UNIVERSIDAD SURCOLOMBIANA
GESTION SERVICIOS BIBLIOTECARIOS

CARTA DE AUTORIZACION
AP-BIB-FO-06 NE:E )Y \ VIGENCIA 2014

CODIGO

Neiva, 12 de marzo de 2020

Sefiores

CENTRO DE INFORMACION Y DOCUMENTACION
UNIVERSIDAD SURCOLOMBIANA

Ciudad

El (Los) suscrito(s):

LAURA DANIELA LOSADA RINCON, con C.C. No. 1075300287,

MANUELA ANGEL VEGA, con C.C. No. 1026588318,

Autor(es) de la tesis y/o trabajo de grado Titulado EVALUACION DE DISTINTOS ESQUEMAS DE
EXPLORACION UTILIZANDO LATECNOLOGIA OIL FREE WAVE™ BASADA EN INYECCION DE
SURFACTANTES MEDIANTE UN MODLEO DE SIMULACION NUMERICA DE YACIMIENTOS presentado y
aprobado en el afio 2020 como requisito para optar al titulo de

INGENIERO DE PETROLEOS;

Autorizo (amos) al CENTRO DE INFORMACION Y DOCUMENTACION de la Universidad Surcolombiana para
gue, con fines académicos, muestre al pais y el exterior la produccién intelectual de la Universidad
Surcolombiana, a través de la visibilidad de su contenido de la siguiente manera:

e Los usuarios puedan consultar el contenido de este trabajo de grado en los sitios web que administra la
Universidad, en bases de datos, repositorio digital, catalogos y en otros sitios web, redes y sistemas de
informacion nacionales e internacionales “open access” y en las redes de informacion con las cuales tenga
convenio la Institucion.

e Permita la consulta, la reproduccién y préstamo a los usuarios interesados en el contenido de este trabajo,
para todos los usos que tengan finalidad académica, ya sea en formato Cd-Rom o digital desde internet,
intranet, etc., y en general para cualquier formato conocido o por conocer, dentro de los términos
establecidos en la Ley 23 de 1982, Ley 44 de 1993, Decisién Andina 351 de 1993, Decreto 460 de 1995 y
demas normas generales sobre la materia.

e Continto conservando los correspondientes derechos sin modificaciéon o restriccion alguna; puesto que, de
acuerdo con la legislacién colombiana aplicable, el presente es un acuerdo juridico que en ningun caso
conlleva la enajenacién del derecho de autor y sus conexos.

De conformidad con lo establecido en el articulo 30 de la Ley 23 de 1982 y el articulo 11 de la Decisién Andina
351 de 1993, “Los derechos morales sobre el trabajo son propiedad de los autores” , los cuales son
irrenunciables, imprescriptibles, inembargables e inalienables.

EL AUTOR/ESTUDIANTE: EL AUTOR/ESTUDIANTE:
Firma: 7"Lf" Firma: %@2@4" .

Vigilada Mineducacion
La version vigente y controlada de este documento, solo podra ser consultada a través del sitio web Institucional www.usco.edu.co, link
Sistema Gestion de Calidad. La copia o impresion diferente a la publicada, sera considerada como documento no controlado y su uso
indebido no es de responsabilidad de la Universidad Surcolombiana.


http://www.usco.edu.co/

UNIVERSIDAD SURCOLOMBIANA
GESTION SERVICIOS BIBLIOTECARIOS

CARTA DE AUTORIZACION
AP-BIB-FO-06 NE:E )Y \ VIGENCIA 2014

CODIGO

Vigilada Mineducacién
La version vigente y controlada de este documento, solo podra ser consultada a través del sitio web Institucional www.usco.edu.co, link
Sistema Gestion de Calidad. La copia o impresion diferente a la publicada, sera considerada como documento no controlado y su uso
indebido no es de responsabilidad de la Universidad Surcolombiana.


http://www.usco.edu.co/

UNIVERSIDAD SURCOLOMBIANA
GESTION SERVICIOS BIBLIOTECARIOS
DESCRIPCION DE LA TESIS Y/O TRABAJOS DE GRADO
Ap-BB-FO-07 [INEEE : NEEEAR 2014

CODIGO |

TITULO COMPLETO DEL TRABAJO: EVALUACION DE DISTINTOS ESQUEMAS DE EXPLORACION
UTILIZANDO LA TECNOLOGIA OIL FREE WAVE™ BASADA EN INYECCION DE SURFACTANTES
MEDIANTE UN MODLEO DE SIMULACION NUMERICA DE YACIMIENTOS

AUTOR O AUTORES:

Primero y Segundo Apellido Primero y Segundo Nombre
ANGEL VEGA MANUELA
LOSADA RINCON LAURA DANIELA

DIRECTOR Y CODIRECTOR TESIS:

Primero y Segundo Apellido Primero y Segundo Nombre
ARCHER MARTINEZ FRANKLIN IVAN
ARANDA ARANDA ERVIN

ASESOR (ES):

Primero y Segundo Apellido Primero y Segundo Nombre

PARA OPTAR AL TiTULO DE: INGENIERO DE PETROLEOS
FACULTAD: INGENIERIA

PROGRAMA O POSGRADO: INGENIERIA DE PETROLEOS

CIUDAD: NEIVA ANO DE PRESENTACION: 2020 NUMERO DE PAGINAS: 84

TIPO DE ILUSTRACIONES (Marcar con una X):

Vigilada Mineducacién
La version vigente y controlada de este documento, solo podra ser consultada a través del sitio web Institucional www.usco.edu.co, link
Sistema Gestion de Calidad. La copia o impresion diferente a la publicada, sera considerada como documento no controlado y su uso
indebido no es de responsabilidad de la Universidad Surcolombiana.


http://www.usco.edu.co/

UNIVERSIDAD SURCOLOMBIANA
GESTION SERVICIOS BIBLIOTECARIOS

DESCRIPCION DE LA TESIS Y/O TRABAJOS DE GRADO

el ~pBiBFo-07 [EEENE : EEER 2014 PAGINA
Diagramas____ Fotografias____ Grabaciones en discos____llustraciones en general_X__ Grabados____
Laminas___ Litografias  Mapas____ Musica impresa___ Planos__ Retratos _ Sin ilustraciones___ Tablas

o0 Cuadros_X

SOFTWARE requerido y/o especializado para la lectura del documento:

MATERIAL ANEXO:

PREMIO O DISTINCION (En caso de ser LAUREADAS o Meritoria):

PALABRAS CLAVES EN ESPANOL E INGLES:

Espafiol Inglés Espaiiol Inglés
1. Recobro quimico Chemical recovery 6. Simulacion Simulation
2. Surfactante Surfactant 7. Factor de recobro Recovery Factor
3. Tensidn interfacial Interfacial Tension 8.
4. Mojabilidad Wettability 9.
5. Recobro mejorado Improved Recovery 10.

RESUMEN DEL CONTENIDO: (M&ximo 250 palabras)

En este trabajo se presenta la descripcion del recobro quimico enfocado en la inyeccion de una
formulacion a base de surfactantes, ademas de su mecanismo de accion para aumentar el factor de recobro a
través de la disminucion de la tension interfacial, presion capilar y la alteracion de la mojabilidad.

Mediante el uso del software de la empresa CMG (Computer Modelling Group), se plantean distintos
escenarios de explotacion incluyendo la conversion de los pozos productores existentes a inyectores
(individualmente) y la instalacién de nuevos pozos inyectores y productores. Estos escenarios se evalGan tanto
con inyeccion de agua como con inyeccion de la formulacion de surfactantes. Una vez desarrollados los
diferentes escenarios de simulacion, se observa el posible factor de recobro obtenido en cada uno de ellos, con
el fin de determinar el mejor escenario de produccién para el campo en base a los planteamientos realizados.

Por altimo, con el fin de determinar la rentabilidad del proyecto se realizé un analisis financiero
simple para el caso final escogido, teniendo en cuenta algunos costos como perforacion, levantamiento,
produccién, transporte etc, con el objetivo de observar si es viable o no su implementacion en el campo.

Vigilada Mineducacion
La version vigente y controlada de este documento, solo podra ser consultada a través del sitio web Institucional www.usco.edu.co, link
Sistema Gestion de Calidad. La copia o impresion diferente a la publicada, sera considerada como documento no controlado y su uso
indebido no es de responsabilidad de la Universidad Surcolombiana.


http://www.usco.edu.co/

UNIVERSIDAD SURCOLOMBIANA
GESTION SERVICIOS BIBLIOTECARIOS
DESCRIPCION DE LA TESIS Y/O TRABAJOS DE GRADO
Ap-BB-FO-07 NG : N 2014

IP«‘—

PAGINA

CODIGO |
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obtained in each of them is observed, in order to determine the best production scenario for the field.

Finally, in order to determine the profitability of the project, a financial scenario is defined for the final
case chosen, taking into account the costs of drilling, lifting, production, transportation, etc., in order to
observe whether it is viable or not its implementation in the field.
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RESUMEN v

En este trabajo se presenta la descripcion del recobro quimico enfocado en la inyeccién
de una formulacidén a base de surfactantes, ademas de su mecanismo de accion para
aumentar el factor de recobro a través de la disminucion de la tension interfacial, presion

capilar y la alteracion de la mojabilidad.

Mediante el uso del software de la empresa CMG (Computer Modelling Group), se
plantean distintos escenarios de explotacién incluyendo la conversién de los pozos
productores existentes a inyectores (individualmente) y la instalacién de nuevos pozos
inyectores y productores. Estos escenarios se evaluan tanto con inyeccion de agua como
con inyeccion de la formulacion de surfactantes. Una vez desarrollados los diferentes
escenarios de simulacién, se observa el posible factor de recobro obtenido en cada uno
de ellos, con el fin de determinar el mejor escenario de produccion para el campo con

base a los planteamientos realizados.

Por dltimo, con el fin de determinar la rentabilidad del proyecto se realizé un analisis
financiero simple para el caso final escogido, teniendo en cuenta algunos costos como
perforacién, levantamiento, produccion, transporte etc, con el objetivo de observar si es

viable o no su implementacion en el campo.

Palabras clave: Recobro quimico, surfactante, tension interfacial, mojabilidad, recobro

mejorado, simulacion, factor de recobro.



ABSTRACT

This proyect presents the description of chemical recovery focused on the injection of a
formulation based on surfactants, in addition to its mechanism of action to increase the
recovery factor through the decrease of interfacial tension, capillary pressure and the
change of the wettability

Through the use of CMG (Computer Modeling Group) software, exploitation scenarios
are proposed including the conversion of producing into injector wells (individually) and
the installation of new injector and producing wells. These scenarios are evaluated both
with water injection and with the injection of the surfactant formulation. Once the different
simulation scenarios are developed, the possible recovery factor obtained in each of them

is observed, in order to determine the best production scenario for the field.

Finally, in order to determine the profitability of the project, a financial scenario is defined
for the final case chosen, taking into account the costs of drilling, lifting, production,
transportation, etc., in order to observe whether it is viable or not its implementation in the
field.

Keywords: Chemical recovery, surfactant, interfacial tension, wettability, improved

recovery, simulation, recovery factor.
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1. INTRODUCCION

El factor de recobro promedio en Colombia es de apenas un 19% ! |o que indica
la existencia de grandes cantidades de crudo residual en los yacimientos, esto
sumado a la demanda energética del pais pone sobre la mesa la necesidad de
profundizar en distintos métodos que permitan disminuir la cantidad de petréleo

residual aumentando el factor de recobro y por lo tanto las reservas del pais.

Aunque la produccion de crudo del campo evaluado en este proyecto ha
presentado buenos resultados desde el inicio de produccién en 2012 hasta finales
de 2016, se plantea la inyeccion de una formulacién de surfactantes como método
de recobro mejorado en el que a través de la modificacion de propiedades del
yacimiento se busca optimizar la produccion de crudo y disminuir el corte actual
de agua. Esta posible alternativa se plantea de la siguiente manera: construyendo
4 nuevos pozos inyectores distribuidos a lo largo del campo ubicados de manera
estratégica con el fin de generar el mayor barrido de petréleo posible y un nuevo

pozo productor.

Con base en lo anterior se desarrollan los diferentes escenarios de simulacion por
medio de STARS [, y se evaltan los resultados arrojados en cada uno ellos con
el fin de determinar el mejor escenario y a la vez demostrar que este tipo de

inyeccion es factible tanto técnica y financieramente.

[i] Herramienta de CMG encargada del modelamiento de procesos de recobro térmico, quimico y
geomecanico.



2. JUSTIFICACION

El yacimiento estudiado presenta alta produccion de agua, por el hecho de estar
influenciado fuertemente por la presencia de un acuifero de fondo. Con el fin de
disminuir la alta produccion de agua del campo y aumentar de manera
significativa la produccion de crudo se desea implementar la tecnologia de
inyeccion de una formulacion a base de surfactantes.



3. GENERALIDADADES DE LOS SURFACTANTES

3.1. Definicién

También conocidos como agentes tensoactivos, segun su naturaleza son aquellos
gue estabilizan la mezcla aceite/agua reduciendo su tension interfacial,
permitiendo asi una mas facil dispersion. Cuando los surfactantes se disuelven en
agua los mondmeros se concentran en la interfase ejerciendo diversas funciones
tales como: humedecer, emulsificar, dispersar y solubilizar; favorecer o impedir la
formacion de espuma; son antiestaticos y lubricantes; también afectan ciertas
propiedades reoldgicas.

Los monomeros de surfactantes son compuestos organicos anfifilicos es decir,
contienen dos unidades estructurales diferentes, usualmente se distribuyen de la
siguiente forma:

e Cola: grupos no polares hidréfobos o lipofilicos, tienen poca afinidad con
el agua, este grupo es generalmente una cadena de hidrocarbonos
(Alcalinos), lo que hace que sea soluble en hidrocarburo. Véase Figura 1

e Cabeza: grupos polares hidrofilicos que tienen afinidad fuerte con el agua,
puede ser neutro o cargado. Véase Figura 1.

Cola Cabeza
Hidrofobica Hidrofilica

Figura 1. Representacion gréfica de la estructura de un surfactante convencional.
Fuente: SNF FLOERGER.OIil-EOR handbook ESP. Edicion 2016
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Sin embargo, en la actualidad se pueden presentar casos en los que la afinidad
de la cabeza y la cola muestran un comportamiento diferente al anterior debido a
modificaciones quimicas para un fin especifico.

Todas las aplicaciones y usos de los surfactantes provienen de dos propiedades
fundamentales de estas sustancias, que a su vez dependen de la cantidad de
monomeros presentes en la solucion:

e La capacidad de adsorberse en las interfases: fenbmeno espontaneo
impulsado por la disminucion de energia libre del surfactante al ubicarse en
las interfases y satisfacer total o parcialmente su doble afinidad polar - no
polar 2. En la Figura 2 se tiene un sistema con dos interfases al cual se le
afiade una solucién de surfactantes y estos comienzan a adsorberse en la
interfaz solido- liquido hasta cubrirla, los monémeros remanentes se ubican
en la interfaz liquido-liquido.

e Su tendencia a asociarse para formar estructuras organizadas: si en el
ejemplo de la Figura 2 se continlan agregando surfactantes, los
mondémeros empiezan a unirse para asi formar micelas.

— 1 » Aceite

Interfase

Monomero [‘ _, nterl o
surfactante T | OO @ @ Liquido-liquido
A
L ——— Micela
@ oy o®
X )
Agua «— " ] P
®0066 Interfase
Roca «—— Solido-liquido

Figura 2. Comportamiento tipico de los surfactantes en un sistema con dos interfases.
Fuente: Autoras
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Una micela es la agrupacion de monémeros que dependiendo la afinidad de su
cabeza y cola se adhieren a una molécula de una sustancia que se encuentra en
un medio en el que no es soluble. La concentracién a la cual el surfactante
comienza a formar micelas se conoce como concentracion micelar critica. Este
valor depende del tipo de molécula, caracteristicas de la solucion y la temperatura.
Cuando las micelas se forman en el agua, sus colas forman un ndcleo que puede
encapsular una molécula de crudo y reciben el nombre de micelas normales.

Favorecen la formacion de microemulsiones directas. (Figura 3-A).

Cuando estas estructuras se forman en la fase organica, la micela se conoce
como micela invertida. En este caso las cabezas forman el nucleo y las colas
mantienen un contacto favorable con el crudo, formando una microemulsion

inversa (Figura 3-B).

Figura 3. Micela normal (A), Micela invertida (B).
Fuente: Revista digital universitaria UNAM. Vol 6. 2015

3.2. Clasificacion

Debido a que los surfactantes actian principalmente dependiendo de fuerzas
electrostaticas, estos pueden clasificarse de acuerdo a la naturaleza i6nica del
grupo soluble en agua. De esta forma los surfactantes se dividen en: iénicos y no

idnicos.



Surfactantes ionicos

Los surfactantes idnicos tienen fuerte afinidad por el agua y debido a su atraccion

electrostatica hacia los dipolos del agua, puede arrastrar consigo a las soluciones

de cadenas de hidrocarburos.

A su vez los surfactantes i6nicos segun la carga que posea la parte que presenta

la actividad de superficie, pueden ser anionicos, catidénicos y anféteros.

Surfactantes anidnicos: son aquellos que en solucién se ionizan y el
grupo hidréfilo queda cargado negativamente. Se caracterizan porque la
molécula de surfactante esta asociada con un cation y por la existencia de
una parte hidrofilica que contiene un anion unido a la fraccion organica.
Son del tipo sulfonato, sulfato, fosfato, sulfosuccinato, sulfoacetato,

derivados de aminoacidos, etc.

Surfactantes catidénicos: son aquellos que en solucién forman iones, en
el cual el grupo hidréfilo de la molécula resulta cargado positivamente. Se
encuentran asociados con un anién. En general son compuestos

cuaternarios de amonio o una amina grasa en medio acido.

Surfactantes anfoteros: son aquellos que dentro de una misma molécula
poseen dos partes una anionica y otra catiénica, estos actian dependiendo
del medio en el que se encuentren, por lo tanto, en un medio basico

actuaran como anidnicos y en un medio acido como cationicos.



Surfactantes No-idnicos

Los surfactantes no-iénicos no se ionizan en solucidén acuosa debido a que estan
compuestos por grupos hidrofilos del tipo alcohol, fenol, éter o amida. Una alta
proporcion de estos surfactantes pueden tornarse relativamente hidrofilicos
gracias a la presencia de una cadena poliéter del tipo polioxido de etileno. El grupo
hidréfobo es generalmente un radical alquilo o alquil benceno y a veces una
estructura de origen natural como un &cido graso, sobre todo cuando se requiere

una baja toxicidad.

La Figura 4 muestra la clasificacion de los surfactantes y entre paréntesis los mas
comunes de cada tipo.

Anioénico
(Fosfates, sulfatos, ...)

e

Cationico
(amonio cuaternario)

()

Anfotérico
(betaines)

© e

No iénico
(Etoxilados)

Figura 4. Clasificacién de surfactantes
Fuente: SNF FLOERGER.QIl-EOR handbook ESP. Edicién 2016

3.3. Usos en laindustria petrolera

Las propiedades de los surfactantes permiten que su aplicacién se extienda a
diversas ramas. En la industria petrolera tienen importancia puesto que se han
empleado con el propésito de enfrentar problemas provocados debido a

fendmenos superficiales que se presentan en las operaciones de perforacion y



8

terminacion de pozos, cementacion, estimulacion y condicionamiento de los
productos acabados. También son ampliamente usados para combatir problemas

de corrosion.

Las caracteristicas de los surfactantes permiten que en los lodos de perforacion
dependiendo las necesidades de la formacion éstos actien como dispersantes,

emulsionantes, espumantes o antiespumantes, e inhibidores de corrosion.

En operaciones de cementacion su aplicacion va desde el fluido desplazador para
remover el lodo de perforacion, hasta agentes retardadores para evitar el fraguado

prematuro en formaciones de altas temperaturas.

Para aumentar la produccion de un pozo se debe tratar la roca situada en la
cercania del pozo para aumentar su permeabilidad, existen esencialmente dos
métodos de estimulacion, que pueden emplearse solos o juntos: el fracturamiento
y la estimulacion matricial. Estos métodos dependen de la presion de inyeccion
gue se maneja, asi que si la presion de inyeccion excede la presion de fractura se
habla de fracturamiento y si por el contrario no la excede, se habla de estimulacion
matricial. Esta Ultima puede ser reactiva (acidificacibn) o no reactiva. En los
procesos de fracturamiento y acidificacion se usan surfactantes principalmente
con el fin de incrementar la permeabilidad ademas de actuar como dispersantes
de particulas finas (alquil fenoles y alquil amonios etoxilados) y como inhibidores
de corrosion (alquil piridinios) 1. En el caso de la estimulacién matricial no reactiva
la accion de surfactantes se manifiesta en fendmenos como la reduccion de la

tension interfacial, la viscosidad y la alteracion de la mojabilidad de la roca.
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Durante todas las etapas los elementos de operacion estan expuestos a sufrir
corrosion, para evitar esto, se usan surfactantes inhibidores de corrosion que al
adsorberse sobre las paredes metélicas producen adicionalmente un
recubrimiento que reduce la posibilidad de contacto entre la pared y los protones

hidratados y resulta en una proteccion adicional (Figura 5).

é H+ Etapa de ads. de

d inhibidor impide

HS~ \, .(/ Hs'g o la adsorcion de
Metal Metal H* = Proteccion

Figura 5. Inhibicién por adsorcion de surfactantes cationicos.
Fuente: Salager, J. Uso de los surfactantes en la industria petrolera. Cuaderno FIRP S350-A
Modulo de ensefianza en fendmenos interfaciales. 1991
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4. RECOBRO MEJORADO

Los mecanismos de recuperacién de hidrocarburos permiten distinguir tres (3)
diferentes etapas en funcién de la energia natural del yacimiento, la adicién de
energia al yacimiento y la variacion de las propiedades de la roca y fluidos
presentes. En la primer etapa o recuperacion primaria, la produccion se debe
Unicamente a la propia energia del yacimiento sin requerimientos adicionales, en
la segunda etapa o recuperacion secundaria la energia del yacimiento no es
suficiente por lo que se requiere una adicién de energia que comunmente se
obtiene de la inyeccion de gas y/o agua. En recobro mejorado o EOR (por sus
siglas en inglés), no solo se requiere la adicién de energia al sistema, sino que a

su vez se hace necesario modificar las propiedades de la roca y el fluido.

En la Figura 6 se pueden observar los distintos procesos que intervienen en cada
una de las etapas de recuperacion de aceite y gas, asi mismo como el factor de

recobro estimado.

ﬁ
Recobro Primario
|
I I I I |
Gas disuelto | | Expansion de la Roca | | Empuje hidraulico | | Capa de gas | | Segregacion gravitacional
Recobro Secundario
| |
Recobro Mejorado
Procesos Térmices Inyeccion de gas | Procesos Quimicos | | Otras
| [miscible y no miscible) | |
K | ; .
VEFFF ) “Hid b -Surfactantes -Inyeccidn de bacterias
-Combustién Insity aroraToures -Polimeros -Combinacién de
(inyeccién de aire) _'sz Acali procesos
“Calor -Nitrdgeno . Eenuma
(Gases de combustion puma

Figura 6. Mecanismos de recuperacion de aceite y gas.
Fuente: Gaffney Cline & Associates. Reservas Asociadas a Proyectos IOR/EOR. 2017.
Modificado por autoras.
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La recuperacion mejorada de hidrocarburos hace referencia a todos los procesos
gue incrementan econémicamente el recobro final de hidrocarburos en un corto
tiempo mediante la inyeccion de fluidos al yacimiento alterando las propiedades
de este. El proposito de esta técnica no es solo restaurar la presion de la formacién
sino también favorecer el desplazamiento y flujo de los fluidos. El éxito de la
aplicacion esta relacionado directamente con las condiciones del yacimiento
(presién, temperatura, profundidad de la zona productora), propiedades de la roca
(permeabilidad, porosidad) y propiedades del crudo (gravedad API, viscosidad y

composicién) y demas fluidos en el yacimiento.

Antes de escoger el método EOR a implementar en un campo 0 pozo, es
necesario analizar los pardmetros fisicos que éstos presentan tales como la
temperatura, la presion, la salinidad y la composicion de los fluidos del yacimiento.
Una vez analizados estos aspectos y escogido el método EOR 6ptimo, se procede
a realizar estudios de laboratorio tanto a la roca como al fluido que va a estar en
contacto con el aditivo durante todo el proceso y finalmente se realizan

simulaciones basadas en las propiedades anteriormente mencionadas.

En yacimientos convencionales el petréleo que se encuentra inmovil se debe tanto
a factores microscopicos de los poros, como macroscépicos del yacimiento. A
escala microscopica la saturacion residual del petréleo llega a ser tan baja que
este se encuentra como globulos discontinuos, los cuales se encapsulan debido
a las fuerzas capilares presentes en la formacion. Por otro lado, a escala
macroscoépica el petrdleo inmévil se encuentra en zonas donde el proceso de
recuperacion posterior, por ejemplo, inyeccion de agua y/o gas, no penetré por
completo debido a la baja permeabilidad, también puede deberse al arreglo o

geometria de los de pozos escogido para el campo.
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Con el fin de mejorar la movilidad de petroleo en el yacimiento es necesario reducir
las fuerzas capilares existentes y esto se logra reduciendo la tension interfacial.
Otro factor importante a tener en cuenta a la hora de mejorar su movilidad es
reducir las fuerzas viscosas ademas de alterar la mojabilidad de la roca en el
yacimiento. Para generar estos efectos y producir una optimizacion en el barrido
de petrdleo se puede hacer uso de métodos quimicos (inyeccion de alcali,
surfactantes, polimeros, geles y espumas), métodos térmicos (combustion in situ,
inyeccion de vapor) y procesos de inyeccion de gases miscibles y no miscibles

(hidrocarburos, COz2, N2, gases de combustion)

A continuacion, se hara énfasis en los métodos quimicos con la finalidad de

complementar la tematica principal de este trabajo.

4.1. Recuperacion de petroleo métodos quimicos

Los métodos de inyeccién quimica a lo largo de la historia han mostrado gran
efectividad en el incremento de la recuperacién de hidrocarburos. Como se hablé
con anterioridad al ser un método de recobro mejorado, modifica las propiedades
de los fluidos en el yacimiento, basandose mayormente en mejorar la relacion de
movilidad entre el agua y aceite, esto se consigue principalmente con la reduccién
de la tension interfacial, reduciendo las fuerzas viscosas, alterando la mojabilidad

de la roca o aumentando la viscosidad del fluido desplazante.

El proceso consiste en la adicion de productos quimicos en solucion que al
reaccionar con la roca y/o fluidos presentes en el yacimiento pueden incrementar
el niamero capilar y reducir en lo posible la tension interfacial entre las fases

desplazante y desplazada. Ademdas, se generan cambios de mojabilidad,



13

humectabilidad, asi mismo como cambios en la permeabilidad relativa, entre

otros!.

Por lo general estos procesos son costosos y tienden a ser mas complejos por la
necesidad de considerar la interaccion entre el quimico y la roca, entre el quimico
y los fluidos, y la reaccion entre quimicos, por eso es importante garantizar que la
solucidn satisfaga las necesidades requeridas sin generar reacciones adversas o

no deseadas.

Debido a que los quimicos inyectados reaccionaran en el yacimiento es necesario
disefiar soluciones acordes a las propiedades de éste, por lo que las
caracteristicas de concentracion y volumen a inyectar de cada bache variaran de
un yacimiento a otro. Comunmente se usan productos como alcali, surfactantes

y/o polimeros.

4.1.1. Inyeccion de surfactante

Es un método que consiste en inyectar una formulacion de surfactantes, con el fin
de mejorar la eficiencia de desplazamiento del crudo alterando la mojabilidad de
la roca en el yacimiento y de esta manera lograr aumentar la recuperacion de
crudo. Como se puede observar en la Figura 7, la formulacion de surfactantes se

inyecta en forma de baches y puede ir acompafiado con otros aditivos o se puede

Oil '(|!‘

ont = -—

inyectar de manera individual.

Oil
zone

Figura 7. Esquema de inyeccion de surfactante
Fuente: Simulacién de inyeccion de quimicos utilizando STARS.CMG.2018
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La salinidad del surfactante juega un papel muy importante para lograr aumentar
el recobro de petréleo. El tipo de microemulsién creada en el yacimiento
dependeréa directamente de esta variable. Convencionalmente se pueden

presentar los siguientes casos:

e Baja salinidad: El surfactante tendera a moverse mas hacia la fase acuosa,
atrayendo petroleo dentro de esta fase causando una emulsion de petréleo
en agua, como se puede observar en la figura 8.

L we'

% AQU[OL’g
A\ oA

Figura 8. Microemulsién (Baja salinidad)
Fuente: Simulacion de inyeccion de quimicos utilizando STARS.CMG.2018

e Alta salinidad: El surfactante tenderd a moverse mas hacia la fase oleica,
atrayendo agua dentro de esta fase causando una emulsion de agua en
petréleo, como se puede observar en la figura 9.

Figura 9. Microemulsién (Alta salinidad)
Fuente: Simulacién de inyeccion de quimicos utilizando STARS.CMG.2018



15

e Salinidad media: El surfactante tenderd a moverse equitativamente en
ambas fases, atrayendo agua y petrdleo dentro de una tercera fase
intermedia, como se puede observar en la figura 10.

"' RRI Nl * .

Figura 10. Microemulsién (Salinidad media)
Fuente: Simulacién de inyeccion de quimicos utilizando STARS.CMG.2018

Adsorciéon del surfactante

La adsorcién se define como un proceso fisico/quimico en el cual un sdlido poroso
es capaz de retener particulas de un fluido en su superficie al entrar en contacto
con el mismo. La adsorcion del surfactante sobre la roca del yacimiento puede
llegar a alcanzar valores tan altos que tornan el proceso antieconémico.

La interaccion entre el adsorbato (surfactante) y del adsorbente (roca yacimiento)
es basicamente mediante diferentes mecanismos que dependen de la naturaleza

de los mismos [Bl. Es asi como se distinguen tres tipos basicos de adsorcion:

e Adsorcion por intercambio i6nico: Los iones del adsorbato se concentran
en la superficie del adsorbente como resultado de la atraccion electrostéatica
en los lugares cargados de la superficie [® /1. Para dos adsorbatos i6nicos
con igualdad de factores, la carga del ion es el factor que determina la
adsorcion y para dos adsorbatos i6nicos con igual carga, lo que determina
la preferencia de adsorcion es el tamafio molecular 15,

e Adsorcidn fisica: Es aquella que se da debido a fuerzas de Van der Waals
o fuerzas de dispersién de London. Es una interaccion relativamente débil
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con un delta de entalpia (AH) alrededor de los 20 KJ/mol, en teoria es
completamente reversible (desorcién total). La naturaleza o identidad del
adsorbato no cambia (no hay reaccion o dilucién) y tiende a formar
multicapas 6 71

e Adsorcién quimica: Se da por fuerzas similares a los enlaces quimicos
(enlace i6nico y covalente), es decir, son mas fuertes que las fuerzas que
dan lugar a la adsorcion fisica, con un delta de entalpia de 200 KJ/mol,
siendo tedricamente irreversible, puede cambiar la naturaleza del
adsorbato y formar monocapas [© 7,

Los factores que afectan la adsorcion son la presion, temperatura, naturaleza y
cantidad de adsorbente y adsorbato. Variando solo la presién, la adsorcion es
directamente proporcional a la presion del sistema. Variando soélo la temperatura,
la adsorcién es inversamente proporcional a la temperatura del sistema. La
adsorcién dependeréa de la afinidad del adsorbato, del adsorbente y en caso de

haber, del disolvente 6 71,

El estudio de la adsorcién de surfactantes en procesos de recobro mejorado es
de alta importancia técnica y econdmica, y por ello varios autores han dedicado
buena parte de su tiempo a esto. La capacidad de adsorcion de la superficie del
medio poroso en un yacimiento dependera de la litologia y la naturaleza del

surfactante 8,

Precipitacion del surfactante

La precipitacion de surfactantes se debe principalmente a un entorno
fisico/quimico inadecuado. Puede presentarse si los surfactantes no llegan a ser
solubles en agua, lo cual ocasiona que no se disuelvan y por lo tanto se precipiten,

este es el caso de los sulfonatos de calcio y de magnesio. Inclusive estos pueden
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llegar a migrar a la fase aceite impidiendo su capacidad de generar tensiones
interfaciales ultra bajas, que es lo que finalmente se busca al inyectar estos

quimicos.

Intercambio i6nico

Las rocas almacén contienen en general o bien caliza, o bien arenisca cementada
con arcillas. En ambos casos contienen iones Ca++ que han estado en equilibrio
con la salmuera connata. Al inyectar una nueva fase acuosa, se produce en
general un nuevo equilibrio fisicoquimico, el cual puede resultar en un intercambio
de iones entre la solucion inyectada y la roca y/o la solucién inyectada y el agua
de formacion. Si tal fendmeno resulta en la desorcién de cationes polivalentes tal
como el Ca++ o el Mg++, puede producir la precipitacién de una parte de los
sulfonatos. En todo caso, esta desorcion tiende a cambiar la salinidad de la
solucién inyectada, es decir que cambia la formulacion.

Se ha pensado eliminar este problema inyectando un cierto volumen de agua
antes de inyectar la solucion de surfactante. Tal proceso de prelavado (preflush)
con un agua de salinidad semejante a la solucion de surfactante a inyectar debe
producir la desorcion de los iones divalentes antes del contacto con la solucién de
surfactante. Parece que este método no ha dado resultados del todo

satisfactorios.

Una dificultad suplementaria radica en las heterogeneidades del yacimiento, ya
gue la capacidad de intercambio i6nico de la roca puede variar de un punto a otro,

dependiendo de la naturaleza quimica de la misma [,

Tension interfacial

En la recuperacién mejorada de petréleo basada en surfactantes, el yacimiento se

inunda bombeando agua con un pequefio porcentaje (tipicamente 0,3 — 1%) de
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surfactante. El surfactante vence las fuerzas capilares naturales mediante la
disminucién de la tension interfacial (IFT) petroleo crudo/agua hasta un nivel ultra
bajo. Esto permite que los glébulos de petréleo del yacimiento fluyan a través
de los poros de la roca y se unan para formar un banco de petréleo limpio. La IFT
se disminuye tipicamente desde 30 — 40 mN/m (dina/cm) a valores inferiores a
0,001 mN/m. A estos valores de IFT extremadamente bajos, tienden a formarse
microemulsiones, las cuales son termodinamicamente estables. Las
microemulsiones de baja viscosidad se requieren para minimizar las pérdidas de
surfactante dentro del yacimiento y la seleccién de los surfactantes es critica para

facilitar esto.

Mantenimiento de la formulacion 6ptima del surfactante

Con el fin de mantener la formulacion optima del surfactante durante todo el
proceso de recuperacion mejorada se hace necesario tener claro cuéles son las
condiciones especificas de formulacién que deben cumplirse para dicho fin. Las
variables a tener en cuenta para esto son: salinidad, tipo de surfactante, tipo y

concentracion del alcohol, tipo de crudo y temperatura.

La adicion de alcoholes a soluciones acuosas de surfactantes ionicos es conocida
por influenciar las propiedades micelares, debido a la alteracidon de la estructura
del agua y a la morfologia micelar. En consecuencia, estos alcoholes actian como

cosurfactantes 10,

Debido a que las condiciones 6ptimas calculadas que debe tener el surfactante
durante el proceso de inyeccion son muy precisas es necesario flexibilizar el
proceso. Para tales fines se ha desarrollado el método llamado del gradiente de
salinidad, en el cual la salinidad del tapdn del surfactante varia del frente (alta) a

la cola (baja) de manera continua. Al empezar el tapén por la salinidad mas alta
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se maximizan los fendmenos de adsorcion al pasar el mismo. Cuando la cola del
tapdn pasa encima de la misma roca, se desorbe el surfactante, ya que la salinidad
ha bajado [,

4.1.2. Inyeccion de Alcal

El termino alcali hace referencia a aquellas sustancias quimicas que forman iones
de hidroxido (OH-) cuando son disueltas en agua, y cuya solucién tiene un pH
superior a 7 por ejemplo: Hidréxido de sodio (NaOH), Hidréxido de potasio (KOH).

Son un tipo de base pues pueden lograr que un acido sea menos acido.

Como técnica de recobro mejorado, los agentes alcalinos son utilizados para
asistir en el desplazamiento de petréleo al aumentar el pH del agua inyectada y
reaccionar con los componentes acidos del petréleo, formando una surfactante in
situ, que actua conforme se ha descrito anteriormente, ademas la reacciéon del
alcali con la roca del yacimiento puede ocasionar alteracion de la mojabilidad.

Es importante tener especial cuidado con la litologia de la formacién, pues en
contacto con minerales como el yeso y la anhidrita se pueden ocasionar
precipitados no deseados. Ademas, los surfactantes naturales que se generan en
el yacimiento son mas dificiles e impredecibles de controlar que los sintéticos por
lo que el pH que maneje la solucion juega un rol importante, algunos autores

mencionan que debe mantenerse entre 8 y 10 [,

4.1.3. Inyeccion de Polimero
Son moléculas muy grandes o macromoléculas de alto peso molecular,
constituidas por la unién repetida de unidades pequefias a través de enlaces

covalentes.

La inyeccion de polimero es una técnica EOR en la que polimeros solubles en

agua son adicionados a los fluidos de inyeccién para incrementar la viscosidad
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del agua de inyeccion o el agua en la formacion y proveer control de la movilidad
de los fluidos mejorando asi el barrido areal y vertical al minimizar la canalizacion,
y asi incrementar el factor de recobro del petréleo. El incremento de la viscosidad
a su vez origina el incremento del nimero capilar. La inyeccion de Polimeros no
reduce el petroleo residual, pero logra una recuperacion mas temprana del crudo

movil y con menor corte de agua. (11

La correcta accion de los polimeros esté influenciada por factores del yacimiento
como la temperatura y la salinidad del agua de formacion, pues ambas generan
degradacion del compuesto. Una alta salinidad provoca un cambio estructural en
el polimero, reduciendo la viscosidad de la solucion, lo mismo ocurre cuando el
polimero est4 expuesto a altas temperaturas por un espacio prolongado de

tiempo.

El tapon de polimeros es mucho més sencillo desde el punto de vista fisicoquimico
gue el tapon de surfactante, sin embargo, los polimeros son también susceptibles
de precipitarse, adsorberse en la roca, o ser retenido por filtracién en los poros
pequefios [,

En la Figura 11 es mostrado el desplazamiento del bache de polimero desde el
pozo inyector atravesando el medio poroso, permitiendo el desplazamiento del

crudo hacia el pozo productor.

Oil
ZoNe — i —

——

T 0il
Zone

Figura 11. Esquema inyeccion de polimeros.
Fuente: Simulacion de inyeccion de quimicos utilizando STARS.CMG.2018
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La Tabla 1 indica de manera convencional los criterios a tener en cuenta para la
seleccion del método quimico adecuado de acuerdo a las condiciones del

yacimiento.
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5. GENERALIDADES DEL CAMPO Y DE LA TECNOLOGIA DE

INYECCION A IMPLEMENTAR

5.1. Generalidades del campo

El campo usado para la realizacion de este proyecto fue descubierto en marzo de
2012 con la perforacion del pozo SI-1, del cual se obtuvo un petréleo de 21° API
a una profundidad de la zona de interés de 3500 ft. A nivel estructural es un
yacimiento que al noroeste esta limitado por una falla y al sur oriente hay un cierre
estructural. Hasta el momento hay 6 pozos perforados a partir de los cuales se
caracterizaron 4 arenas Al, A2, A3y A4. El campo esta soportado por un acuifero
basal activo, tiene una gran produccion de agua y petréleo y muy poca de gas. El
STOOIP es 75.98 MMSTB vy la saturaciéon de aceite residual es de 0.25. La
compairiia operadora realizé pruebas petrofisicas donde estimaron que la roca de

yacimiento esta mojada por aceite.

Propiedades petrofisicas
La formacion muestra un comportamiento heterogéneo pues sus propiedades

varian en funcion de la ubicacién en el yacimiento. Las propiedades de la roca

son:
Propiedad Dato
Porosidad (%) 13-29
Permeabilidad (md) 674 — 3687
Presiéon promedio (psi) 1680
Temperatura (°F) 125
Mojabilidad Aceite

Tabla 2. Propiedades petrofisicas del yacimiento.
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Propiedades de los fluidos
A continuacion, se muestran las principales propiedades para caracterizar los

fluidos de la formacién:

Propiedad Valor

°API 21

Presion de burbuja (psi) 991
Gravedad especifica del gas 0,65
Salinidad del agua de formacion (ppm) 12000

Factor volumetrico del agua 1,00731
Viscosidad del agua (cp) 0,625
Compresibilidad del agua (1/psi) 3,01e-006

Tabla 3. Propiedades de los fluidos del yacimiento.

5.2. Descripcién de latecnologia de inyeccion basada en una
formulacion de surfactantes (Oil Free Wave ®)

Esta tecnologia es una formulaciébn acuosa a base de surfactantes a escala
nanomeétrica usada en la estimulacion y el recobro mejorado en frio que puede
llegar a lograr una recuperacion total de hasta un 50% del crudo pesado no

producido, por medio de:

e Movilizar el crudo inmovil
e Disminuir la tension interfacial crudo-agua
e Reducir la viscosidad del crudo

e Disminuir la movilidad del agua
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e Cambio de la mojabilidad del yacimiento (Figura 12)

ANTES
Yacknions
Mojado al
Petréleo
(Roca humectada
por petroleo)
DESPUES
Yacimiento
Mojado al
agua
(Roca humectada
por agua)

Figura 12. Cambio de la mojabilidad debido a la inyeccién de una formulacion a base de
surfactantes.
Fuente: ERVS. 2018

El protocolo de aplicacion de esta tecnologia para el disefio y/o modernizacion de
los planes de desarrollo existentes en los campos en donde se desea
implementar, tiene en cuenta tres principales factores. En primer lugar, un
estudio/disefio de diagndéstico de las condiciones de cada pozo y del yacimiento a
evaluar. En segundo lugar, un estudio de compatibilidad de fluidos/roca y por
altimo un modelo de simulacibn de yacimientos y predicciones para la
recuperacion mejorada de petréleo.

Propiedades del surfactante

La tabla 4 muestra las propiedades basicas del surfactante empelado.

Propiedad Valor
Concentracion (ppm) 1125
Coeficiente de adsorcion (Ibm/ft3) 0.001
Rango de temperatura (°F) 60 - 120
Viscosidad (cp) 1

Tabla 4. Propiedades del surfactante
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6. CREACION DE MODELO DE SIMULACION

Para fines del proyecto se empled el conjunto de herramientas disponibles en
CMG. La compaiiia que sirvio de apoyo para la realizacidon de este trabajo
suministro el modelo estéatico del yacimiento, asi como los datos de produccion, la
prueba PVT, la ubicacion de los pozos productores existentes y sus perforados e
informacién complementaria del yacimiento. Para la construccion del modelo
dinamico se empled la herramienta Builderl!l, la simulacién se hizo a través de
STARSII teniendo en cuenta que es el que mejores resultados muestra para casos
de inyeccién quimica comparado con IMEX[ y GEMM, finalmente los resultados

de la simulacién se analizaron a través de Results Graph!,

6.1. Modelo estatico

Como se mencion6 anteriormente el modelo fue proporcionado por la compafiia
gue sirvié de apoyo para la realizacion de este trabajo. La malla esta formada por
36096 celdas distribuidas en los ejes X, Y, Z. Para crearla se us6 el sistema de
tipo corner point, esto permite lograr una reproduccion mas exacta del modelo

geoldgico del campo.

[ii] Herramienta de CMG que facilita la construccion de los modelos de simulacion de yacimientos,
integrando informacién entre IMEX, GEMS, STARTS y fuentes de datos externas.

[iii] Simulador de CMG para procesos de recobro primario y secundario en crudos pesados en
yacimientos convencionales y no convencionales

[iv] Simulador de CMG para yacimientos composicionales, quimicos y no convencionales

[v] Herramienta de CMG que sirve para visualizar y analizar los resultados de las simulaciones.
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El tope de la malla es 3500 ft y la base 3700 ft. En la figura 13 se muestran los
cortes X-Z, Y-Z y la vista en planta de la seccion X-Y.
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Corte seccion X-Y 2503

Figura 13. Vista de los planos Y-Z, X-Z y X-Y de la malla de simulacién del campo (Grid Top).
Fuente: Simulador CMG

En las figuras 14 y 15 se muestra la distribucién de la porosidad y la permeabilidad
a lo largo del yacimiento desde una vista de planta, de donde es posible observar

la heterogeneidad con la que cuenta el yacimiento. El yacimiento es anisotrépico
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debido a la diferencia en la permeabilidad horizontal y vertical pues en la direccion

| y en la direccibn J los valores de permeabilidad son iguales, pero la

permeabilidad en K es diferente y de menor magnitud.
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Fuente: Simulador CMG

igura 14. Distribucion de la porosidad en el yacimiento (Corte X-Y)

Permeability | (md) 2012-03-01  Klayer: 1
T T T T T T T T T T T T T T T T T T T T
I atmom  amsom | amsloo 413000 4185000 47N 41000 4S1000 4193000 41S0M0 417000 4180 4201000 4203000 4
L £
I E 4
g RIS g
s
= bt Lo IS
e « b e s
5] Sy i i
g e I 2
i s S g
- s e 3687 o
AR TN a
© R 5
] SRR s
& ORI a2 _ |
g PRt 3
b PR N =4
R R £
e 3085 9
RS 3
SRR 3
L R SIS L 783 S
L S % S
& R DS RS Ca &
re e ]
g R e 2482 g
g e g
- SN ey ¥ N
i OB 8
2 SRS PRI v 2181 @
g e 3 o
5 RS 1578 B
r B AR ' R
© s R 3
g A RN
'g ‘:“':::;g.'.‘ SRS st 1,578 7
N 2
a
L 2
© 1.277 =
& .
g z
L 75 3|
b4
& 4
g e74
-4
- 4177000 4179000 4,181,000 4,183,000 4185000 4,187,000 4183000 4191000 4,193,000 4195000 4,197,000 419,000 4201000 4203000 g
P I h F I 1 L h ey PR R N S
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15. Distribucion de la permeabilidad en el yacimiento (Corte X-Y)
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6.2. Modelo dindmico

Con base en el modelo estatico se construye el modelo dindmico a través de
Builder, para esto se deben completar todas las secciones: reservoir, components,

rock-fluid, initial condition, well & recurrent.

A continuacion, se muestra la informacién suministrada para completar cada

seccion.

Reservoir
Para completar la seccidn es necesario agregar la compresibilidad de la roca
(CPOR) y presion de referencia (PRPOR). Para el caso de este proyecto los
valores son 7.25E-6 1/kPa y 1600 psi respectivamente. Como se menciond
anteriormente, propiedades de la roca como la porosidad y permeabilidad son

incluidas en el modelo estatico del yacimiento.

Components

En esta seccién es necesario incluir las propiedades de los fluidos presentes en
el yacimiento ya sea cargando directamente los datos de PVT al simulador o

usando correlaciones.

En las tablas 5, 6 y 7 se muestra la informacion PVT de los fluidos introducida en
el simulador, adicionalmente se agreg6 5e-06 1/kPa como la compresibilidad del
aceite para el campo estudiado. Ademas las figuras 16 y 17, muestran el

comportamiento de las propiedades para cada caso.

Bw 1,00731

Cw (1/psi) 3,01E-06
Presion Ref (psi) 1.600

uw (cp) 0,62582

Tabla 5.Propiedades PVT del agua.
Fuente: Compariia soporte del trabajo de grado.
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Tabla 6, Propiedades PVT del crudo.

Fuente: Compafiia soporte del trabajo de grado.

P (Psi)

Bg
(bbl/ft3)

V4
(cp)

14,696

0,1976

0,0117

79,7829

0,0361

0,0118

144,87

0,0197

0,0119

209,957

0,0135

0,0119

275,044

0,0102

0,0120

340,131

0,0082

0,0121

405,218

0,0068

0,0122

470,305

0,0058

0,0123

535,391

0,0051

0,0124

600,478

0,0045

0,0126

665,565

0,0040

0,0127

730,652

0,0036

0,0128

795,739

0,0033

0,0130

860,826

0,0030

0,0131

925,913

0,0028

0,0133

991

0,0026

0,0135

Tabla 7, Propiedades PVT del gas.

Fuente: Compafia soporte del trabajo de grado.

Figura 16. Relacion gas-petroleo en solucion "Rs" (izquierda),
Factos volumétrico del aceite "Bo" (derecha) y Viscosidad del
aceite "uo" (abajo).

Fuente: Compafiia soporte del trabajo de grado.
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Figura 17. Factor volumétrico del gas "Bg" (Arriba) y Viscosidad
del gas "ug" (Abajo).
Fuente: Compafiia soporte del trabajo de grado.
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Rock-Fluid

En esta seccion deben introducirse las curvas de permeabilidad relativa, esto
puede hacerse introduciendo las tablas manualmente o haciendo uso de
correlaciones basandose en los end points de las curvas. En este proyecto se
ingresaron manualmente dos sets de interpolacion de curvas. El primer set de
interpolacion corresponde a los fluidos del yacimiento a condiciones iniciales
(Figura 18) y el segundo al comportamiento con la aplicacion de surfactante

(Figura 19). La figura 20 muestra el comparativo entre estas dos curvas.
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Figura 18 Curvas de permeabilidad Aceite-Agua. Set 1 de interpolacion.
Fuente: Simulador CMG
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Figura 19 Curvas de permeabilidad Aceite-Agua. Set 2 de interpolacion.
Fuente: Simulador CMG
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Figura 20. Comparacion de las curvas de permeabilidad aceite-agua del Set 1y el Set 2.
Fuente: Autoras.
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Initial Conditions

En esta seccion se debe seleccionar el tipo de equilibrio de fluidos con el que el
simulador realizard la simulaciébn e introducir las condiciones iniciales del

yacimiento. En la figura 21 se muestra las condiciones iniciales del yacimiento

estudiado.
Initial Conditions =

Perform Gravity-Capillary Equilibrium of A Reservair Initially Containing

(") Water, Oll, Gas { VERTICAL DEPTH_AVE WATER_OIL_GAS EQUIL )

(®) Water, Ol (VERTICAL DEPTH_AVE WATER_OIL EQUIL }

(") Water, Gas ( VERTICAL DEPTH_AVE WATER_GAS EQUIL NOTRANZONE )

There will be no residual saturation in Gas Cap ( GASZONE NOOIL )

Reference Pressure and Depth Phase Contact Depths

! H i

Pressure (REFPRES ) [1650 psi Water-il Contact { DWOC ) 3589 ft
Depth ( REFDEFTH ) 3535 ft

Datum Depth for Output Pressure

Mate: This item is optional.

Depth (DATUMDEPTHdeptn) [ |

For more options use the

Pressure will be comected using the initial equilibrium Ad d Inter
pressure distribution { DATUMDEPTH depth INITIAL ) vaneed enace
Bubble Pairt Input Format Advanced

() Reservair initially saturated (PB =P )

(®) Constant Bubble Point Prezsure { PE )
Err Cancel Ppply Help

Figura 21. Condiciones iniciales yacimiento estudiado
Fuente: Siimulador CMG

Wells & Recurrent

En esta seccion se encuentra la informacion correspondiente a los pozos,
incluyendo las trayectorias, los perforados, las condiciones operativas o de

monitoreo y la historia de produccion, entre otras.
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En la figura 22 se puede observar el resultado final de cargar al modelo los pozos

productores con los que cuenta el campo estudiado.

Grid Top (m) 2016-01-01
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Figura 22. Ubicacion de los pozos productores del campo estudiado (Grid Top)
Fuente: Simulador CMG

Una vez terminadas todas las secciones, se guarda el archivo y se procede a
inicializar el modelo con el objetivo de comprobar que el OOIP reportado por el
simulador concuerde con el valor real del yacimiento. En la figura 23 se muestra
el resultado de la inicializacion, mostrando una diferencia de aproximadamente

5% entre el valor simulado (79 millones) y el real (75 millones).

Tatal oil in place 5TH 0.79857E+08
Total water in place STH 0.36304E+09
Total gas in place SCF 0.59833E+10

Figura 23. Resultados de la inicializacion del modelo.
Fuente: Siimulador CMG
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7. AJUSTE DEL MODELO AL ESCENARIO CASO BASE

7.1. Ajuste Historico

Después de la inicializacion, se corre el archivo y los resultados son graficados en
Results GraphM para comparar la tendencia de la simulaciéon con la tendencia real
de la produccién histérica del campo.

Los resultados de las dos curvas muestran un comportamiento diferente. Para
lograr el ajuste de la produccién se usaron los constraints STO (Maxima tasa de
aceite en superficie) y STW STO (Maxima tasa de agua en superficie) en cada
pozo a cada intervalo de tiempo, por medio de la keyword TARGET estos se
modifican en cada time step especifico dependiendo de los valores de produccion
histérica en dicho time step. Ademas, se procedié a ajustar las curvas de
permeabilidad relativa del agua y aceite modificando su tendencia con el fin de
lograr mayor movilidad del crudo y que el porcentaje de error entre la produccién
histérica y la simulada fuera lo mas bajo posible. En la tabla 8 se muestra el

porcentaje de error obtenido para cada pozo una vez logrado el mejor ajuste

histérico.
% Error Promedio
Pozo Produccion Produccién

Aceite Agua

SI-1 2,58 2,19
SI-2 4,09 1,24
SI-3H 3,45 3,06
SI-4 5,38 1,58
SI-5 3,76 2,33
SI-6 4,93 3,07
PROMEDIO 4,032 2,245

Tabla 8. Porcentaje de error de cada pozo para el ajuste historico
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Figura 24. Ajuste histérico del pozo SlI-1. Fuente: Simulador de CMG.
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Figura 25. Ajuste histérico del pozo SI-2. Fuente: Simulador de CMG.
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Figura 26. Ajuste histdrico del pozo SI-3H. Fuente: Simulador de CMG.
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Figura 27. Ajuste historico del pozo Sl-4. Fuente: Simulador de CMG.
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Figura 28. Ajuste histérico del pozo SI-5. Fuente: Simulador de CMG.
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Figura 29. Ajuste historico del pozo SI-6. Fuente: Simulador de CMG.
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7.2. Caso Base

Una vez logrado el ajuste historico se agregaron 10 afios de time step mensual
para conseguir una prediccion que permita evaluar el comportamiento del modelo
en funcién del tiempo. Con el objetivo de garantizar que los resultados de esta
prediccion fueran los mas cercanos a la realidad, en la primera fecha de la
prediccidon (la siguiente a la dltima del histérico) en los pozos productores se
seleccion6 como constrain de BHP (Bottom Hole Pressure) el ultimo valor
obtenido en el ajuste histérico de cada pozo. Este caso de prediccion muestra
cémo seria el comportamiento de la produccién del campo si siguiera produciendo
los 10 afios adicionales sin ningun cambio en el esquema de explotacién y sin
realizar inyeccién de ningun tipo, por lo cual es la base a partir de la cual se
evaluaron los cambios con los esquemas de explotacion propuestos y con
inyeccion de agua y surfactante. La figura 30 muestra la saturacion del yacimiento

a la dltima fecha de produccion histérica desde una vista de planta (31-12-2016).

r T T T T AN T T T T T T T [File: san_isidro_stars_bhp-
4,180,000 4,190,000 4,200,000 User. PRINCIPAL
Date: 28/08/2019

Scale: 1:43694
'YX 1.00:1
Axis Units: ft

I
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000'021'E
3,170,000

|
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r 000 025 050 075 1.00miles T
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4,180,000 4,190,000 4,200,000

Figura 30. Saturacién de aceite en la primera capa del yacimiento a la tltima fecha del
historico.
Fuente: Simulador de CMG
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8. ESQUEMAS DE EXPLOTACION EVALUADOS

Como se mencion6 en el capitulo anterior el caso base hace referencia a la
prediccién de produccion del campo si no se hiciera ninguna modificacion con
respecto a las condiciones iniciales, adicional a este se manejardn otros dos
escenarios de produccién con inyeccién de agua e inyeccion de surfactante. Una
vez escogido el mejor esquema de explotacion sera evaluado en los tres

escenarios de produccion anteriormente mencionados.

La determinacion del esquema de explotacion a evaluar se dividié en dos etapas,
una usando los pozos existentes en el campo y la segunda instalando nuevos
pozos. Estas etapas a su vez estan conformadas por diferentes esquemas de
explotacion que fueron evaluados en el escenario de produccion correspondiente
a inyeccion de agua a una tasa de 3000 BPD. Todos los resultados fueron

comparados con el escenario caso base.

En la primera etapa se convirtieron los pozos productores a inyectores de forma
individual y se evalué el comportamiento de la produccién en cada uno de los 6
esquemas de explotacion resultantes. En la segunda etapa se planted la
instalacion de nuevos pozos proponiendo tres esquemas de explotacion
relacionados entre si. En el primer esquema se propusieron 5 pozos inyectores,
sin embargo, los resultados mostraron la necesidad de cambiar la ubicacion de
uno de los pozos. Los resultados de este cambio de ubicacion corresponden al
segundo esquema a partir del cual se determiné convertir uno de los pozos
inyectores a productores dando origen al tercer esquema, que finalmente fue

escogido como el esquema de explotacion a evaluar. Una vez determinado el
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mejor esquema se realizaron corridas a distintas tasas de inyeccion para

determinar la tasa 6ptima para cada uno de los escenarios de produccion.

Etapa 1: Conversion de pozos productores a inyectores

En la primera etapa se evaluo la posibilidad de convertir los pozos productores Sl-
1, SI-2, SI-3H, SlI-4, SI-5 y SI-6 existentes en el campo en pozos inyectores. Para
esto se realizaron seis corridas cada una con uno de los pozos productores como
inyector y los demas produciendo.

La figura 31 muestra los resultados de produccién acumulada de aceite para cada
corrida comparado con el caso base, donde es posible observar que no existe
ninguna influencia positiva en la produccién, por lo tanto, esta opcion no fue viable

y se continud con la evaluacion de la segunda etapa.
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Figura 31. Produccion acumulada de aceite (arriba) y factor de recobro (abajo). Esquema
de pozos productores a inyectores. Fuente: Simulador de CMG
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Etapa 2: Nuevos pozos inyectores propuestos

Para la segunda etapa se plantearon tres esquemas de explotacion. La tabla 9
sintetiza el arreglo de pozos y los resultados de produccion de aceite al final de

los 10 afios de prediccion para cada uno de los esquemas de explotacion de la

etapa 2.
Esquema Arredlo de pozos Resultados de produccién
q 9 P de aceite (BPY)
6 pozos productores 24.114.000
CEED R (SI-1,S1-2,S1-3H,SI-4,SI-5,SI-6) FR: 30.3 %
6 pozos productores
1 (SI-1,S1-2,SI-3H,SI-4,SI-5,SI-6) 25.650.000
5 pozos inyectores FR: 32.2%
(SI-13,S1-14,S1-15,S1-16,S1-17)
Cambio de posicién del pozo SI-16
6 pozos productores
2 (SI-1,S1-2,SI-3H,S1-4,SI-5,SI-6) ?:%8%0,2%9/8
5 pozos inyectores T
(SI-13,S1-14,S1-15,S1-16,S1-17)
Conversién de pozo SI-15 de inyector a
productor
3 7 pozos productores 35.631.500
(SI-1,S1-2,S1-3H,SI-4,S1-5,SI-6, SI-16) FR: 44.4%
4 pozos inyectores
(SI-13,S1-14,S1-15,S1-17)

Tabla 9. Sintesis de esquemas de explotacion de la segunda etapa.

Como primer esquema de explotacion se propusieron los pozos SI-13, Sl-14, Sl-
15, SI-16 y SI-17 como nuevos pozos inyectores, los cuales fueron ubicados
teniendo en cuenta principalmente 3 parametros: Saturacion de aceite, ubicacién
espacial y conexién hidraulica.

Teniendo en cuenta las zonas con mayor saturacion de aceite se seleccionaron
las dos primeras capas del yacimiento como las mejores zonas para ubicar las
perforaciones de los pozos inyectores.

De las zonas de mayor saturacion se seleccionaron las mejores ubicaciones de
tal forma que la distribucion de los pozos inyectores fuera equidistante con

respecto a los 6 pozos productores que se querian influenciar.
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Para garantizar la conexion entre inyectores y productores se tomé como
referencia la profundidad de los perforados de los pozos productores para
determinar las capas en las que se encontraban y asi seleccionar la posicion
exacta de los perforados de los inyectores de forma que coincidiera con los
primeros parametros analizados ademas de estar estructura abajo con respecto a
los productores. Hasta la fecha en el campo no se han detectado fallas internas
gue afecten los pozos, y esto sumado a los resultados obtenidos de la corrida en
results 3D donde se muestra un barrido de los pozos inyectores a los pozos
productores, permite evidenciar una adecuada interconexion hidraulica entre
ellos.

En la figura 32 se muestra una vista de planta en 3D del yacimiento para el caso
base en la ultima fecha de prediccion donde se evidencian dos de los criterios de
seleccién usados: ubicacién espacial de los pozos inyectores (marcados con
punto morado) y saturacion de aceite, donde el color verde representa el mayor

valor de saturacion de aceite y el color azul la menor saturacion de aceite.

Qil Saturation 2027-01-01

ety

R

Figura 32. Saturacién de aceite del caso base con la ubicacién de los pozos del esquema
de explotacion 1. Fuente: Simulador de CMG
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En las figuras 33 y la figura 34 muestran los cambios en la produccion de aceite y
agua respectivamente, comparados con el caso base. El incremento en la

produccién de aceite producto de la inyeccion muestra la influencia positiva que
tiene el primer esquema.
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Figura 33. Produccion acumulada de aceite, esquema 1.
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Figura 34. Produccion acumulada de agua, esquema 1.
Fuente: Simulador de CMG
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Con el fin de garantizar que todos los pozos inyectores propuestos representan
aumentos significativos en la produccidén se realizaron corridas de simulacion
variando cada pozo como Unico inyector y verificando en los resultados la

influencia sobre sus respectivos pozos productores cercanos.

Estos resultados permitieron determinar como se muestra en la figura 35 que la
ubicacion del pozo SI-16 no representa una ganancia significativa en la produccién
de aceite, ademas, teniendo en cuenta que el sélo efecto de la produccion de los
pozos productores de esa zona permite un barrido considerable de aceite como
se muestra en la figura 32 (Ubicacion de los pozos del esquema de explotacion
1), se decidié cambiar la ubicacién del pozo a una zona con mayor saturacion de

aceite, esperando asi obtener mayor ganancia en la produccién.

SI-3H san_isidro_inyeccion surfactante todos escenario 1 s16 iny.irf

SI-3H Sl-4 : SI-5

Curmsative ON 3C (odi)
a
8

Cunmsative ON 3C (obi)

Figura 35. Produccion acumulada de aceite, esquema 1, solo SI-16 inyectando.
Fuente: Simulador de CMG
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Con el cambio de posicion del pozo SI-16 se obtiene un segundo esquema de
explotacion en el que los resultados de la produccidén incrementaron como se

muestra en la figura 36.
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Figura 36. Produccion acumulada de aceite (izquierda) y Factor de recobro (derecha). Caso
base, esquema 1y 2. Fuente: Simulador de CMG

Con el objetivo de incrementar ain mas la produccién de aceite se propuso un
tercer esquema de explotacion en el que el pozo SI-15 paso de ser inyector a ser
productor, esto teniendo en cuenta la saturacion de aceite de la zona pues como
se muestra en la figura 37 a la ultima fecha de la predicciéon aun quedan zonas
con alta saturacion de aceite (rojo), adicional a esto la ubicacion geoldgica
(estructura arriba) y espacial (entre dos pozos inyectores) del pozo evidencian

caracteristicas de ser un potencial productor.
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Oil Saturation 2027-01-01

Figura 37. Saturacion de aceite, esquema 2, Ultima fecha de prediccion,
Fuente: Simulador de CMG

Como se puede observar en la figura 38 este cambio representa una gran

ganancia en la produccion con respecto al segundo esquema de explotacion.
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Figura 38. Produccion acumulada de aceite caso base, esquema 2 y 3.
Fuente: Simulador de CMG

En la figura 39 se puede observar como a la ultima fecha de la prediccién existe

un mejor barrido de aceite en la zona donde antes el SI-15 actuaba como inyector,
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donde el color rojo representa el maximo valor de saturacién de aceite y el color
azul el minimo valor. Estos resultados evidencian que el esquema 3 es el mejor
esquema de explotacion comparado con los primeros planteados y por lo cual es
escogido como el esquema sobre el cual se realizara la comparacion entre los
tres escenarios de produccion y el respectivo analisis econémico para determinar

la viabilidad del proyecto.

Oil Saturation 2027-01-01

Figura 39. Saturacion de aceite, esquema 3, Ultima fecha de prediccion.
Fuente: Simulador de CMG

Tasa de inyeccion 6ptima

Se determiné la tasa de inyeccidn que proporcione los mejores resultados tanto
para el escenario de inyeccion de agua como para el escenario de inyecciéon de
surfactante. Para esto se realizaron corridas con tasa de inyeccion de 2000, 4000,
5000, 6000, 7000 y 8000 barriles por dia en ambos escenarios, donde se tomaron

como criterios de seleccion los resultados de produccion y el valor maximo de
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BHP en los pozos teniendo en cuenta que el valor limite de BHP asumido es de

4000 psi puesto que la presion de fractura del yacimiento es 4500 psi.

En la figura 40 se puede observar que en el caso de inyeccién de agua la mayor
produccién de aceite se obtiene a una tasa de inyeccion de 8000 BPD y una BHP
maxima de 2510,34 psi, por lo cual este valor sera usado como tasa de inyeccion

de agua.
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Figura 40. Comportamiento de la produccion de agua, aceite y BHP méximo a distintas
tasas de inyeccion de agua
Fuente: Autoras
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En la figura 41 se muestran los resultados de las distintas tasas de inyeccion para
el caso de inyeccion de surfactante, en donde se seleccion6 7000 BPD como tasa
de inyeccion optima de surfactante, debido a que es la que representa mayor
produccion de aceite sin sobrepasar el limite de BHP.
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Figura 41. Comportamiento de la produccion de agua, aceite y BHP méximo a distintas
tasas de inyeccion de surfactante
Fuente: Autoras
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9. ANALISIS DE RESULTADOS

Una vez determinadas las tasas optimas se realizaron las corridas de simulacion
del tercer esquema de explotacion para comparar el comportamiento de
produccion en los tres escenarios mencionados con anterioridad.

La figura 42 muestra los resultados de produccién de crudo, donde se puede
observar un incremental al final de los diez afios de prediccién de 11,152,568 Bls
entre el caso base y la inyeccion de agua y de 12,631,790 Bls entre el caso base
y la inyeccién de surfactante, lo que representa un aumento de produccion de
aceite de aproximadamente 13% en la inyeccion de surfactante con respecto a la
inyeccion de agua, confirmando como se esperaba una produccién mayor al usar
surfactante, debido a que este actda incrementando el numero capilar y

modificando parametros como mojabilidad, tension interfacial y saturacion.
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Figura 42, Produccion acumulada de aceite caso base, inyeccion de agua e inyeccion de
surfactante
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La formulacién quimica a base de surfactante altera la mojabilidad y al modificarla
logra la imbibicion de la fase inyectada, favoreciendo el drenaje de crudo
permitiendo asi que este se mueva con mayor facilidad. Ademas, al ubicarse en
la interfaz de los dos fluidos ocasiona la disminucion de la tensién interfacial. Otro
factor influenciado es la saturacion de crudo en la cara de los pozos productores
pasando de tener valores bajos a altos, ya que cuando el surfactante alcanza las
zonas lejanas de alta saturacion, desprende el crudo formando un banco
suficientemente grande  que es favorecido por fuerzas gravitacionales,
acercandose a la cara de los pozos productores, aumentando la saturacion de
este en dicha zona; el aumento de saturacién también ocurre en la escenario de
inyeccion de agua pero en menor proporcion debido a que su mecanismo de
desplazamiento de crudo se basa Unicamente en un movimiento de empuje

hidraulico tipo piston que tiende a canalizarse rapidamente.

El nimero capilar es la razén de las fuerzas viscosas sobre las fuerzas capilares,
siendo las fuerzas viscosas predominadas por la viscosidad y las fuerzas capilares
por la tensioén interfacial y el angulo de contacto entre la roca y el fluido que la
contacta. A valores altos de numero capilar la eficiencia de desplazamiento del
crudo mejora y a su vez se obtiene una mayor produccion de este 24 la
formulacién quimica a base de surfactantes logra incrementar el nUmero capilar
al actuar directamente en las fuerzas capilares donde disminuye la tension
interfacial y favorece el angulo de contacto entre la roca y el crudo debido a la

alteracion de la mojabilidad por contacto del fluido inyectado.

En la figura 43 se observa como en los tres primeros afios de produccion existe
mayor produccion de crudo al inyectar agua, esto se debe como se menciond

anteriormente, a la diferencia entre los mecanismos de desplazamiento de los dos
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escenarios de produccion (inyeccién de agua e inyeccion de surfactante), pues
para el caso del surfactante hasta no existir un banco de crudo lo suficientemente

grande éste no se moverda hacia los pozos productores.

PRODUCCION CRUDO (BPD)

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10

Afo de prediccién

EPRODUCCION CRUDO (BPD) CASO BASE
PRODUCCION CRUDO (BPD) INYECCION AGUA
B PRODUCCION CRUDO (BPD) INYECCION SURFACTANTE

w

Millones de barriles
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o

Figura 43. Produccion anual de crudo caso base, inyeccion de agua e inyeccion de
surfactante.
Fuente: Autoras

A partir del 2020 el comportamiento de la produccion de aceite con inyeccion de
surfactante es mayor que la produccién con inyeccion de agua, como se evidencia
en la figura 42 (Produccion acumulada de aceite caso base, inyeccion de agua e
inyeccién de surfactante) esta diferencia es mucho mayor a partir del 2022. Lo
cual se debe principalmente a que para el 2022 el surfactante ya ha abarcado una
mayor area del yacimiento y en dicha zona se manifiesta la alteracion de la
mojabilidad, ademas a partir de esta fecha el banco de crudo es lo suficientemente

grande para mostrar una mayor diferencia entre la produccion.
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El incremento en la produccion de aceite con respecto al caso base se ve reflejado
en la disminucion de la saturacion de aceite al finalizar el tiempo de inyeccion tanto
de agua como de surfactante, siendo mucho mayor el cambio en esta Ultima como
se muestra en la figura 44 donde el color rojo representa el mayor valor de

saturacion de aceite y el color azul el menor valor de saturacion.

Qil Saturation 2027-01-01 i Oil Saturation 2027-01-01

Oil Saturation 2027-01-01

Figura 44. Saturacion de aceite caso base (izquierda), saturacién de aceite escenario 3
inyeccion de agua (derecha) y saturacion de aceite escenario 3 inyeccion de surfactante (abajo)
a la ultima fecha de prediccion
Fuente: Simulador CMG

La figura 45 muestra los resultados de produccion de agua para los escenarios de
produccion. El aumento en la produccién de agua con respecto al caso base se

debe principalmente a dos factores. En primer lugar, a la nueva produccion del
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pozo SI-15y en segundo lugar al efecto de la inyeccion. Adicionalmente se puede
observar una disminucion de 27,086,075 Bls en la inyeccion de surfactante con
respecto a la inyeccion de agua, lo que equivale a una reduccion en la produccién
de agua de aproximadamente un 10 %, esto ocurre debido a que en primer lugar
el surfactante actia alterando la mojabilidad del yacimiento haciendo que la
movilidad del agua disminuya, en segundo lugar como se aumento la saturacion
de crudo en la cara del pozo disminuye en mayor proporcion la saturacion de agua

y por ultimo no existe canalizaciébn de agua como si ocurre en inyeccion de agua.

Default-Field-PRO san_isidro_caso base.irf
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Figura 45. Produccion acumulada de agua caso base, inyeccién de agua e inyeccion de
surfactante.
Fuente: Simulador CMG
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Esta disminucién del 10% en la produccion de agua total del campo evidencia la
eficiencia del esquema de explotacion propuesto, donde los pozos SI-1, SI-2 'y SI-
3H estén siendo afectados directamente por el esquema de inyeccidn, son los que
mayor contribucién generan al porcentaje de reduccion total de agua, mientras
gue los pozos restantes al no estar directamente afectados no representan un

cambio tan evidente, como se puede observar en la tabla 10.

% DE REDUCCION DE

POZOSs AGUA

SI-1 39,36
SI-2 27,36
SI-3 8,14
Sl-4 0,00
SI-5 0,00
SI-6 0,02

Tabla 10. Comparativo de porcentaje de reduccion de agua por pozo entre escenario de
inyeccion de agua y escenario de inyeccion de surfactante.

Adicionalmente a los datos anteriormente mencionados es necesario tener en
cuenta la influencia de poner en producciéon un pozo nuevo, como el pozo SI-15,
ya que este pozo produce una gran cantidad de crudo pero a su vez una gran
cantidad de agua, por lo que a pesar de lo altos porcentajes de reduccién de agua
alcanzados por los pozos influenciados por el esquema (SI-1, SI-2 y SI-3H), la
produccién adicional de agua del SI-15 disminuye el porcentaje de reduccion de
produccion total de agua del campo. Si se omitiera la produccién de agua de este
pozo en particular, la reduccién seria por el orden de 70%. Para ver la influencia
de este pozo en la produccion total se determind el porcentaje de aporte en los
escenarios de produccion tomando como referencia la producciéon de los pozos
SI-1, SI-2 y SI-3H pues como se dijo anteriormente son los que mayor porcentaje

de reduccién generan.
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En la tabla 11 es posible observar que la produccion de agua del pozo SI-15 es
muy similar al total de la produccion de los pozos SlI-1, SI-2 y SI-3H, demostrando
el por qué al realizar el analisis individualmente por pozo se ve una mayor
reduccion en la produccion de agua que al analizar los resultados totales del
campo. Sin embargo, los resultados siguen siendo satisfactorios y muestran
claramente la eficiencia del esquema propuesto obteniendo los mejores

resultados con la inyeccién de surfactante.

Produccion Produccion
Pozo inyeccion % aporte inyeccion % aporte
agua surfactante
SI-1,SI-2,SI-3 | 93,040,924 59,52 70,810,281 54,79
SI-15 63,267,875 40,48 58,418,134 45,21
Total 156,308,799 100 129,228,416 100

Tabla 11. Produccion de agua y porcentaje de aporte de los pozos SI-1, SI- 2, SI-3, y SI-15,

Como se puede observar en la figura 46, en los tres primeros afios en los cuales
anteriormente se mencion6 una menor produccion de aceite al inyectar
surfactante, también existe mayor produccion de agua. Esto se debe
principalmente a que en estos primeros afios parte del agua en la inyeccion de
surfactante se canaliza aumentando la produccion de agua mientras ocurre la
formacion de un banco suficientemente grande de crudo. Durante este periodo el
agua gobierna el medio poroso haciendo mas facil su movilidad, pero a partir del
afio 4 el surfactante empieza a reducir la cantidad de agua que en los afios
anteriores se estaba canalizando, reduciendo considerablemente la produccion
de ésta con respecto a la inyeccion de agua, pues para este momento la zona del
yacimiento en la que se alterd la mojabilidad, es lo suficientemente grande, por lo

gue es mas dificil para el agua moverse.
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PRODUCCION AGUA (BPD)

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10

Afo de prediccion

EPRODUCCION AGUA (BPD) CASO BASE
PRODUCCION AGUA (BPD) INYECCION AGUA
EPRODUCCION AGUA (BPD) INYECCION SURFACTANTE
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Figura 46. Produccion de agua para los escenarios de produccion.
Fuente: Autoras

La figura 47 muestra el balance energético del agua para el yacimiento estudiado
en los escenarios de inyeccion de agua e inyeccion de surfactante, donde es
posible observar que después de la inyeccion es mayor la cantidad de agua que
permanece en el yacimiento al inyectar surfactante que al inyectar agua, esto
equivale aproximadamente a una eficiencia de barrido del 80% y 60%
respectivamente, reafirmando como los resultados anteriormente obtenidos los
beneficios al inyectar surfactante. Adicionalmente un porcentaje mayor de
eficiencia de barrido representa una menor produccion de agua lo que a su vez

conlleva a una mayor produccion de crudo.
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Figura 47. Balance energético del agua en escenarios de inyeccién
Fuente: Autoras

En cuanto al factor de recobro como se muestra en la figura 48 es evidente que al
realizar inyeccion en el campo se obtienen resultados positivos en el aumento del

factor de recobro.
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Figura 48. Comportamiento del factor de recobro caso base, inyeccién de agua e inyeccion
de surfactante.
Fuente: Simulador de CMG
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En la tabla 12 se muestran los valores de factor de recobro para los escenarios
de produccion unicamente de los 10 afios de prediccion. A la dltima fecha de
produccion histérica del campo se tenia un factor de recobro del 12% el cual es
menor al factor de recobro promedio de Colombia (19%). Teniendo como
referencia el valor alcanzado hasta la produccion historica del campo, para el caso
base el factor de recobro aumenta en 1,5 veces, para la inyeccion de agua en 2,7
veces y para la inyeccion de surfactante en 2,85 veces, donde el mayor factor de
recobro es obtenido con la inyeccion de surfactante, generando un impacto

positivo en las reservas del campo y a su vez en las reservas del pais.

INYECCION DE INYECCION DE
CASOS CASO BASE AGUA SURFACTANTE
FACTOR DE RECOBRO . . )
INCREMENTAL 18,38 % 32,54 % 34,38 %

Tabla 12. Factor de recobro caso base, inyeccion de agua e inyeccion de surfactante
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10.ANALISIS FINANCIERO

Para determinar la viabilidad de la implementacién del esquema de explotacion
propuesto se realizara un estudio econémico simple, relacionando los resultados
de produccion obtenidos de las simulaciones y los costos tanto de CAPEX como

de OPEX suministrados por la compafiia, para los tres escenarios de produccion.

Analisis de costos de inversion (CAPEX)

En esta seccion se incluyen todos los costos en los que incurre la compafiia para
poner en marcha el proyecto, En el sector petrolero los costos de inversion
corresponden a los costos de perforacién de pozos para la extraccién de crudo ya
sea productores o inyectores, asi como las facilidades de produccion entre otros
costos. Para el caso del proyecto evaluado se tomaran como Unicos costos los
correspondientes a los nuevos pozos requeridos, las facilidades y demas servicios
necesarios no seran incluidos en el analisis econémico. El costo estimado por la
compafiia para un pozo productor es de US$ 650,000 y para un pozo inyector es
US$ 500,000.

Bajo la premisa que durante los afios de produccion histérica el agua de
produccion se inyectaba en pozos disposal en el yacimiento, se procedié a
determinar la necesidad de nuevos pozos disposal para los 10 afios de prediccién

estudiados, para los tres escenarios de produccion.

En la tabla 13 se muestran los requerimientos afio a afio de nuevos pozos para

disposal.
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Periodo # Pozos # Poz?ls # Pctz’os
(Anual) Caso Inyeccién | Inyecciéon de
Base de Agua | Surfactante
0 0 2 2
1 1 0 0
2 0 0 0
3 0 0 0
4 0 1 0
5 0 0 0
6 0 0 0
7 1 0 0
8 0 1 0
9 0 0 0
10 0 0 0
TOTAL 2 4 2

Tabla 13. Pozos requeridos para caso base, inyeccién de agua e inyeccion de surfactante

El costo de inversion inicial corresponde al costo de los 4 pozos inyectores para

recobro, el pozo productor (propuestos en el esquema de explotacion 3) y los

inyectores disposal necesarios para cada caso mas 1 pozo backup, incluyendo

una tasa de interés del 2%. La tabla 14 muestra el costo de inversion inicial para

cada caso.

Periodo Caso Inyeccion Inyeccion
(Anual) Base Agua Surfactante
0 1,530,000 5,253,000 4,233,000

Tabla 14. Inversion inicial caso base, inyeccion de agua e inyeccion de surfactante
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Anélisis de costos de operacion (OPEX)

En esta seccion se incluyen todos los costos necesarios para el mantenimiento y
funcionamiento de la operacion, para la produccion y el correcto desenlace del
sistema. Los costos relacionados con el presente proyecto corresponden a los
costos de produccion, inyeccion y transporte de crudo.

La compafiia estima un valor 1,048 USD/Barril de fluido como Lifting Cost (Costo
de levantamiento), por lo que para el presente proyecto se adjudica un valor
correspondiente al levantamiento de barriles de aceite y uno al agua. En cuanto a
la inyeccidn se tendra en cuenta que el agua de produccién serd usada para la
inyeccion como método de recobro y el excedente de agua se dispondra en los
pozos disposal instalados, el costo de inyeccion de solo agua es de 1,055
USD/Barril y el de la inyeccion con surfactante es de 1,955 USD/Barril. El costo

de transporte de crudo corresponde a 5 USD/Barril.

Las tablas 15, 16 y 17 muestran el costo total de levantamiento en los escenarios
de produccién para cada afio. Ademas, se incluyen los resultados de produccién

incremental producto de la inyeccién.

Periodo LIFTING COST

(Anual) | BOPY BWPY TOTAL (USD)
1 2,095,791 18,605,639 17,747,041
2 1,888,394 19,456,883 18,761,943
3 1,712,204 20,227,503 19,684,106
4 1,585,683 20,898,794 20,474,531
5 1,459,781 21,380,375 21,072,337
6 1,348,319 21,882,201 21,683,536
7 1,263,223 22,296,039 22,184,360
8 1,187,784 22,736,809 22,706,979
9 1,107,924 23,040,249 23,091,621
10 1,037,861 23,371,931 23,498,597

Tabla 15. Costo de levantamiento del caso base



F;Z:zgl‘; BOPY BWPY INEI:%(IE)II\Zl’lll:I(\:IFrI,:)I.NDE %TT'R'LG(S?;)T
CRUDO (BOPY)
1 | 4,462,553 | 22,492,566 2,366,762 20,443,973
2 | 3,818,489 | 23,413,410 1,930,095 21,657,745
3 |3,614,957 | 23,358,450 1,902,753 21,706,638
4 |3,209,161 | 24,383,250 1,623,478 22,972,766
5 |2,599,757 | 25,745,609 1,139,977 24,756,628
6 |2144,439 | 26,911,156 796,120 26,287,252
7 | 1,842,423 | 27,837,823 579,200 27,482,898
8 | 1,614,206 | 28,730,124 426,422 28,597,465
9 | 1,422,006 | 29,363,432 314,082 29,420,287
10 | 1,268,069 | 29,979,692 230,208 30,197,641

Tabla 16. Costo de levantamiento de la inyeccion de agua

':Z:iﬁ:;; BOPY BWPY INERR(IE)IS:I;I(\:JFFI,;)I.NDE ?:)TT':LG(SEJ;)T
CRUDO (BOPY)
1 | 4,381,731 | 22,663,709 2,285,940 20,647,464
2 | 3,639,620 | 23,949,914 1,751,227 22,291,561
3 | 3,478872 | 23,714,511 1,766,668 22,139,785
4 | 3,460,470 | 23,458,286 1,874,787 21,890,120
5 | 3,123,453 | 23,774,813 1,663,673 22,402,841
6 | 2,553,732 | 24,249,074 1,205,413 23,246,708
7 | 2,152,274 | 24,218,069 889,052 23,493,142
8 1,834,085 | 23,701,019 646,301 23,192,663
9 1,546,961 | 22,998,962 439,038 22,686,045
10 | 1,303,115 | 22,401,168 265,254 22,260,911

Tabla 17. Costo de levantamiento de la inyeccién de surfactante
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Para los costos de inyeccion de agua se tuvo en cuenta que en el caso base, toda

el agua de produccidn es inyectada en los pozos disposal a una tasa de inyeccién

de 9000 BPD, este valor se obtuvo asumiendo la capacidad de inyecciébn como
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igual a la capacidad de produccion de los pozos. Para la inyeccion de agua y
surfactante la tasa de inyeccidén en los pozos para recobro como se determiné
anteriormente es de 8000 y 7000 barriles por dia respectivamente, el excedente
de agua de produccion se inyecta en los pozos disposal a tasa de 9000 barriles
por dia. Las tablas 18, 19 y 20 muestran los costos de inyeccion para los

escenarios de produccion.

Periodo | TASA DE INYECCION Inggz%Lol;‘:; C?:AL

(Anual) DISPOSAL (BPY) (USD)
1 18,605,639 32,522,657
2 19,456,883 34,010,631
3 20,227,503 35,357,674
4 20,898,794 36,531,092
5 21,380,375 37,372,895
6 21,882,201 38,250,087
7 22,296,039 38,973,477
8 22,736,809 39,743,942
9 23,040,249 40,274,356
10 23,371,931 40,854,135

Tabla 18. Costo de la inyeccion disposal caso base

periodo | 1 J\I(\:éc?cfm TASA DE COSTO TOTAL | COSTO TOTAL
(Anual) | RECOBRO INYECCION DE INYECCION | DE INYECCION
(EPY) DISPOSAL (BPY) | RECOBRO (USD) | DISPOSAL (USD)

1 11,680,000 10,812,566 20,416,640 18,900,365
2 11,680,000 11,733,410 20,416,640 20,510,000
3 11,680,000 11,678,450 20,416,640 20,413,930
4 11,680,000 12,703,250 20,416,640 22,205,281
5 11,680,000 14,065,609 20,416,640 24,586,684
6 11,680,000 15,231,156 20,416,640 26,624,060
7 11,680,000 16,157,823 20,416,640 28,243,875
8 11,680,000 17,050,124 20,416,640 29,803,617
9 11,680,000 17,683,432 20,416,640 30,910,638
10 11,680,000 18,299,692 20,416,640 31,987,862

Tabla 19. Costo de la inyeccion recobro y disposal para el escenario de inyeccion de agua



periodo TASA DE TASA DE COSTO TOTAL DE | COSTO TOTAL DE

(Anual) | 'NYECCION INYECCION INYECCION INYECCION
RECOBRO (BPY) | DISPOSAL (BPY) | RECOBRO (USD) | DISPOSAL (USD)

1 10,220,000 12,443,709 19,908,560 21,751,603

2 10,220,000 13,729,914 19,908,560 23,999,889

3 10,220,000 13,494,511 19,908,560 23,588,406

4 10,220,000 13,238,286 19,908,560 23,140,523

5 10,220,000 13,554,813 19,908,560 23,693,813

6 10,220,000 14,029,074 19,908,560 24,522,821

7 10,220,000 13,998,069 19,908,560 24,468,624

8 10,220,000 13,481,019 19,908,560 23,564,820

9 10,220,000 12,778,962 19,908,560 22,337,625

10 10,220,000 12,181,168 19,908,560 21,292,682
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Tabla 20. Costo de la inyeccion recobro y disposal para el escenario de inyeccion de surfactante

En la tabla 21 se muestra el costo de transporte de crudo para los tres escenarios

de produccién.

COSTO DE TRANSPORTE DE CRUDO
Periodo COSTO TOTAL | COSTO TO:I'AL DE COSTO TO:I'AL DE
(Anual) DE CASO BASE INYECCION DE INYECCION DE
(UsD) AGUA (USD) SURFACTANTE(USD)

1 10,478,957 22,312,767 21,908,657

2 9,441,968 19,092,443 18,198,102

3 8,561,019 18,074,785 17,394,358

4 7,928,417 16,045,806 17,302,350

5 7,298,904 12,998,787 15,617,267

6 6,741,596 10,722,195 12,768,661

7 6,316,113 9,212,114 10,761,372

8 5,938,920 8,071,030 9,170,425

9 5,539,618 7,110,030 7,734,807

10 5,189,305 6,340,346 6,515,576

Tabla 21, Costo de transporte de crudo para el caso base, la inyeccion de agua y la inyeccién de

surfactante
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Flujo de caja

En esta seccidn se tendran en cuenta los ingresos obtenidos por la venta de crudo
sin tener en cuenta las regalias, tomando como referencia un valor de precio del
crudo de 60 USD. Los egresos del afio cero corresponden a los costos de capex
para cada caso y los de los afos siguientes corresponden a los costos de opex
calculados anteriormente.

La figura 49 muestra los ingresos/egresos para los tres escenarios de produccion.
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Figura 49. Ingresos-egresos de los escenarios de produccion.

Como se puede observar en la figura 50 para el afio 9 el flujo de caja se vuelve
negativo tanto para el escenario de produccion caso base como inyeccion de
agua, lo que quiere decir que para ambos escenarios no es viable realizar el
proyecto a 10 afios debido a que el flujo de caja es positivo solo hasta el afio 8.

Esto no sucede para el escenario de inyeccion de surfactante ya que como se
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observa los flujos de caja para todos los afios son positivos por lo que no existe
un limitante econdmico.
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Figura 50. Flujo de caja neto para los escenarios de produccion.



68

Indicadores econémicos

En los resultados anteriores se puede observar un mayor flujo de caja para el caso

de inyeccion de surfactante. Para determinar la viabilidad del proyecto se

determind el indicador VPN (Valor Presente Neto). La figura 51 muestra el valor

de este indicador para los diferentes escenarios de produccion. Los valores

obtenidos permiten comparar los resultados de ambos tipos de inyeccion y

confirmar la efectividad de la inyeccién de surfactante.
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Figura 51. VPN para los escenarios de produccion.
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11. CONCLUSIONES

Con base en los resultados de los escenarios predictivos planteados para los diez

afos de prediccidon se determinaron las siguientes conclusiones:

Se disefid un esquema de explotacion convirtiendo los pozos productores
existentes a inyectores (individualmente) y evaluando los resultados de cada pozo
inyector convertido para los escenarios de produccidén (inyecciéon de agua e
inyeccion de surfactante). Este esquema no representd ningin cambio en la
produccién de crudo y agua del campo, por lo tanto, no se considera técnicamente
viable utilizar los pozos existentes como inyectores en ninguno de los escenarios

de produccién.

Se realizé el cotejo historico de la produccién, logrando buenos resultados con un
porcentaje de error promedio para la produccién de crudo de 4,032% y para la

produccion de agua de 2,245%.

Se disefaron distintos esquemas de explotacion donde el mejor esquema plantea
la perforacion de 5 nuevos pozos de los cuales 4 son inyectores y uno es productor
usando como fluido de inyeccion la formulacion de surfactante. Este esquema
permiti6 un incremento en la produccion de crudo de 12,631,790 Bls lo que
equivale a un aumento de 34,38% en el factor de recobro comparado con el caso
base, sin embargo, no logré una disminucion en la produccion de agua debido a

la influencia del nuevo pozo productor propuesto.
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Se realiz6 la comparacion entre los dos escenarios de produccion en el esquema
de explotacion escogido donde la inyeccion de surfactante mostré mejores
resultados en la produccion del campo que la inyeccion de agua. Esto debido a
gue se obtuvo un incremento en la produccién de crudo de 1,479,222 Bls lo que
equivale a un aumento de 1,84% en el factor de recobro y una reduccion en la
produccion de agua de 27,086,075 Bls lo que representa una disminucion del 10%

en la produccién total de agua.

Se realizé un analisis econémico simple que mostr6 que el esquema de
explotacion escogido usando inyeccion de surfactante es econémicamente viable
debido a que se obtuvo un VPN de 567,266,746 USD lo que indica que el capital
invertido se recupera a lo largo del tiempo, Es necesario tener en cuenta que al
ser un analisis econdmico simple los costos de equipos de superficie adicionales

necesarios, impuestos, regalias, etc, no fueron incluidos.
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12. RECOMENDACIONES

Replicar el estudio realizado en yacimientos con crudo pesado o extrapesado
tanto propios como de otras empresas, con el objetivo de evidenciar un mayor
efecto de la formulacion de surfactantes en la produccion del campo.

Al realizar el analisis econdmico tener en cuenta todas las variables involucradas

para la ejecucion del proyecto con el fin obtener valores de VPN mas precisos.

Continuar con la linea de investigacion de inyeccion de surfactante como método

de recobro quimico.
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