2) al igual que las zonas
medias (C4 y C5). La historia de produccion del &rea alcanzo un recobro total del
25% (Tabla 9), sin embargo existen zonas cuyo potencial aun no se ha alcanzado,
es decir su volumen recuperado corresponde en mayor medida al recobro primario
y durante el proceso de inyeccién la zona no ha sido contactada en su totalidad por
el fluido inyectado. En general las reservas recuperables en el patréon 1 aiun son

altas y se identifican zonas con una mayor eficiencia de barrido.
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Tabla 9: Reservas remanentes en el patréon 1

RF
CAPA |0OIP(Mbbl)| (Primary) | RF (WF1) |RF(WF2)| RF(Total) |OIP(Mbbl)
cl 462,3 18% 1% 5% 27% 336,5
c2 553,1 15% 2% 6% 23% 424,83
c3 781,6 12% 6% 9% 27% 571,6
c4 629,8 12% 5% 6% 22% 488,8
c5 399,7 13% 6% 7% 26% 294,6
c6 1013,3 9% 9% 7% 25% 755,8
c7 568,3 11% 2% 8% 22% 445,1
TOTAL 4408,2 12% 6% 7% 25% 3317,2

Fuente: Autor

El patron 2 tuvo un desarrollo especial con respecto a los demas, ya que en esta

area ha habido influencia de dos pozos inyectando de manera simultanea por lo que

las lineas de distribucion del fluido se dividen en dos sectores cada uno influenciado

por el respectivo inyector. Como se mostro en los resultados de las volumetrias esta

zona cuenta con la mayor reserva y debido al efecto combinado de los pozos

inyectores el recobro alcanzado en algunas arenas es alto (Figura 33). Este

comportamiento evidencia excelentes propiedades de flujo en las zonas ubicadas

en la parte media de la estructura (C3, C4 y C5) y una deficiente capacidad de

admisién de las zonas adyacentes. Esto es debido a la facilidad que presentan unas

areas para permitir el flujo a través de su medio poroso, lo que genera flujo cruzado

(“Crossflow”) entre las capas y por lo tanto deja zonas sin contactar.
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Figura 33: Historia de produccién patrén 2
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Fuente: Autor

Aunque la recuperacion en algunas zonas fue muy eficiente, el pobre barrido
volumétrico en otras areas provoco que el recobro total en el area fuera del 25%. La
tabla 10 resume el comportamiento del patron y en ella se identifica la presencia de
altos volumenes de petréleo moévil en varias capas (C1, C4 y C6) contrastado con
zonas ya inundadas (C2, C3 y C5) y cuya capacidad de produccion se limita a bajos
volimenes obtenido por recirculaciéon del fluido inyectado. Estas zonas ya barridas
han generado una clara preferencia y serian candidatas para aplicacion de métodos
de recuperacion que disminuyan las fuerzas capilares de los fluidos y promuevan
su desplazamiento; sin embargo como se explicé en el capitulo 2 el éxito de un
proceso de recuperacion terciaria radica en tener una distribucion uniforme del fluido
inyectado y en este caso primero se debe mejorar el “conformance” (asimilacion) de

proyecto mediante la aplicacion de un tratamiento quimico (TAP).
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Tabla 10: Reservas remanentes en el patrén 2

RF

CAPA |OOIP(Mbbl)| (Primary) | RF (WF1) | RF (WF2) | RF(Total) | OIP(Mbbl)
c1 1046 7% 7% A% 19% 849,9
c2 539  17% 14% 6% 37% 341,4
c3 752  14% 17% 6% 37% 4745
ca 896 8% 13% 3% 23% 686,3
c5 644  10% 18% 4% 32% 435,7
c6 1274 9% 6% 1% 16% 1064,3
c7 533 11% 9% 6% 26% 394,2
TOTAL 5684,60 10% 11% 4% 25% 4246,3

Fuente: Autor

El patrén 3 fue la Ultima zona del area en desarrollarse mediante el proceso de

inyeccién debido a la falta de informacion con la que se contaba para establecer la

conexion entre las arenas y la presencia de zonas con buenas propiedades de flujo.

Por esta razén su proceso de inyeccion inicio en la etapa de patronamiento y no

durante la inyeccién con lineas directas (Figura 34). Para esta zona la calidad de

yacimiento en la arena C3 muestra una clara ventaja frente a las demas zonas

abiertas a produccion, lo cual indica que en las deméas arenas hubo un pobre

desarrollo y por lo tanto la presencia de altos volumenes de petréleo recuperable.
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Figura 34: Historia de produccién patron 3
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Fuente: Autor
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La tabla 11 resume el comportamiento histérico del area y aunque es evidente que
los volimenes recuperados son bajos para la mayoria de zonas, los volumenes
remanentes son mas bajos que en los otros patrones, sin embargo no deja de ser
atractivo recuperar la mayor cantidad de petroleo posible, esto ya que la zona por
donde la mayor cantidad del agua tiene su efecto estda en un volumen de
recuperacion cercano al total del petréleo recuperable, o que obliga a pensar en el

desarrollo de las zonas adyacentes.

Tabla 11: Reservas remanentes en el patrén 3

RF
CAPA  |0OIP(MbbI) (Primary) | RF(WF1) | RF (WF2) |RF(Total) |OIP(Mbbl)
c1 776 3% 0% 4% 7% 721,3
c2 381 9% 0% 8% 17% 317,7
c3 692 28% 0% 13% 12% 404,0
c4 548 7% 0% 6% 13% 474,5
C5 343 11% 0% 8% 19% 278,5
c6 884 10% 0% 8% 18% 724,7
c7 511 10% 0% 10% 19% 411,7
TOTAL 41345 11% 0% 8% 19% 3332,6

Fuente: Autor

Los resultados obtenidos del andlisis del performance de los tres patrones del area
permiten identificar un alto volumen de petrdleo recuperable en varias de las arenas,
producido inicialmente por la preferencia de la inyeccion a lo largo de la zona
productora. La figura 35 es un esquema de representacion del petréleo in situ por
arena en cada uno de los patrones. La informacion muestra claramente la
deficiencia del recobro en arenas de cada uno de los patrones y de igual forma
zonas donde el volumen recuperado ha sido mucho mayor y por lo tanto serian las
areas donde inicialmente se podria pensar en aplicar el tratamiento de polimero
termalmente activo (C2, C3 y C5), ya que de esta forma las arenas vecinas serian

contactadas por el fluido inyectado.
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Figura 35: OIP por patrén
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Fuente: Autor

Finalmente se puede concluir que las reservas remanentes de crudo en las arenas
del area de estudio representan un volumen favorable para la aplicacion de
polimeros termalmente activos, ya que en muchos campos a nivel mundial se han
realizado este tipo de proyectos con factores de recobro mas altos y se han obtenido

resultados positivos (Chung, T. et al, 2011).

Debido al bajo recobro de muchas zonas (Tabla 12) es viable la realizacion de un
analisis técnico mas detallado del yacimiento y del fluido con el fin de verificar los

requerimientos minimos de este tipo de proyectos.

78



Tabla 12: Factores de recobro total por arenas

CAPA PATTERN 1 | PATTERN 2 | PATTERN 3
RF(Total) | RF(Total) | RF(Total)
c1 27% 19% 7%
c2 23% 37% 17%
c3 27% 37% A42%
ca 22% 23% 13%
cs 26% 32% 19%
C6 25% 16% 18%
c7 22% 26% 19%

Fuente: Autor
5.2 TIEMPO AL BREAKTHROUGH

Los requerimientos basicos para pasar de un proyecto de inyeccion de agua a un
proyecto de inyeccion de polimero son la presencia de volumen de petréleo
recuperable y un tiempo de irrupcion corto que indiqgue una preferencia en la

inyeccion y por lo tanto zonas no contactadas durante el proyecto.

Inicialmente se debe calcular cual seria el tiempo al breakthrough teérico. Esto lo
realizamos con la ayuda del método de Craig-Geffen-Morse aplicado en un
simulador analitico e ingresando la propiedades petrofisicas de las capas de cada
patron. Se calculé un tiempo promedio de 10 meses para que el frente de agua

irrumpiera en los pozos productores en cada uno de los patrones (Tabla 13).
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Tabla 13: Resultados célculo del tiempo al breakthrough

Recovery
: 1 mcrra e (% OOIP)
0,000 0 0,0 0,0 0,0 0,000 0,0 0,0 0,0 8,00
0,143 411 79.9 0,0 34.6 0,004 4,2 0,0 0,0 8,07
0,213 695 333.3 0,0 56,0 0,006 19,4 0,0 0,0 8,33
0,282 921 60T, 7 0,0 81,4 0,009 46,4 0,0 0,0 8,78
0,348 1052 826,56 0,0 110.3 0,012 79,0 0,0 0,0 9,34
0,412 1212 1001.0 0,0 140.4 0,015 113,3 0,0 0,0 9,91
0,474 1302 10747 0,0 17,7 0,018 138,8 0,0 0,0 10,35
0,533 1358 1119.8 0,0 2024 0,022 163,8 0,0 0,0 10,77
0,591 1414 1165.0 0,0 232.6 0,025 188,5 0,0 0,0 11,19
0,647 1445 11901 0,0 262.4 0.028 212,8 0,0 0,0 11,60
0,700 1477 12151 0,0 2917 0,031 236,7 0,0 0,0 12,00
0,752 1509 12408 0,0 3202 0.034 260,1 0,0 0,0 12,40
0,801 1543 1267.5 0,0 348.0 0.037 282,8 0,0 0,0 12,78
0,548 1577 1179.3 138,9 3756 0,040 304,6 0,9 0,1 13,15
0,594 1612 1194 .4 154,3 402.6 0.043 325,7 2,1 0,1 13,51
0,937 1647 12104 169,1 4292 0.046 346,3 3,5 0,1 13,85
0,980 1652 12269 183,3 454 9 0.048 366,0 5,1 0,1 14,19
1,020 1718 11999 197,0 480.5 0,051 385,1 6,9 0,2 14,51
1,060 1753 10997 210,4 5059 0.054 403,4 8,8 0,2 14,82
1,095 1759 10909 450,6 5311 0.057 421,0 13,9 0,4 15,12
1,135 1826 11227 479,0 556,2 0.059 448,77 17,7 0,4 15,59
1,171 1863 1130.5 506,6 581.0 0.062 466,1 21,8 0,4 15,88
1,206 1900 1138.8 533,686 605.5 0.064 482,8 26,1 0,5 16,16
1,239 1937 11276 560,2 629.8 0.067 499,1 30,6 0,5 16,44

Fuente: Autor

Para determinar el tiempo real del “breakthrough” se realizd un analisis del
comportamiento de la produccion de agua con respecto al agua inyectada y el
petréleo producido. Mediante la creacion de gréficas para cada uno de los patrones
se identificaron los tiempos a partir de los cuales la pendiente de la curva de
produccion de agua y corte de agua cambian, es decir el momento en el que el agua
comienza a entrar a los pozos productores. El analisis grafico (Figura 36) permitié
determinar que el tiempo de irrupcién real fue en promedio de tres meses, lo cual
indica que el frente de agua tardo menos tiempo del esperado en llegar a los pozos
productores. La razon por la cual los pozos tuvieron un aumento excesivo en el corte
de agua puede ser la canalizacion de la inyeccion. Sin embargo la conificacién es
otro fendbmeno comun que produce una alteracion en el corte de agua de los pozos

por esto se debe conocer la causa mas exacta del problema.
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Figura 36: Determinacion del tiempo al breakthrough en cada patrén
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Fuente: Modelo analitico campo Surcolombiano

Para distinguir la causa real del aumento en el volumen de agua producido debemos
realizar un gréafico de diagndstico de Chan (Chan, K., 1995) que consiste en graficar
la relacién agua-petroleo (WOR) y su derivada (WOR’) contra el tiempo de
produccioén en un gréafico Log-Log. Con esta grafica se evalla el comportamiento de
la relacion agua-petréleo y se determina si el aumento fue causado por canalizacion
o por conificacion. Las graficos 37, 38 y 39 muestran el comportamiento de los tres
patrones del area. El comportamiento de la relacion agua-petréleo para los tres
casos es el mismo y se nota un aumento tanto en los valores del WOR como en los
de su derivada. Segun Chan este comportamiento corresponde a zonas con
inyeccion preferencial, es decir pozos donde la mayor parte del agua inyectada es
dirigida hacia zonas con propiedades de flujo muy superiores a las demas zonas y
que por lo tanto facilitan la entrada de agua desde el pozo inyector o desde otras

arenas.
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Figura 37: Grafico de Chan para el patron 1

100

-
=]

-
L

=
—

0,01

* QM
+WOR
|
mWOoR'

0,001

10 100 1000

Time (days)

Fuente: Autor

Figura 38: Grafico de Chan para el patrén 2
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Figura 39: Grafico de Chan para el patrén 3
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Fuente: Autor
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Los graficos de Chan permiten determinar que las areas con mayor recobro en cada
patron son entonces las zonas donde la inyeccion toma preferencia y por lo tanto
las demas areas deben presentar grandes cantidades de reservas no contactadas
(Figura 40).

Figura 40: Esquema de inyeccion preferencial

Injection Well

Fuente: Autor
5.3 HETEROGENEIDAD VERTICAL

Los tratamientos de mejoramiento de “conformance” (asimilacién) mediante la
aplicacion de tecnologias de TAP requieren zonas altamente heterogéneas y que
presenten un alto contraste en la permeabilidad entre cada una de las zonas. Una
forma de determinar la heterogeneidad de las zonas es calculando el coeficiente de
Dykstra-Parson el cual evallua la distribucion de la permeabilidad por espesor y con
base en el percentil 84.1 y 50 permite obtener un coeficiente entre 0 y 1 de esta
variacion. En general entre mas cerca este el coeficiente D-P de 0 mas homogénea
es la formacion, por el contrario si esta mas cerca de 1 la formacion sera mas
heterogénea. Para determinar los coeficientes del area de estudio se seleccionaron
los registros de los pozos que este afectado por los tres pozos inyectores. Con base
en el registro de permeabilidad y los espesores pie a pie se calcularon los

coeficientes de D-P para el &rea (Figura 41).
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Figura 41: Coeficientes de D-P para el area de estudio
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Fuente: Autor

El coeficiente de D-P para el &rea varian entre 0.7-0.9, clasificAndola como una zona
altamente heterogénea, pero que no posee fracturas naturales. Normalmente las
areas aptas para la aplicacion de TAP deben ser formaciones con un coeficiente D-
P mayor a 0.55 por lo tanto en condiciones de heterogeneidad se cumple la

condicion.

Otra forma de identificar la heterogeneidad de una zona fue la analizada en el
capitulo 4 donde se determinaron los tipos de roca presentes en la formacién (Figura
22) y que son un indicador de la presencia de distintas zonas de flujo, es decir
presencia de variacion en las permeabilidades tanto areal como verticalmente a lo

largo de la formacién.

5.4 CAPACIDAD DE INYECCION

La evaluacion de la heterogeneidad del campo muestra una clara variacion de la
permeabilidad a lo largo del espesor productivo, por lo que posteriormente se debe
analizar cudl es el comportamiento del area con respecto a la inyeccion, es decir
que tan eficiente ha sido el proceso. Para tener una vision especifica de cada patron
se analizaron los graficos de caudal de inyeccion y presion en cabeza. El
comportamiento que muestran los pozos (Figura 42) revela una tendencia

generalizada en el que el caudal de inyeccibn aumenta con una respectiva
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disminucién de la presion de inyeccion; lo que se traduce en una excesiva capacidad

de inyeccion en cada uno de los patrones.

Figura 42: Inyectividad de los patrones del area
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Fuente: Dynamic system surveillance (DSS)

Con los datos de inyeccién se pudo también evaluar la eficiencia del proceso
mediante dos técnicas. La primera fuera la creacion de Hall plots para el area total,
lo que se buscdé con esto fue determinar como fue el desarrollo general del area
para poder aplicar la segunda técnica que consiste en el analisis individual de cada
patrén evaluando el recobro obtenido y el desarrollo que se esperaba tuviera con el

volumen de agua inyectado hasta ahora.

Las Hall plot es una herramienta de diagndstico que permite identificar la condicion
a la cual un pozo esta inyectando, es decir si presenta un mecanismo de dafio que
obstruye la inyeccién de liquido o por el contrario si existe una condiciéon que
estimule la inyeccién. La figura 43 es la grafica que se obtuvo y en la que se

identifica que para un diferencial de presion bajo, el volumen de inyeccion aumento
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rapidamente; este comportamiento es propio de zonas donde la variacion en la
propiedades de flujo facilitan la inyeccién por zonas que promueven una menor

caida de presiodn, es decir zonas con mayor permeabilidad.

Figura 43: Hall plot del area de estudio
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Fuente: Autor

Este comportamiento de flujo excesivo por ciertas zonas se traduce en una
disminucién en la eficiencia del area, es decir que cada patrén tuvo que tener una
desviacion considerable de su comportamiento ideal. Para identificar esto
realizamos graficas de “conformance control” (control de asimilacién) para cada
patrén, estas graficas consisten en representar la produccion de liquido y petréleo
con respecto al volumen de agua inyectado acumulado y comparar las curvas con
el comportamiento tedrico del patrén suponiendo que la recuperacion por efecto de
la inyeccion agua fue de una relacion uno a uno (1 barril de liquido por cada barril
de agua inyectada). La figura 44 contiene las graficas obtenidas para cada patron
del area. Aunque al inicio del proyecto todas tienen un comportamiento cercano al
ideal, los volumenes de petréleo recuperado no tuvieron un aumento significativo
mientras que el liquido total producido tuvo un rapido crecimiento, principalmente

en los ultimos afos del proceso.
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Figura 44: Graficas de “conformance control”
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Fuente: Autor

Los resultados de la evaluacion de inyectividad muestran un &rea con una
inyectividad excesiva producto de zonas con inyeccion preferencial generada
principalmente por la heterogeneidad de la zona. Esta preferencia ha contribuido a
qgue el proyecto no tenga los resultados esperados y obliga a buscar métodos o
herramientas que faciliten el contacto de aquellas zonas que no han tenido una

eficiencia de recobro 6ptima.
5.5 DISTRIBUCION VERTICAL DE LA INYECCION

Los resultados de los andlisis anteriores mostraron una tendencia generalizada en
los patrones de preferencia de la inyeccion. Este comportamiento promovié un
recobro no uniforme, lo que lleva a la necesidad de contactar dichas zonas por
donde la recuperacion no fue la esperada. Como se ha venido estudiando a lo largo
de este documento los polimeros termalmente activos son una opcion muy viable
en estos casos, ya que permitiria desviar el fluido de inyecciébn a otras zonas
mediante la obturacion de las areas ya barridas y en la que se presenta la

preferencia.
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Para seleccionar las zonas potenciales donde se deba aplicar estas tecnologias se
debe comparar los volimenes de fluido inyectados por capa (Figura 45) contra los
factores de recobro de cada una (Tabla 12); esto porque aunque hayan capas con

una alto volumen de inyeccion puede presentarse flujo cruzado entre las zonas.

Figura 45: Distribucion de lainyeccién por arena
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Fuente: Autor

El patrén 1 muestra una clara preferencia en la arena C6 durante el proceso de
inyeccién inicial, sin embargo en la segunda etapa del proyecto se evidencia un
cambio en el perfil de inyeccion mostrando un mayor volumen inyectado por la zona
C3. Al comparar este comportamiento con las reservas actuales de la zona permiten
seleccionar la arena C3 como candidata potencial para la inyeccion de polimero, ya
que aunque la zona C6 tuvo un alto volumen inyectado sus reservas aln son
atractivas para la explotacion. EI mismo analisis aplicado a los patrones 2 y 3
permitié identificar las arenas C3 y C2 respectivamente como las mas opcionadas
para tratar con polimeros. En el caso del patron 2 es necesario realizar una
estimulacion en las arenas ubicadas en la parte baja de la estructura para mejorar

la inyectividad por dichas zonas.
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Aungue las zonas seleccionadas anteriormente son las mas opcionadas existen
otros aspectos técnicos a evaluar para determinar la viabilidad definitiva de un

proyecto de este tipo.

5.6 REGIMEN DE FLUJO

El estado actual del area de estudio ofrece la oportunidad de aplicar los tres tipos
de polimeros evaluados en el capitulo 2 (CDG, brightwater®, Marcit® y Unogel®).
Sin embargo los requerimientos de cada uno de ellos varian (Tabla 14) y por esto

se debe considerar cual es el mas éptimo para nuestro caso en particular.

Tabla 14: Requerimientos minimos de los TAP

L @6 | BW | Mart | Unossl

Temperatura <104 C (35-140) C <124 C =124C
Fracturas No No Si Si
Matriz Si Si No No
Pozo Inyector Inyector F/l P/l

Fuente: Autor

La temperatura de yacimiento es un parametro que permite descartar a la tecnologia
Unogel® ya que el yacimiento presenta una temperatura de 50°C y este tratamiento
se aplica a reservorios de ultra alta temperatura. Con respecto a la zona donde se
aplican estos tratamientos, los CDG y brightwater® se aplican a la matriz mientras
que el Marcit® es apropiado para yacimientos naturalmente fracturados. Una forma
de evaluar si los patrones de la zona son fracturados es mediante las pruebas de
presién, sin embargo ningan patrén cuenta con dicha informacién, por lo tanto se

aplicé otro método para evaluar esta condicion.

Seright, S. en 2001 propuso evaluar el régimen de flujo a través de la ecuacion de

inyectividad de Darcy. El método consiste en evaluar la inyectividad del area con los
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datos reales (Caudal y delta de presion) comparandolos con la evaluacion teérica
de la zona. Si La inyectividad obtenida con los datos reales es menor a la calculada
se puede afirmar que la zona inyecta bajo condiciones normales y por lo tanto
presenta flujo radial; en caso contrario si la inyectividad real es mayor a la calculada
indica que existe una condicion adicional que estimula la inyeccion en la zonas, por
lo tanto es régimen de flujo predominante es lineal y el yacimiento sera fracturado.

(Ecuaciones 5.1y 5.2)

Kh . :
L < Z—re ,Flujo radial 5.1

% > 141.22+}11n% ,Flujo lineal 5.2
Los resultados del analisis Seright para cada pozo inyector se resumen en la tabla
15. Los patrones 1 y 2 mostraron un comportamiento radial en cada uno de sus
inyectores, mientras que el patron 3 obtuvo un valor de inyectividad mayor al
calculado lo que inicialmente indica flujo lineal. Sin embargo este analisis tiene un
segundo criterio y es el calculo del tiempo de transito entre el pozo productor y el
inyector, este se define como el tiempo que tarda el agua inyectada en llegar al
productor después de que este ya haya alcanzado el breakthrough. El tiempo de
transito se calcula con base en la condiciones de inyeccion para obtener finalmente
la velocidad Darcy y relacionarla con la distancia entre el inyector y cada uno de los

productores.

Tabla 15: Andlisis Seright de la zona

1 7.4 10 Radial

2 3.6 13.5 Radial
(USCOI-2N)

2 0.09 13.2 Radial
(UsSCoOI-2)

3 9.4 6.5 Lineal

Fuente: Autor
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Este método de evaluacion clasifica los pozos como fracturados si el tiempo de
transito entre el inyector y el productor es menor a 30 dias. Si por el contrario

son mayor los pozos fluyen bajo régimen de flujo radial a través de la matriz.

Figura 46: Tiempo de transito entre pozos, patron 3

Fuente: Modelo analitico campo Surcolombiano

Para el patron 3 los tiempos de transito fueron mayores a 30 dias, por lo tanto se
puede afirmar que no es una zona fracturada y que su excesiva inyectividad se

debid a zonas con permeabilidad altas y no hay fracturas en la matriz de la roca.

Con el resultado de este analisis la tecnologia Marcit® queda descartada para
aplicacion en el area de estudio ya que por sus propiedades y disefio su aplicacion
podria obturar un mayor volumen al disefiado y por lo tanto evitar que se contacten

las zonas con baja eficiencia de recobro.
5.7 REQUERIMIENTOS ADICIONALES

Los resultados anteriores descartaron la posibilidad de aplicar la tecnologia Marcit®
y Unogel® en los tres patrones ya que no se cumplian algunos requerimientos
técnicos para su correcto uso. Los CDG y Brightwater® son hasta ahora los

tratamientos mas viables técnicamente para su implementacién en el area, pero es
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importante evaluar los requerimientos adicionales (Tabla 16) de estos métodos para
poder afirmar con plena certeza que su uso tendréa una alta probabilidad de éxito.

Tabla 16: Requerimientos de los tratamientos

T

Weut [25) =95 >80
Coeficiente D-P 0.5-0.7 0.55-0.77
Yacimiento

fracturado No No
Porosidad dela capa 216 216
(%)

e .
Permeabilidad en la oo 100
zona (md)

ini <
Salinidad del agua 70000 =
(ppm)
Temperatura (F) 94 -283 <218
Gradiente de

>20 =20

temperaturalF)
Tiempo de transito
. =30d =30d
inyector-productor L L
Regimen de flujo Radial Radial

Fuente: Autor

Debido a que la mayor parte de los aspectos ya fueron previamente evaluados, solo
guedan algunas variables por comparar con los datos del yacimiento, tales como
las propiedades de flujo requeridas en la zonas de aplicacion del tratamiento, la
salinidad del agua de inyeccion, la temperatura de yacimiento y el tiempo de transito
entre el pozo productor y el inyector. La comparacion de dichas variables se resume
en la tabla 17; como se puede ver los patrones cumplen dichos requerimientos, por
lo tanto ambas tecnologias son técnicamente viables para aplicacion en el area de
estudio. Para elegir entre una y la otra se debe disefiar los volimenes a inyectar en
las arenas seleccionadas como las mas opcionadas y simular como es su

comportamiento e impacto en la eficiencia de recobro
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Tabla 17: Comparacion de requerimientos adicionales

=00 a4 95

Weut (%) »05 92
Coeficiente D-P 05-0.7 0.55-077 0.55-0.8 0.6-0.85 0.5-0.7
Yacimiento
N M M M
fracturado ° ° © ° Mo
Porosidad dela capa - = 17 17 17
(%)
Permeabilidad en la 4100 >100 S00-1000 >1000 600-800
zona (md)
Salini o 10000 8100 11300
inidad del agua 70000 5

(ppm)

115 115 115
Temperatura (F) 94 -283 <218
Gradiente de %30 520 30 20 30
temperaturalF)
Tiempo de transito »30days +30days 120 200 30

inyector-productor

Regimen de flujo Radial Radial Radial Radial Mo fract.

Fuente: Autor



6. DISENO Y EVALUACION DE LOS TRATAMIENTOS

Los resultados del capitulo anterior permitieron determinar que técnicamente los
CDG y Brightwater® son las tecnologias mas aplicable a la zona de estudio para
mejorar el “conformance” (asimilacion) y contactar arenas con baja productividad.
Para determinar cual serd la mejor opcién se debe disefiar los volumenes a inyectar
para asi obtener las variables que permitan simular su efecto en el yacimiento y su

efecto en la curva de recobro de cada patrén.

6.1 DISENO DEL TRATAMIENTO DE CDG

Para disefiar este tratamiento se aplicO una metodologia desarrollada por los
autores (Figura 47) que consiste en una variante al método al método de disefio
tradicional. La metodologia se basa en las curvas de laboratorio desarrolladas para
la tecnologia de Tiorco HI-VIS® 350 (Smith, J., 1989).

Figura 47: Disefio del tratamiento de CDG

e

2 e

Pruebasdelab. Método grafico

Andlisis de
compatibilidad
fluido-fluido

Fuente: Autor
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El primer paso para el disefio es el calculo del volumen del tratamiento, que se
realiza con respecto al volumen poroso de cada capa de cada patron (Tabla 18).
Las experiencias en el disefio del tratamiento revisadas en el capitulo 2 (Tabla 3)
mostraron que el volumen optimo a inyectar esta entre el 5% y 30% del volumen
poroso del area a tratar. Para elegir entre el volumen mas apropiado para este caso
especifico se van a disefiar tres volumenes de tratamiento con el fin de establecer

tres escenarios de inyeccion (5%, 15% y 30% del volumen de la zona).

Tabla 18: Volumen poroso de cada arena a tratar con los polimeros

patron 3 C3
(bbl)
1336115 1225145 664147,9

Fuente: Autor

Los volumenes de tratamiento para cada patron se resumen en la tabla 19 y resultan
de la multiplicacion de cada volumen de la zona a tratar con los porcentajes de los
tres escenarios propuestos para el analisis

Tabla 19: Voliumenes de tratamiento a inyectar, CDG

PATRON 1 (bbl) PATRON 2 (bbl)

S%LMN 15%2N 30%ZN 2% ZN 15%2N 30%IN 2% ZN 15%ZN 30%ZN

66805 200417 400834 61257 183771 367543 33207 99622 199244

Fuente: Autor

Después del célculo del volumen de tratamiento se determina la concentracién de
polimero a utilizarse. Para esto se aplica el método grafico que consiste en
seleccionar el factor de resistencia que se desea alcance el tratamiento al entrar a
la formacion. Como se van a tratar zonas inundadas y con altos volumenes de agua
inyectados en la historia de la arena, lo recomendable es aplicar un polimero con
un alto factor de resistencia, que garantice la correcta desviacién de los volumenes

del agua inyectada posteriormente; por esta razén se eligié un factor de resistencia
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de 30. Cabe aclarar que este valor se alcanzara cuando el tratamiento alcance el

diferencial de temperatura adecuado, ante de ello fluirh a una viscosidad muy

cercana a la del agua. Con este valor entramos a la figura 48 y determinamos la

presion de transicion del gel (capitulo 2). Esta presion permitird seleccionar la

concentracion de polimero y la relacion polimero: entrecruzador adecuada para

nuestro proyecto (Figura 49).

ki

[
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Figura 48: Determinacion de la presién de transicién
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Fuente: Tiorco HI-VIS® 350 (Smith, J., 1989)
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Figura 49: Concentracién y relacion polimero:entrecruzador
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Fuente: Tiorco HI-VIS® 350 (Smith, J., 1989)

Las concentraciones Optimas para alcanzar el factor de resistencia deseado son
750 ppm y 600 ppm con una relacion de (polimero: entrecruzador) de 6:1 y 13:1
respectivamente. La eleccidén de la mejor se basa en el costo del polimero ya que
aungque con una concentracion de polimero de 750 ppm se utiliza una menor
relacion con el entrecruzador resulta mas viable utilizar una menos concentracion
aumentando la relacién para poder disminuir los costos del tratamiento. La
concentracion de 600 ppm se eligi6 como la mas recomendable para realizar la

formulacion del tratamiento (Tabla 20).
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Tabla 20: Concentracion seleccionada para CDG

Concentracion (ppm)| Relacion
750 6:01
600 13:01

Fuente: Autor

La formulacién del tratamiento consiste en el calculo de los volumenes de polimero,
entrecruzador, las toneladas requeridas y los tiempos de inyeccién del tratamiento.
Para calcular el volumen de polimero requerido basta con relacionar la
concentracion determinada (600 ppm) con el volumen del tratamiento para cada
patrén (Tabla 19). El calculo de las toneladas de polimero se realiza aplicando la

ecuacion 6.1.

A*B
C = 6.1
6289.81x1000

Donde:

C: Toneladas de polimero

A: concentracion del polimero (ppm)
B: Volumen de tratamiento (bbl)

Para calcular el volumen y masa de entrecruzador basta con aplicar la relacion
seleccionada (Tabla 20). Los tiempos de bombeo para cada patron se calcularon
con un caudal que garantizara una rapida inyeccion pero sin fracturar la formacion.
El calculo del caudal de inyeccion se realizé con la ecuacion de Darcy y consistio
en encontrar el valor mas alto de caudal que estuviera por debajo de la presion de
fractura de cada arena. La formulacion final del tratamiento se muestra en la tabla
21.
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Tabla 21: Formulacién del tratamiento de CDG

Treatment PATRON 1 PATRON 2
20 60 120
3 10 19
2 5 ]
0.2 0.7 1.5
28 83 166

Fuente: Autor

6.2 DISENO DEL TRATAMIENTO DE BRIGHTWATER®

El disefio del tratamiento se disefid en base a las especificaciones técnicas de
Tiorco Inc. y las experiencias de campo estudiadas en el capitulo 2 (Tabla 2). La
figura 50 muestra el esquema de disefio, el cual incluye la localizacion del
tratamiento en la arena, es decir el punto en el cual la particula alcanzara la

temperatura de activacion e iniciaré el bloqueo de la zona.

Figura 50: Esquema de disefio Brightwater®

Volumen de o
Formulacién

tratamiento

Fuente: Autor

A diferencia del CDG el volumen tratamiento de Brightwater® se calcula con
respecto al volumen del canal formado por el agua inyectada, es decir la zona dentro
de la arena por donde el agua se movié con mayor facilidad. El volumen del canal
se determina con una grafica WOR Vs Lp de cada patrén, en la que se debe

identificar el recobro de liquido entre el inicio del proceso de inyeccion y la irrupcién
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del agua en el productor, esta produccion alocada (mediante el modelo de

simulacion) seré finalmente el volumen del canal. Las gréficas generadas para cada

patrén y sus respectivos volimenes de canal se muestran en la figura 51.

Figura 51: Determinacion del volumen de canal por patron
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Fuente: Autor

Después de determinar el volumen del canal se puede calcular el volumen del

tratamiento. Las experiencias en campo y la informacién brindada por Tiorco Inc.

recomiendan un tratamiento entre el 5% y 30% del volumen del canal. La tabla 22

muestra los volumenes de tratamiento calculado para cada patron. De forma similar

como en el calculo de CDG también se establecieron tres escenarios para cada

patrén.
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Tabla 22: Volumenes de tratamiento a inyectar, Brightwater®

PATRON 1 (bbl) PATRON 2 (bbl)

53CV 15%CV  30%CV 526CV 15%CV  30%CV  5%CV 15%CV 30%CV
791 2374 4749 5208 15625 31250 12408 37224 74448

Fuente: Autor

El punto donde la particula de Brightwater® se activara es un aspecto muy
importante del disefio, ya que de esto depende las reservas que contactara el agua
desviada. La seleccion del frente termal dentro del yacimiento fue conocida
mediante la simulacion en el software comercial Reveal® (Figura 52), pero basados
en experiencias previas y en el hecho de que las arenas donde se aplicaran los
tratamientos son maduras fue definido para ser aproximadamente en la mitad entre
el primer pozo productor y el inyector (Paez, P. et al. 2007). Para evitar la produccion
de particulas se considerd critico que el tiempo de reaccion sea mucho menor que

el tiempo de transito entre la conexion mas rapida de los pozos.

Figura 52: Simulacion del frente termal

tfinal= 3650 dias

28/ 2075 (306D dayx) Tomypraratire (dog 1)

Antes de la inyeccion (t=0 dias)
11004 Ochwyn) Tamperature (dog £
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§r2o
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1730

LEER
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1072 1072
.nu ."“ -

Fuente: software comercial Reveal®

Las simulacion termal muestra que en el punto medio donde se desea activar el
tratamiento reporta una temperatura de 115 F. Tiorco Inc. en su catalogo de
productos muestra una variedades de grados de activacion en los cuales funciona
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el tratamiento (Tabla 23). Para nuestra area de estudio se selecciond el grado
EC9404A por su temperatura de activacion y debido a que su tiempo de activacion
es de 40 dias, lo que garantiza que las particulas no seran producidas en el pozo
mas cercano. El surfactante utilizado para dispersar las particulas es el EC9360A
ya que la salinidad del agua de inyeccidén no es alta y no traerd problemas de

inyectividad en el proceso.

Tabla 23: Rangos de activacidn para el Brightwater®

EC9369A (180-250 F)
EC9378A (150-200 F)
EC9398A (120-160F)

EC9641A (Para salmueras con alta salinidad)

EC9408A (70-90 F)

Fuente: Roussennac, B., et al. 2010

Finalmente la formulacion del tratamiento se calcula con base en los resultados de
la tabla 22. La regla provista por Nalco es que la concentracién de brightwater® en
el tratamiento debe estar entre 1%-1.7% y el surfactante debe ser un tercio del
polimero inyectado (Roussennac, B., et al. 2010). Como se consideré para el CDG,
se selecciond la menor concentracion para tener los menores costos operacionales,
en este caso habra 1% de polimero en el tratamiento. La masa de polimero se

calculd con la ecuacioén 6.2.

Ax*B%x163.7597
C = 6.2
1000

Donde:
C: Toneladas de Birghtwater®
A: Concentracion del polimero, Fr.

B: Volumen de tratamiento, bbl

102



Para determinar la masa y volimenes de surfactante se aplico la regla provista por
Nalco y para determinar los tiempos de bombeo se relaciond la viscosidad del
tratamiento (5 cp) con la presion de fractura para lograr rapidos tiempos de inyeccion
del tratamiento sin fracturar la formacion. La formulacion final del tratamiento se

muestra en la tabla 24.

Tabla 24: Formulacién del tratamiento de Brightwater®

Tratamiento(1%) PATRON1 PATRON 2
BW(bbl)
ECO404A 8 24 a7 52 156 313 124 372 744
BW/(Ton) 1.3 3.9 7.8 8.5 25.6 51.2 20.3 61.0 121.9
Surfactante (bbl)
4 12 24 26 78 156 62 186 372
EC9360A
nte 0.6 1.9 3.9 4.3 12.8 25.6 10.2 30.5 61.0
(Ton)
Pumping
Time(dias) 1 2 3 4 11 22 10 31 62

Fuente: Autor

Existen dos factores altamente importantes que se deben determinar para este
tratamiento y son los factores de resistencia y factores de resistencia residual. Estos
valores son determinados experimentalmente, pero debido al poco tiempo
disponible para el desarrollo del proyecto se aplicé la metodologia aplica en varios
campos a nivel mundial y consisten en buscar campos con caracteristicas
geoldgicas y métodos de recobro simular a los del area para realizar la analogia de
pruebas de laboratorio realizadas y asi simular el comportamiento que tendra el

polimero en profundidad.

Después de buscar campos similares a las zona de estudio se encontraron dos
campos cuyos proyectos realizaron pruebas de laboratorio: campo Koluel kaike en
Argentina y Milne point en Alaska. De estos proyectos se logré obtener las pruebas
de laboratorio para el grado de producto seleccionado para nuestro proyecto y asi

se pudo obtener la siguiente informacién:
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Figura 53: Viscosidad maxima del tratamiento de brightwater®
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Fuente: campo Koluel kaike en Argentina y

Figura 54: factor de resistencia residual del tratamiento de brightwater®
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Fuente: campo Milne point en Alaska

6.3 PRONOSTICO DEL EFECTO DE LOS TRATAMIENTOS EN LA
PRODUCCION DEL AREA DE ESTUDIO

Para entender el efecto que tendra la aplicacion de estos tratamientos en la curva
de producciéon del agua de inyeccion se utiliza el modelo de simulacion analitica

desarrollado y ajustado para el area de estudio. Aunque el software Sahara no es
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una herramienta especializada en este tipo de simulacion creamos una metodologia
de simulacién diferente para aprovechar las distintas opciones de simulacién que

ofrece el modelo.

La simulacién del tratamiento de CDG y Brightwater® se realizaran de forma similar
en el software. La simulacién se realizara creando un nuevo escenario de prondéstico

en Sahara y cargando la informacion pertinente para cada tratamiento:
CDG

e Caudal de inyeccion
e Tiempo de respuesta

e Factor de resistencia (Viscosidad del tratamiento en profundidad)
Brightwater®

e Caudal de inyeccion
e Tiempo de respuesta
e Factor de resistencia (Viscosidad del tratamiento después de activarse)

e Factor de resistencia residual (Permeabilidad de la capa obturada)

Para simular entonces el comportamiento de los geles de dispersién coloidal se
propuso un tiempo de activacion de 3 meses y con el factor de resistencia se
modificé en los datos de pozo-capa del modelo la viscosidad del tratamiento en cada

uno de los patrones.

Para simular la aplicacion de brightwater® se tomaron los valores de viscosidad y
factor de resistencia residual y se modificaron los valores de viscosidad y
permeabilidad en los datos pozo-capa del software. Este procedimiento se realizd
en cada patron. Ya que para cada tratamiento se generaron tres escenarios de
inyeccion para cada concentracion a inyectar se tienen tres distintos perfiles de
produccion acumulada adicionales a la base de produccion. Los resultados de la

simulacion para el area de estudio se muestran en la figura 55 y 56.
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Figura 55: Pronostico de produccién aplicando CDG
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Figura 56: Pronostico de produccién aplicando Brightwater®
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Fuente: Modelo analitico campo Surcolombiano

Los resultados de la simulacién muestran que la aplicacién de este tratamiento en
el area de estudio arroja un aumento adicional en el recobro sin importar el volumen
de tratamiento aplicado. Sin embargo es clara la relacion existente entre el aumento
en el volumen inyectado y la el aumento del crudo recuperado, esto se a que a
mayor volumen de polimero inyectado se obtiene un efecto més severo en el area
bloqueada y adicionalmente se puede obturar una mayor area. El recobro adicional
obtenido para cada patron se resume en las figuras 57 y 58.
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Figura 57: Factor de recobro adicional por efecto de los CDG
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Figura 58: Factor de recobro adicional por efecto del Brightwater®
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Con la aplicacién de CDG se puede alcanzar un recobro hasta del 4% (Las
experiencias de campo han mostrado recobro hasta del 5%) para el estudio y con
el uso de brightwater® hasta del 7% (En otros campo han logrado un recobro de
hasta 10% adicional). Estos resultados prueban que el uso de cualquier tecnologia
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en el area de estudio tendria un efecto positivo en el desarrollo del proyecto. Para
la eleccion de cualquiera se deberan tener en cuenta otros aspectos tales como el
analisis econdmico de cada tecnologia, el cual no se desarrollara en el documento
ya que no es un objetivo inicial del mismo. Otro aspecto es el esquema de recobro
futuro que se tiene planeado para el area, debido a que cada una de estas
tecnologias cuenta con un tiempo de degradacion particular. En el caso de CDG
estos pueden tener un tiempo de respuesta de hasta 3 afios y su efecto en la arena
tratada desaparecera con el tiempo. Por otro lado el brightwater® tiene una mayor
duracion de la respuesta y si se espera realizar un recobro terciario en el area los
costos OPEX aumentarian por que se tendria que considerar el uso de un

tratamiento de desemulsificacion.
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7. CONCLUSIONES

El modelo analitico disefiado para el area de estudio se ajusto histéricamente
como un margen de error dentro de la sensibilidad establecida inicialmente
(<5% para petréleo y <15% para liquido). Este modelo servira para el control
del proceso de inyeccion y la produccion del area si se mantiene actualizado
con las intervenciones y producciones de la zona.

El modelo revelo que el performance histérico del area ha sido ineficiente y
que la mayor parte de la inyeccion se ha concentrado en algunas zonas en
produccion dejando una gran cantidad de volumen de petréleo recuperable
sin contactar, lo que deja abierta la aplicacion de un método para mejorar el
“conformance” (asimilacion) del area.

El analisis técnico permitio identificar las arenas C2, C2 y C3 como las zonas
mas inundadas en los patrones 1, 2 y 3 respectivamente, por lo tanto son las
mas aptas para la aplicacién de tratamientos quimicos que permitan la
desviacion del volumen agua inyectada.

El uso de Marcit® y Unogel® se descartan como opciones de aplicaciéon en
el area de estudio debido a que ambas se utilizan para yacimientos con
fracturas y para rangos de temperaturas por encima de las que se presentan
en el yacimiento, por lo tanto se concluy6 que técnicamente es inviable.

Las tecnologias CDG y brightwater® son técnicamente viable para su
aplicacion en el area de estudio. Ambos son tratamientos obturantes que
permiten la desviacion del agua inyectada en zonas inundadas hacia zonas
no contactadas y con reservas recuperables.

El polimero HI-VIS® 350 es un CDG comercial que podria aplicarse al area
con una concentracion de 600 ppm y una relacion de (polimero:
entrecruzador) 13:1. El grado EC9404A de la tecnologia brightwater® es la
tecnologia mas apropiada para aplicarse en el area si se quiere que la

activacion del producto sea en la mitad del camino entre el inyector y el
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productor mas cercano. La concentracion elegida para el tratamiento fue de
1%.

El recobro de cada patrén aumento6 considerablemente con el uso de ambos
métodos, sin embargo los prondsticos realizados con el brightwater®
obtuvieron mejores resultados que los de CDG para cada patron. En general
con el uso de brightwater® se puede alcanzar un recobro hasta del 8% y con
CDG hasta del 4%.

La eleccion de la mejor tecnologia para el area de estudio debe elegirse
mediante un analisis econémico relacionando los costos de cada tecnologia
con el ingreso que generarg, sin embargo no es el objetivo de este proyecto
realizar dicho andlisis. Un aspecto que se podria tener en cuenta para la
eleccion esta sujeta a los planes de recobro que se manejen para el area,
pues el tiempo de degradacion de cada polimero y su forma de remocién

pueden aumentar los costos operacionales (OPEX).

110



8. RECOMENDACIONES

e La inyeccion de polimero debe evaluarse con un modelo de simulacion
numerica que permita modelar el cambio de la densidad del tratamiento con
el tiempo y de esta forma tener un resultado més realista de la accion del
polimero en el yacimiento.

e El andlisis econdmico debe realizarse para comparar el costo-beneficio de
cada uno de los tratamientos y poder elegir el mas recomendable para el
area en cuestion.

e Antes de aplicar estos tratamientos es importante realizar una estimulacion
mecanica de los pozos involucrados en el proyecto para descartar
ineficiencias y ausencia de respuestas por efectos del estado mecanico de

los pozos o las condiciones de flujo actuales.
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