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RESUMEN DEL CONTENIDO: (Maximo 250 palabras)

Entre las diferentes técnicas de EOR, el método quimico (cEOR) ha sido catalogado como el mas
prometedor debido a su mayor eficiencia y viabilidad técnica acompafnada por costos de capital razonables.
Estos cEOR tradicionales son la inyeccion de polimeros, surfactantes y/o alcalis; sin embargo, limitaciones
asociadas a procesos competitivos durante su aplicacion deben ser superadas. Como alternativa frente a los
nuevos desafios, los surfactantes poliméricos han resultado atractivos para la industria debido a que pueden
proporcionar simultaneamente un aumento de la viscosidad del agua y causar una disminucion de la tensién
interfacial en sistemas agua/aceite, lo cual, permitiria obtener un mejor rendimiento en los procesos cEOR.

Por lo anterior, el propdsito de este trabajo es evaluar mediante simulacion numérica y por medio del
software STARS de la compaiia CMG, la factibilidad que tiene adicionar un surfactante polimérico de tipo
copolimeros en bloque en procesos de inyeccion de agua, para aumentar el porcentaje de recobro final. Para
esto, se realizara una revisiéon del estado del arte que permita identificar las condiciones necesarias para
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representar este proceso de manera acertada y asi, poder comparar y analizar al final de las simulaciones,
los diferentes resultados y las variables de mayor impacto durante la elaboracién del proyecto.

ABSTRACT: (Maximo 250 palabras)

Among the different EOR techniques, the chemical method (cEOR) has been ranked as the most promising
due to its higher efficiency and technical feasibility accompanied by reasonable capital costs. These traditional
cEOR are the injection of polymers, surfactants and/or alkalis; however, limitations associated with competitive
processes during their application must be overcome. As an alternative to the new challenges, polymeric
surfactants have been attractive to the industry because they can simultaneously provide an increase in water
viscosity and cause a decrease in interfacial tension in water/oil systems, which would allow better performance
in cEOR processes.

Therefore, the purpose of this work is to evaluate the feasibility of adding a block copolymer type polymeric
surfactant in water injection processes to increase the final recovery percentage by means of numerical
simulation using CMG's STARS software. For this, a review of the state of the art will be carried out to identify
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the necessary conditions to represent this process in an accurate way and thus, to be able to compare and
analyze at the end of the simulations, the different results and the variables of greater impact during the
elaboration of the project.
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Introduccion

Durante la recuperacion primaria de crudo, las fuerzas naturales utilizadas para impulsar este
recurso a la superficie eventualmente disminuiran y se volveran insuficientes. Para compensar
esto, métodos de recuperacion mejorada (EOR) son desarrollados e implementados. Estos métodos
EOR pueden clasificarse dentro de tres categorias: Inyeccion de gas, Recuperacion térmica e
Inyeccion quimica (V. Alvarado & Manrique, 2010a); sin embargo, la inyeccion de agua y de gas
han sido predilectamente aplicados como procesos secundarios de recobro, con el objetivo de
aumentar la energia del yacimiento y, en consecuencia, incrementar la produccion.

Inicialmente, se penso que la funcion principal de la inyeccion consistia en mantener la presion
del yacimiento; pero mas tarde, se reconocié como mecanismo de desplazamiento, siendo la
inyeccion de agua el método predominante debido a la disponibilidad del fluido, su forma
relativamente facil de inyectar (en virtud de la cabeza hidrostatica que se crea en el pozo inyector),
su habilidad de penetracion y dispersion a través de las formaciones productoras y su eficiencia
para desplazar el petréleo (Escobar, 2006).

Sin embargo, muchos reservorios de arenisca o rocas carbonatadas tienen una escasa
recuperacion secundaria debido a una baja eficiencia de barrido, pues, el fluido desplazante no
logra superar de manera homogeénea las fuerzas capilares del yacimiento, y ademas, la variacion
de la permeabilidad genera canales preferenciales de inyeccion (Escobar, 2006; Hsu & Robinson,
2019a). Adicionalmente, uno de los problemas sobresalientes con la inyeccién de agua es la
irrupcion temprana de este fluido en los pozos productores, causada por su canalizacion o
interdigitacion (fingering) a través de estratos permeables cuando el agua tiene mayor movilidad
que el petroleo (Gonzélez & Pérez, 2013). Por otro lado, existen varios inconvenientes asociados
con las fuentes de suministro y calidad del agua de inyeccion, asi como su compatibilidad con los
fluidos del yacimiento, que requieren continuos esfuerzos de disefio, planeacion y analisis
experimental, para prevenir dafios de formacion asociados a la inyeccién de agua. Ademas, se debe
aprender a convivir con los problemas en superficie como la formacién de escamas, corrosion,
solidos suspendidos, bacterias y hongos (Cruz & Vanegas, 2009).

Frente a este panorama, y con un continuo incremento de la demanda energética, las tecnologias

de recuperacién mejorada (EOR) han sido ampliamente efectuadas con el fin de aumentar las



reservas de petroleo y el porcentaje de los niveles de recobro. Utilizando EOR, es posible extraer
del 30% al 60% o mas del petréleo original de la formacién y de los yacimientos, en comparacion
con el 20% al 40% mediante la recuperacion primaria y secundaria. Por otro lado, a diferencia de
la inyeccion de agua tradicional, los procedimientos EOR implican una interaccién quimica y
fisica entre el sistema roca/fluidos del yacimiento y el fluido a ser inyectado con el propdsito de
generar mejores condiciones de movilidad tanto micro como macroscopicamente y asi,
incrementar el recobro.

Ahorabien, entre las diferentes técnicas de EOR, el método quimico (CEOR) ha sido catalogado
como el mas prometedor debido a su mayor eficiencia y viabilidad técnica acompafiada por costos
de capital razonables (Levitt & Pope, 2008). Estos cEOR tradicionales son la inyeccién de
polimeros, surfactantes y/o alcalis; sin embargo, limitaciones asociadas a procesos competitivos
durante su aplicacion deben ser superadas. Por ejemplo, los polimeros pueden sufrir pérdida de
viscosidad debido a depdsitos de salmuera y a las altas temperaturas en el yacimiento; mientras
que, los surfactantes y fluidos alcalinos pierden eficacia debido a fenémenos de adsorcion durante
su flujo a través del medio poroso (Quintero Perez et al., 2020a).

Como alternativa frente a los nuevos desafios, los surfactantes poliméricos han resultado
atractivos para la industria debido a que pueden proporcionar simultdneamente un aumento de la
viscosidad del agua y causar una disminucion de la tension interfacial en sistemas agua/aceite, lo
cual, permitiria obtener un mejor rendimiento en los procesos cEOR. Adicionalmente, estos
productos quimicos no varian su comportamiento reoldgico, ni se degradan a velocidades de corte
elevadas, y los valores de viscosidad y tension interfacial alcanzados se mantienen incluso en
amplios rangos de salinidad (Xu et al., 2020); lo cual, los convierte en una formulacién robusta
para enfrentar las condiciones adversas en el yacimiento.

Por lo anterior, el propésito de este trabajo es evaluar mediante simulacién numérica y por
medio del software STARS de la compafila CMG, la factibilidad que tiene adicionar un surfactante
polimérico de tipo copolimeros en bloque en procesos de inyeccion de agua, para aumentar el
porcentaje de recobro final. Para esto, se realizara una revision del estado del arte que permita
identificar las condiciones necesarias para representar este proceso de manera acertada y asi, poder
comparar y analizar al final de las simulaciones, los diferentes resultados y las variables de mayor

impacto durante la elaboracion del proyecto.



Justificacion

En la actualidad, menos de la mitad del petréleo original de un yacimiento es producido a través
de técnicas de recuperacion primaria (despresurizacién) y secundaria (principalmente inyeccion de
agua). Con este panorama y frente a un continuo incremento de la demanda energética, diferentes
formulaciones quimicas como surfactantes, polimeros y alcalis, han sido ampliamente utilizadas con
el objetivo de incrementar el petr6leo recuperado por inyeccion de agua. Sin embargo, los desafios del
presente mercado en la industria de hidrocarburos exigen la busqueda de nuevos productos para
mejorar el desempefio de estos procesos a menor costo y con menor inversion de capital para su
implementacion a gran escala. En este escenario, los surfactantes poliméricos surgen como una posible
alternativa, ya que pueden proveer simultdneamente un incremento en la viscosidad del agua y causar
una reduccion de la tension interfacial en sistemas agua/aceite; lo cual, aumentaria la eficiencia de los
procesos de EOR. Ademas, las propiedades de estos productos se mantienen en amplios rangos de
salinidad, concentracion y esfuerzos de corte, convirtiéndolos en una formulacion de desempefio
robusto.

En esta investigacion se busca evaluar mediante simulacion numérica la factibilidad técnica de
utilizar un surfactante polimérico en procesos de recobro mejorado por inyeccién de agua, dando mayor
importancia a variables como la concentracién y tasa de inyeccion con el fin de generar resultados que

aporten en futuros proyectos de la industria.



Objetivos
1.1 Objetivo General

Evaluar mediante simulacion numérica el desempefio de un surfactante polimérico en el proceso

de recobro mejorado por medio de inyeccién de agua.

1.2 Objetivos Especificos

o Identificar las condiciones necesarias para la implementacion adecuada de un
surfactante polimérico en un proceso de inyeccion de agua como método de recobro
mejorado.

o Explicar desde la revision del estado del arte, la interaccion roca-fluido y fluido-fluido
necesaria para que se dé una efectiva mejora en los niveles de recobro incremental a
través de la inyeccion de agua mezclada con surfactante polimérico.

o Simular a través del software CMG el proceso base de recuperacion de crudo a escala
de laboratorio y campo mediante la inyeccién de agua como método de recobro
secundario.

o Examinar el efecto que la adicion de un surfactante polimérico tiene sobre el proceso
de inyeccion de agua en proyectos de recobro mejorado.

o Seleccionar desde el analisis de resultados, las variables del surfactante polimérico con
mayor influencia en la optimizacién del proceso de recobro mejorado mediante

inyeccion de agua.



Estado del Arte
1.3 Recobro secundario por inyeccion de agua

Una vez la energia natural de un yacimiento se empieza a depletar, o es demasiado pequefia
para lograr una recuperacion economicamente rentable del crudo, se debe agregar dicha energia al
depdsito para permitir una recuperacién adicional del crudo (ver Figura 1). Esa energia adicional
suele estar en forma de agua o gas inyectado siendo la primera la mas usada.

Este proceso depende principalmente del desplazamiento fisico para recuperar aceite adicional.
Se puede decir que imita el proceso natural de entrada de agua(Hsu & Robinson, 2019a). Las
fuerzas del elemento clave no son naturales; mas bien son fisicos, a diferencia de térmicos,
quimicos, solventes, tensiones interfaciales, etc. Se podria llegar a la conclusion que se realiza un

aumento fisico del mecanismo, de impulsion natural (Stosur et al., 2003).

POZO0 PRODUCTOR

POZO INJECTOR

Figura 1 Representacion genérica de pozos de inyeccion y produccién para recuperacion
secundaria y terciaria.
Tomado de HSU & Robinson, (2019).

Cabe resaltar que inicialmente, se pensd que la inyeccion tenia como funcion principal,
mantener la presion del yacimiento; pero mas tarde, en la década de los afios 1950 también se
reconocié como mecanismo eficiente de desplazamiento (Escobar, 2006).
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1.3.1 Patrones de inyeccion

Los patrones geométricos entre el pozo de inyeccién y el pozo de produccién se usan para
entregar el fluido inyectado al area objetivo. Basicamente, los pozos se pueden distribuir en
patrones de dos y tres puntos y los patrones restantes son obtenidos de la combinacién de estos, y
varian de acuerdo con el numero de patrones dependiendo del nimero de pozos productores (ver

Figura 2).

Inyeccion en Arreglos
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Figura 2 Patrones de Inyeccién de agua.
Tomado de Escobar (2006).

Elegir el modelo funcional adecuado para cada tipo de campo requiere toda la informacion
disponible del yacimiento como la capacidad de produccion de crudo deseado, duracion del
proyecto de inyeccion, distribucién espacial entre pozos existentes, indices de inyectividad y

productividad de la formacion.

El patron seleccionado debe tener suficiente capacidad de inyeccion para producir el petroleo
deseado y maximizar la recuperacion de este, mientras se minimiza la produccion de agua.
Ademas, se debe utilizar el nomero maximo de pozos existentes para reducir la necesidad de
nuevos pozos (B. J. M. Alvarado & Sanchéz, 2017).
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1.3.2 Consideraciones en proyectos de inyeccion de agua

Cuando se inicia un estudio de inyeccion de agua, se comienza con la recoleccion de datos del
yacimiento iniciando por la determinacion de su geometria, porque su estructura y estratigrafia
determinan la ubicacion del pozo, asi como los métodos por los cuales el yacimiento se puede
poner a producir por medio de inyeccidn de agua. La segregacion gravitacional depende en gran
medida de la estructura del yacimiento, esto debido a que donde hay zonas de alta permeabilidad,
la recuperacion por segregacion gravitacional, puede reducir la saturacion de petrdleo a tal punto
gue no resulte econémicamente rentable la implementacion de la inyeccion de agua (Magdalena
Paris de Ferrer, 2001).

Si la estructura del yacimiento es la adecuada y la saturacion de aceite garantiza la
implementacidn de un sistema de inyeccion de agua, se procede a estudiar las caracteristicas de
las rocas que conforman la litologia del yacimiento para poder determinar la eficiencia de la
inyeccion. Existen evidencias en pruebas de laboratorio de que la diferencia entre la composicion
mineraldgica de los granos de arena y la del material cementante que se ha observado en varias
arenas petroliferas después de haber sido invadidas con agua, puede ocasionar diferencias en la

saturacion de petroleo residual (Magdalena Paris de Ferrer, 2001).

La profundidad del yacimiento determina la presion de inyeccion, la cual debe ser menor que
la presidn de fracturamiento, es decir, a medida que aumenta su profundidad, mayor sera la presion
de fractura natural de la roca, permitiendo utilizar presiones méas altas, en comparacion de
yacimientos pocos profundos. Asimismo, una de las principales propiedades petrofisicas de la roca
es la porosidad, la cual tiene una relacion directa con la recuperacion total del petréleo, ya que con
ella se puede determinar el volumen de estimulacién y la cantidad de crudo que se puede recuperar,
para cualquier porcentaje de saturacion dado. Esto varia segun el tipo de roca, es por ello que se
debe tener una buena confiabilidad en estos datos. Por ejemplo, a nivel de yacimiento se
acostumbra a realizar un promedio de porosidad por medio del promedio aritmético de las medidas

de porosidades de un ndcleo representativo (Magdalena Paris de Ferrer, 2001).



La magnitud de la permeabilidad (es fuertemente dependiente de la porosidad) de un yacimiento
controla en gran medida la tasa de inyeccion de agua que se puede mantener en el pozo inyector a
una determinada presion en la cara del yacimiento (ver Figura 3), la relacion de estas dos variables
permite determinar de manera eficaz los pozos adicionales que deben perforarse para lograr el
cumplimiento del programa en un tiempo razonable (Archer & Wall, 1986). La permeabilidad es
una propiedad heterogénea en todas direcciones, ya que es la capacidad que tiene la roca de
permitir el paso de fluidos a través de la interconexion de sus poros, lo que la hace tan importante
a la hora de determinar la cantidad agua necesaria a utilizar. Estas variaciones permiten realizar
posibles escenarios de penetracion del agua y determinar los tiempos de ruptura lo que influye en

la economia del proyecto (Magdalena Paris de Ferrer, 2001).

Inyeccion
Permesbilidad -
'g -
=
= -
2
g Produccion
FAVORABLE -
Permeabilidad ——
3
2
e
o
DESFAVORABLE

Figura 3 Efecto de la distribucion de permeabilidad sobre la Inyeccion de agua.
Tomado de Archer & Wall (1986).

Estas distribuciones de permeabilidad estan asociadas a la humectabilidad de la roca, la cual, si
son humectadas por agua, el crudo ocupa las zonas méas conductoras de los espacios porosos

mientras que el agua ocupa los espacios 0 zonas menos conductivas. Si la roca es humectada por
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crudo el efecto es contrario a lo mencionado, por lo que se tendra una menor recuperacion, y se
debe preferentemente promover una inversion de la humectabilidad que garantice la viabilidad del
proyecto.

Teniendo en cuenta que el flujo de fluidos en el yacimiento se da esencialmente en la direccion
de los planos estratigraficos, es muy importante tener en cuenta la continuidad de las propiedades
de la roca en relacién con la permeabilidad y la continuidad vertical, que a su vez determina la
factibilidad del proyecto de inyeccion de agua. Si el cuerpo del yacimiento esté dividido en estratos
separados por lutitas o rocas densas, el estudio de una seccion trasversal de un horizonte productor
podria indicar si los estratos individuales tienen tendencia a reducirse en espesor. También, a través
de nucleos se pueden tener evidencias de estratificaciones cruzadas y de fracturamiento. Esto
conlleva en la determinacion del espaciamiento de los pozos, en los patrones de invasion y en la
estimacion del volumen del yacimiento que estara afectado durante el programa de inyeccion
(Magdalena Paris de Ferrer, 2001).

1.4 Recobro terciario

Una vez la recuperacién secundaria ya no es econdémicamente rentable, es necesario
suplementar al yacimiento con un tipo de energia diferente que permita obtener una recuperacion
adicional, y asi, visualizar un realce en la curva de declinacion de la produccion de aceite (ver
Figura 4). Estas mejoras generalmente son inducidas por la adicion de calor, la interaccion quimica
entre el fluido inyectado y el aceite del yacimiento, la transferencia de masa y/o el cambio de las
propiedades del aceite de tal manera que el proceso facilite su movimiento a través del reservorio.
Al recobro terciario también se le conoce como procesos de recuperacion mejorada de petrdleo
(EOR) (Stosur et al., 2003).
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Figura 4 Esquema de produccion en funcion del tiempo en las diferentes etapas de recuperacion.
Tomado de Alvarado y Manrique (2010).

El nimero de procesos EOR se dispar6 a mediados de la década de 1970 y principios de la de
1980 debido al aumento del precio del crudo. Luego, con el colapso de este Ultimo a mediados de
la década de 1980, los proyectos de EOR se hundieron drasticamente simplemente porque dejaron
de ser rentables, y la atencion se centrd en la inundacién de agua y otras técnicas de recobro (ver
Figura 5). En las tltima dos décadas ha habido un resurgimiento del EOR debido al incremento en
el precio del petroleo (Babadagli, 2020). Estos métodos EOR pueden clasificarse dentro de tres

categorias: Inyeccion de gas, Recuperacion térmica e Inyeccion quimica (Escobar, 2006).
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Figura 5 Evolucion del precio del petrdleo Brent.
Tomado de Datosmacro.com (2021).
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La introduccién de gases miscibles reduce la tension interfacial entre el aceite y el agua,
mantiene la presion del reservorio y mejora el desplazamiento del aceite; sin embargo, el uso de
estos procedimientos requiere una gran cantidad de productos costosos, por lo que son sumamente
arriesgados en yacimientos naturalmente fracturados, ademéas cuando hay presencia de
hidrocarburos pesados se hace poco factible su uso, por la poca fraccion de hidrocarburo ligero
contenido, y existe la posibilidad de que el solvente quede atrapado y no sea posible recuperarlo
posteriormente. EI CO2 es el mas utilizado porque reduce la viscosidad del aceite y es menos
costoso que el GLP, aunque se conoce que puede causar severos problemas de corrosion en las
tuberias (Hsu & Robinson, 2019a; Jia et al., 2019). Por otro lado, los proyectos térmicos de EOR
como la inyeccion ciclica de vapor (Huff & Puff), la inyeccidn de vapor y, mas recientemente, el
drenaje por gravedad asistido por vapor (SAGD) han sido los métodos de recuperacion mas
utilizados para la produccion de petroleo pesado y extrapesado en yacimientos de arenisca durante
las Gltimas décadas, los cuales, se han concentrado principalmente en Canada, la ex Unién
Soviética (FSU), Estados Unidos, Venezuela, Brasil y China en menor medida (V. Alvarado &
Manrique, 2010b). Sin embargo, a pesar de su elevada eficiencia térmica, estos métodos EOR no
han obtenido mayor auge, debido al gran numero de fallas que se presentan durante el proceso,
sobre todo por el ineficiente control, poco conocimiento que se tiene de los fenGmenos que ocurren
durante su aplicacion y su empleo en yacimientos no necesariamente apropiados para su ejecucion.
Ademas, se presentan problemas de corrosion y emulsion, formacion de gases nocivos por la
combustion, dafios en los equipos de produccién por calor, altos costos de compresion y en
ocasiones se requiere gran cantidad de aire reduciendo la viabilidad del procedimiento (Babadagli,
2020).

Ahora bien, entre las diferentes técnicas de EOR, el método quimico (cEOR) ha sido catalogado
como el mas prometedor debido a su mayor eficiencia y viabilidad técnica acompafiada por costos
de capital razonables (Levitt & Pope, 2008). La presente investigacion se fundamenta en este tipo
de recobro terciario, por tal razon, el estado del arte estara dirigido a explicar su desarrollo y

capacidad de aumentar el porcentaje de recobro final.
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14.1 Recobro Mejorado Quimico “cEOR”

En la tltima década se ha avanzado en la implementacién de procesos de recobro quimico en
Colombia, incluyendo pilotos de inyeccion de geles obturantes para conformance quimico, geles
de dispersion coloidal, polimeros, alcali y surfactantes. Estos procesos han sido de marcada
importancia tanto para la promesa de incrementar el factor de recobro de los campos colombianos,
como para revisar campos en sus planes de abandono mediante la aplicacion de nuevas tecnologias
(Delgadillo, 2020). Colombia es un pais con pocas aplicaciones de técnicas de recobro mejorado
al compararse con paises como Canada, China, Estados Unidos o Argentina, donde la mayoria de
sus yacimientos se encuentran en procesos maduros de inyeccidn de agua; por tanto, son lideres
en explotacion usando técnicas de recobro mejorado (Fulin et al., 2004; Pye, 1964; Sandiford,
1964a; Sheng, 2011). Sin embargo, las condiciones geoldgicas en estos paises, y las caracteristicas
de los hidrocarburos alli extraidos, difieren a las encontradas en Colombia, lo que ha dificultado
la transferencia tecnoldgica directa de los métodos de recobro mejorado al pais (Amaya et al.,
2010; Barrero et al., 2007).

El principal objetivo de los procesos cEOR es actuar sobre uno o varios de los siguientes
factores: movilidad (utilizando soluciones de polimero de agua que aumentan la viscosidad),
humectabilidad de la roca y tension interfacial (mediante la adicion de surfactantes y/o alcalis al
agente de desplazamiento); por lo tanto, los factores que influyen en la recuperacion de crudo
deben analizarse cuidadosamente antes de disefiar nuevos productos quimicos para CEOR (Druetta
et al., 2019a). De esta manera, Delgadillo (2020) present6 la cantidad de crudo impactado con la
aplicacion de las nuevas tecnologias de cEOR en los yacimientos colombianos, en donde se
evidencia una gran oportunidad de desarrollo e implementacion para los surfactantes y polimeros

mejorados (ver Figura 6).
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Figura 6 Crudo en sitio susceptible de aplicacion de nuevas tecnologias emergentes de cEOR.
Tomado de Delgadillo, (2020).

Para comprender los efectos simultaneos que pueden brindar los surfactantes poliméricos como
un solo componente en procesos de inyeccion de agua para proyectos cEOR, es necesario definir
primero las caracteristicas e interacciones fisicoquimicas que ocurren en el yacimiento al inyectar
estos quimicos por separado. A continuacion, se explican los procesos de inyeccion de polimeros
e inyeccion de surfactantes, sus principales aspectos a tener en cuenta y la capacidad que tienen
para modificar las condiciones de movilidad del yacimiento con el fin de aumentar los niveles de

recobro.

1.4.1.1 Inyeccién de Polimeros
Uno de los procesos cEOR mas efectivos consiste en inyectar una solucion de polimero para
barrer el petrleo remanente de los procesos secundarios a los pozos de produccién (Lake et al.,
2006). El primer proyecto que proponia polimeros solubles en procesos EOR fue informado por
Sandiford (1964), afirmando que la principal funcionalidad del polimero era aumentar la
viscosidad del agua utilizada como fluido de desplazamiento, la cual dependeré, entre otros, de la
concentracion y masa molecular del polimero, la temperatura, la salinidad del agua, el total de

solidos disueltos (TDS) y la concentracion de iones divalentes.
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Un polimero se define como una macromolécula compuesta por una mezcla de agua y
moléculas quimicas méas pequefias, llamadas mondmeros, que se repiten. Dichas unidades
quimicas forman un material resistente y de alta masa molecular apropiado para el control del flujo
de agua en un yacimiento y para la optimizacion de los procesos de recobro mejorado (Kamal
et al., 2015a). Con esto se busca mitigar los efectos de la canalizacion heterogénea de agua y la
digitacion viscosa, mejorando la eficiencia del barrido volumétrico y, en consecuencia, la

recuperacion de petroleo remanente del proceso de inyeccion de agua.

1.4.1.1.1 Polimeros utilizados en la industria

Los polimeros utilizados en procesos de recobro mejorado son, mayormente, las
poliacrilamidas parcialmente hidrolizadas (HPAM) y sus derivados (Albonico et al., 1993; Nino
J.C etal., 2020; Seright, 2016). La HPAM (ver Figura 7) posee propiedades importantes
(hidrofilica y soluble en agua, incrementa la viscosidad del agua, entre otras) que la hacen un buen
candidato para procesos EOR; sin embargo, presenta limitaciones en su rendimiento en
condiciones de alta temperatura y salinidad, donde las moléculas del polimero pueden configurarse
de forma aleatoria y generar una disminucion significativa de la viscosidad (Albonico et al., 1993;
Molano et al., 2014; G. Sun et al., 2018; Y. Wu et al., 2012).
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Figura 7 Estructura quimica de la poliacrilamida parcialmente hidrolizada (HPAM), donde
“m” indica el grado de hidrolisis.
Tomado de Druetta et al., (2019).

Por otro lado, la HPAM residual puede degradarse lentamente en el mondmero téxico de
acrilamida. Varios investigadores han estudiado su toxicidad (Bao etal., 2010; Tyl, 2003).

Adicionalmente, a causa de los crecientes usos en la agricultura y procesamiento de alimentos, se
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ha puesto especial cuidado en el porcentaje de mondmero (acrilamida) presente en este tipo de
aplicaciones. Normalmente el porcentaje de acrilamida en el polimero es del orden de 0.05% en
peso siendo en estos niveles no toxico (Losada et al., 2017). Sin embargo, algunos otros polimeros
mas ecologicos se estan utilizando como agentes viscosificantes en EOR, como los biopolimeros
de polisacaridos. Pu et al., (2018), revisaron este tipo de polimeros, describiendo sus principales
caracteristicas sin realizar un analisis exhaustivo de sus propiedades quimicas ni de su aplicacion
en campo. Los polisacéridos utilizados para EOR son: xantano, escleroglucano,

hidroxietilcelulosa, carboximetilcelulosa, goma welan, goma guar, esquizofilano.

1.4.1.1.2 Factores que afectan las propiedades de los polimeros

La inundacion de polimeros tiene la mejor aplicacion en yacimientos moderadamente
heterogéneos con crudos de viscosidad baja/media (generalmente, menos de 100 cP). La Tabla 1
describe a grandes rasgos los criterios generales de seleccion aplicables a esta técnica CEOR; sin
embargo, a pesar de poseer sélidas estructuras y ser resistentes a algunos elementos, los polimeros
presentan cierta vulnerabilidad a distintos factores que se encuentran en el medio donde estan
expuestos, generando degradacion quimica, mecanica o térmica en sus moléculas, haciéndolos
perder sus propiedades originales y disminuyendo los beneficios por los cuales fueron

seleccionados.

Tabla 1 Criterios generales de seleccion para procesos de inundacion de polimeros.

Parametro de seleccion (Crude Oil) | Unidades Rango/Valor Recomendado
Viscosidad cP <150 (>1200 cP en campos de poco
espesor)
Gravedad °API >15
Composicion - No critico
Tipo de Formacion - Preferiblemente Areniscas (Carbonatos

también es posible)

Profundidad m <2800 (debido a limitantes térmicas)
Temperatura °C <95
Espesor Neto m No critico

Presion inicial de Reservorio MPa No critico
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Porosidad % No critico

Permeabilidad mD >20 (Preferiblemente >50)
Saturacion inicial de Aceite % PV >50
TDS ppm <20.000
Cationes Divalentes Totales ppm <500
Observaciones especiales - Contenido de arcilla bajo en Ca

Fuente: Tomado de Druetta et al., (2019).

Segun Sheng (2014), la viscosidad es el parametro méas importante en una solucion de polimero
y existen ciertos factores que pueden afectar su efectividad en los procesos de inyeccion, los cuales

son descritos a continuacion (Cérdenas, 2016):

e Efecto de la concentracion: La concentracion de polimero determina la viscosidad de la
solucion y el tamafio del bache de solucion de polimero requerido. Inyecciones con altas
concentraciones causan mejores reducciones en el corte de agua y pueden acortar el tiempo
requerido de una inyeccién. Sin embargo, por encima de cierto valor, la concentracién de
polimero inyectado tiene poco efecto sobre la eficiencia de la inyeccion de polimero, no
representando una ganancia significativa y por el contrario, incrementa el costo global de la

implementacién.
e Efecto de la salinidad: Esta estrechamente ligada a la concentracion del polimero. A un

nivel muy alto de salinidad, la asociacion intramolecular del polimero aumenta, luego la

viscosidad disminuye.

16



0.1 wt% Polimero 0.15 wt% Polimero

s ().05 W% Polimero

\\

0 2 R 6 8 10 12

—

Viscosidad de la Solucion de
Polimero, cps

Concentracion de Sal, wt%
Figura 8 Viscosidad vs Salinidad.
Tomado de Computer Modelling Group LTD. (2021).

En la Figura 8 se puede visualizar que un incremento de la salinidad a una concentracion
dada de polimero, la viscosidad tiende a disminuir. Por ende, para que una inyeccion de

polimero sea efectiva, lo ideal es que la solucidn posea un bajo contenido de sal.

Efecto de Velocidad de Inyeccion (Shear Rate): La viscosidad y la tasa de corte son
inversamente proporcionales entre si, es decir, a medida que la tasa de corte aumenta, la

viscosidad del polimero disminuye.

Region Newtoniana

Region Ley de potencia

Viscosidad Aparente

Fluido adelgazador
Region Newtoniana

Velocidad de corte

Figura 9 Fendmeno de Adelgazamiento.
Tomado de Computer Modelling Group LTD. (2021).
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En la Figura 9 se presenta un claro ejemplo de ello. Este tipo de fendmeno mencionado

anteriormente es conocido como “adelgazamiento” (Panthi & Mohanty, 2014).

Efecto de la temperatura: Cuando la temperatura aumenta, la actividad energética
vibracional y cinética de las moléculas y cadenas del polimero es mayor haciendo que la
friccion entre estas se incremente. Por lo tanto, la resistencia al flujo es menor y la
viscosidad disminuye, provocando un efecto contrario al que se quiere cuando se utiliza un

polimero.

Efecto del pH: Se conoce que el pH conlleva a la hidrdlisis. De acuerdo a lo anterior y al
hecho de que generalmente se utiliza HPAM, se sabe que el pH 6ptimo debe estar en un
rango de entre 6-10 (S. Zhu et al., 2020).

Efecto de la masa molecular: Polimeros con masa molecular alta, proporcionan una mayor
viscosidad lo que conduce a una recuperacién mejorada mas eficiente. Un polimero de baja
masa molecular puede ser defloculante, mientras que un polimero de alta masa molecular
del mismo tipo puede ser floculante. Ahora bien, el volumen poroso inaccesible (IPV por
sus siglas en inglés Inaccessible Pore VVolume) se da cuando los tamafios moleculares de los
polimeros son mas grandes que las gargantas porales de un medio poroso, causando que las
moléculas de polimero no puedan fluir a través de dichos poros. Ese efecto debe ser evitado
una vez se selecciona la masa molecular del polimero, ya que altos I\VP conllevan a bajos

factores de recobro de petrdleo.

1.4.1.2 Inyeccion de Surfactantes

La inyeccidn de surfactantes es la adicion de uno o méas quimicos liquidos y/o surfactantes al

agua de inyeccion. Esto se hace con el objetivo de disminuir la tension interfacial entre el liquido

inyectado y el petréleo presente en la formacion productora, controlando las propiedades del

comportamiento de fase en el yacimiento y, consecutivamente, aumentando la eficiencia de barrido

microscopica debido a la disminucion de las fuerzas capilares que entrampan al aceite en los poros

mas pequefios (Sandersen, 2012).
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El proceso de inyeccidn de surfactante consiste, en primer lugar, de inyectar un preflujo de agua
fresca para acondicionar el yacimiento, con el objetivo de reducir las sales disueltas que podrian
comprometer el surfactante generando una inefectividad de éste. Posteriormente, una solucion de
surfactante es inyectada para reducir la tension interfacial entre el agua y el aceite, formando un
banco de petroleo para que sea desplazado a través de los poros de la roca. Finalmente, la solucion
0 bache de surfactante es seguido por un bache de post-flujo, donde podria ser una solucion de
polimero o salmuera; en el caso de inyectar polimero, este seria procedido de un bache de agua
(Holmberg et al., 2002).

1.4.1.2.1 Tipos de Surfactantes

Se clasifican segun su naturaleza i6nica como anidnico, cationico, no iénico y zwiterrionico
(ver Figura 10). Los surfactantes anionicos son los mas usados en los procesos de cEOR ya que
presentan una relativa menor adsorcion en las areniscas donde su carga en superficie es negativa.
Adicionalmente, son usados en formaciones de areniscas debido a que se adsorben menos en este

tipo de litologia.
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Figura 10 Ejemplo de las estructuras quimicas de los principales tipos de surfactantes.
Tomado de Eastoe & Tabor (2014).

Los surfactantes no ionicos sirven como co-surfactantes para mejorar el comportamiento de

fase en el sistema. Aunque ellos sean mas tolerantes a altas salinidades, su funcién de reducir la

19



IFT no es tan buena como la de los surfactantes anionicos. Con frecuencia, una mezcla de un
surfactante anidnico y no iénico es usada para aumentar la tolerancia a la salinidad.

Los surfactantes cationicos se adsorben fuertemente en las areniscas; por consiguiente, no son
generalmente usados en yacimientos de este tipo, pero pueden ser usados en rocas carbonatadas
para cambiar la mojabilidad de mojado por aceite a mojado por agua.

Los surfactantes zwitteriénicos o anféteros cuentan con dos grupos activos, pueden ser no
idnico — anidnico, no iénico — catidnico, o anidnico — cationico. Estos surfactantes son tolerantes
a la temperatura y la salinidad, pero son costosos.

Los surfactantes Gemini son un grupo anfifilicos que tienen la siguiente estructura en secuencia:
una cola de hidrocarburo, un grupo iénico, un espaciador (por ejemplo, del grupo metileno, grupo
rigido, polar y no polar), un segundo grupo ionico, y otra cola de hidrocarburo. Este tipo de
surfactantes muestra gran resistencia y desempefio bajo altas condiciones de temperatura y
salinidad, las cuales se encuentran en la mayoria de los yacimientos de petréleo (Behrens, 2013;
Eastoe & Tabor, 2014; Elias et al., 2016; Sandersen, 2012; Sheng, 2011).

Tabla 2 Criterios generales de seleccion para procesos de inundacidn de surfactantes.

Pardmetro de seleccion (Crude Oil) | Unidades Rango/Valor Recomendado
Viscosidad cP <35
Gravedad °API >20
Composicion - Ligera, de preferencia intermedias
Tipo de Formacion - Preferiblemente Areniscas
Profundidad m <2800 (debido a limitantes térmicas)
Temperatura °C <95
Espesor Neto m No critico
Presion inicial de Reservorio MPa No critico
Porosidad % No critico
Permeabilidad mD >10
Saturacion inicial de Aceite % PV >35
TDS ppm <50.000
Cationes Divalentes Totales ppm No critico

Observaciones especiales - -

Fuente: Tomado de Druetta et al., (2019).
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La Tabla 2 describe a grandes rasgos los criterios generales de seleccion aplicables a esta técnica
cEOR. Una inundacion exitosa de surfactante debe lograr un IFT suficientemente bajo para mover
el aceite atrapado y debe mantener la estabilidad del bache de surfactante durante la inundacién en
todo el depdsito. Por lo tanto, cuanto mas profundo sea el conocimiento sobre el comportamiento
de la tension interfacial en la formacion y el movimiento de un banco de petréleo, mejor sera el
desplazamiento EOR, en términos de tecnologias de inundacion quimica rentables (Druetta et al.,
2019b). Ademas, también es importante considerar que los efectos de estos quimicos no

representen un riesgo para el medio ambiente.

1.4.2 Surfactantes Poliméricos: Una gran alternativa en cEOR
Los surfactantes poliméricos (SP) son macromoléculas con grupos hidrofobos e hidréfilos en
su composicién estructural. Por lo tanto, frecuentemente se denominan polimeros anfifilicos (Raffa
et al., 2016b). Aungue son polimeros, su caracteristica molecular Unica les permite técnicamente

definirse como surfactantes (Afolabi et al., 2022).

Raffa et al., (2015), introdujeron diferentes SP y su aplicacion en la industria. Las moléculas
fueron clasificadas a partir de un punto de vista estructural, dependiendo de la disposicion relativa
de las partes hidréfobas e hidréfilas (ver Figura 11). Si hay presentes unidades repetidas de
mondmeros intrinsicamente anfifilicos, estos se denominan “Polysoaps”, mientras que los
polimeros en los que existe una clara separacion entre las dos partes se denominan

“Macrosurfactantes”.
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Figura 11 Clasificacion de los Surfactantes Poliméricos.
Tomado de Raffa et al., (2015).

Ahora bien, la aplicacion de SP podria representar una alternativa favorable ya que en principio
se espera que se produzca al mismo tiempo una disminucion de la tension interfacial y un aumento
de la viscosidad, lo cual, representaria un efecto incremental sobre los niveles del factor de recobro
(Raffa et al., 2016a). Ademas, al ser un surfactante polimérico un componente Unico y no una
mezcla, esta caracteristica también deberia ofrecer la ventaja de evitar la segregacion en dos fases
que puede ocurrir en una corriente de flujo para mezclas convencionales de Surfactante y Polimero
(Neuma de Castro Dantas et al., 2021).

Los SP se han propuesto para reducir la cantidad de aditivos quimicos/slugs en la
implementacidn de inundaciones quimicas para yacimientos petroliferos, lo que ofrece simplicidad
operativa y mejora la rentabilidad (Afolabi etal., 2022). Por otro lado, con los polimeros
anfifilicos, se pueden evitar muchos problemas técnicos que histéricamente se han encontrado en
las précticas de inundacion quimica, como la separacion cromatogréfica debido a la adsorcion
selectiva y el atrapamiento mecanico, asi como las interacciones fluido-fluido no deseables (Raffa
et al., 2016a). En yacimientos complejos y muy heterogéneos, los baches de inyeccion de multiples
componentes tienden a fallar debido a la segregacion por gravedad de los componentes del fluido.
La utilizacion de surfactantes poliméricos sin duda mejorara la eficacia de los proyectos de
recuperacion terciaria en este tipo de formaciones (Raffa et al., 2015). Ademas de los problemas

técnicos del subsuelo, los desafios operativos de las instalaciones de superficie como la deposicién
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de escamas y la corrosion debido a los compuestos alcalinos en ASP (Neuma de Castro Dantas
et al., 2021) pueden erradicarse si se emplean SP.

Por otro lado, es muy interesante notar que, de alguna manera, los SP se han utilizado desde
hace mucho tiempo en procesos EOR (Al-bassam & Al-jarrah, 1990; Barakat et al., 1989; Charles
McCormick & Andrew Lowe, 2004; Maltesh etal., 1992; Panthi & Mohanty, 2014), sin
reconocerlos realmente como tales. La idea de introducir grupos hidréfobos en un polimero soluble
en agua, que en realidad lo convierte en un tensioactivo polimérico (ver Figura 12), ya ha sido
utilizada en EOR. Sin embargo, la atencion se ha centrado generalmente en el efecto de las
interacciones de la estructura quimica en la reologia, mientras que el estudio de las propiedades
interfaciales (humectabilidad, IFT, tension superficial) ha pasado a un segundo plano (Raffa et al.,
2016a).

/ SURFACTANTES POLIMERICOS ~ ® "™ mm \
ydrophilic monomer

Figura 12 Estructuras de los Surfactantes Poliméricos.
Tomado de Raffa et al., (2015).

A nivel local, Quintero Perez et al., (2020b), de la empresa Ecopetrol S.A., evaluaron la
factibilidad experimental y operativa de surfactantes poliméricos de éxidos de etileno (EO) y
propileno (PO) en procesos EOR a través de un disefio conceptual para un campo colombiano. La

simulacion numérica (mediante CMG-STARS) permiti6 establecer que al inyectar un volumen
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poroso de copolimeros en bloque seguido de un polimero tradicional (HPAM), es posible alcanzar
una produccion incremental de petréleo de hasta 238.500 barriles, lo cual, corresponde a un 8,2%
del factor de recobro incremental y un 62% del OOIP. Ademaés, el producto se puede dosificar
directamente en la linea de inyeccién de agua al pozo sin requerir altos gastos de capital. Sin
embargo, la investigacion se puede ampliar realizando comparativas entre la concentracion del SP
y su tasa de inyeccidn con el fin de analizar el mejor escenario posible y la posibilidad de reducir
el tiempo de operacion y las ganancias.

1.4.2.1 Potenciales aplicaciones en EOR

Para llevar a cabo un exitoso proyecto de inyeccidn de surfactante polimérico es indispensable
tener en cuenta tanto propiedades petrofisicas como de los fluidos de yacimiento. Su potencial
viabilidad en la aplicacion para esquemas de recuperacion secundaria y terciaria de yacimientos
petroliferos se basa en sus excedentes rendimientos en comparacion con los polimeros y/o
surfactantes convencionales (Afolabi et al., 2022). Sin embargo, estos estudios se llevaron a cabo
principalmente utilizando experimentos de ‘“coreflooding”, mientras que pocos han sido
respaldados por micro modelos para el monitoreo mecanico visual (Bai et al., 2018a; Liang et al.,
2019; Zhang et al., 2018).

La Tabla 3 presenta un resumen de estudios sobre algunos SP de baja masa molecular
identificados en el contexto de aplicaciones potenciales en la recuperacion mejorada de petroleo.
Al igual que los polimeros convencionales modificados hidréfobamente, los SP de bajo peso
podrian tener propiedades de solucidon interesantes como elasticidad, espesamiento y
emulsificacion. Por otro lado, los polimeros anfifilicos de alta masa molecular podrian sufrir un
atrapamiento mecanico y quedar retenidos en la garganta de los poros debido a su mayor tamafio
(Al-Hajri et al., 2019a).

Tabla 3 Resumen de los estudios sobre los surfactantes poliméricos de baja masa molecular en lo que respecta a la
capacidad de viscosificar, su efecto sobre la tension superficial/interfacial, humectabilidad y recobro.

MASA
SURFACTANTE MOLECULA _
AUTOR . REOLOGIA IFT MOJABILIDAD RECOBRO
POLIMERICO R (gmol? o
Dalton)
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Barakat et | Alquilfenoles Entre 2,600 — Reduccién a niveles
al. 1989 Etoxilados 3,900 ultrabajos
Al-Bassam | Oxidos de Polietileno | Entre 770 — | No hay propiedades | Buenas propiedades Mejor
& hidrofébicamente 1,060 reoldgicas Unicas | emulsionantes. Sin recuperacion en
Al-Jarrah modificados observables embargo, las pruebas comparacion
1990 (asociacion se limitan a la tension con las
hidrofdbica superficial (32,5 dinas inundaciones.
intermolecular), /cm)
aungue son térmica y
mecénicamente
estables.
Maltesh et | Copolimero anfifilico | 20,000 Agregados Minimo (CMC) a 31,5
al. de tipo Peine intermoleculares mN/m con 1000 ppm
1992 formados a 2.000 ppm | en 0,5M de NaCl
McCormick | Copolimero en bloque | Entre 1,000 - | Diferentes
& de acrilamida estirénico | 10,000 propiedades micelares
Lowe 2005 en funcion de las
condiciones de pH.
Panthi & Copolimero de tres | <10,000 La viscosidad aumenta Mejor
Mohanty bloques P123 (PEO20- con la salmuera de recuperacion
2014 PPO70-PEO20) baja salinidad, pero sobre la
disminuye con la inundacién de
salmuera de alta agua en recobro
salinidad. secundario. El
rendimiento
general no es
mejor que el
HPAM vy el
glicerol debido
a la
micelizacién
inversa de
cilindrico a
esférico cuando
entra en
contacto con el
aceite.
Raffa et al. Polimeros Anfifilicos Entre 24,400 — | Propiedades No esta cerca de
2016a 41,270 espesantes valores ultrabajos

potenciadas por la sal

(rango de 70 a 54
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mN/m para la tension

superficial)
Wu et al. | Polimeros modificados | 86,500 - | La sal afectd | Cercano a valores
2018 hidrofébicamente a | 141,000 - | negativamente a la | ultrabajos y ayudado
base de PAM 119,800 viscosidad por la sal, aunque la
temperatura
afectd negativamente.
Zhao et al. Terpolimero basado en | 614,000 Las propiedades | CMC = 1000 mg/L a
2019 PAM espesantes aumentan | 32,7 mN/m. La
con la concentracion. | actividad  superficial
mejord con la
temperatura.
Emulsiones muy
estables.
Quintero- Surfactantes Entre 945 - | Laviscosidadaumenta | IFT  disminuye al | EI cambio de | HPAM
Perezetal. | poliméricos de | 6500 exponencialmente con | aumentar el% EO y el | humectabilidad | funcion6 mejor
2020 copolimero en bloque la concentracion, | PM de BCPS (IFT mas | aumenta con el | que BCPS en
de productos tipo EO- mostrando un | bajo = MW y la | alta
PO-EO adelgazamiento  por | 0,2 mN/m). hidrofobicidad. permeabilidad y

cizallamiento con la
ley de potencia a
velocidades de
cizallamiento  bajas.
La viscosidad aumenta
con la salinidad y
también con un % bajo
de EO vy un% medio

de PO.

viceversa  en
medios porosos
de baja
permeabilidad.
Adsorcion  en
medios porosos
en funcion de la
salinidad,
temperatura 'y

mineralogia.

Fuente: Tomado de Afolabi et al., (2022).

Por otro lado, el nimero capilar (Ca) es un factor decisivo a la hora de evaluar la factibilidad y

aplicacion de proyectos de recobro secundario mediante inyeccion de SP, pues, ha sido relacionado

con la saturacidn de aceite residual. Se conoce que este parametro es la relacion adimensional entre

las fuerzas viscosas y capilares (Raffa et al., 2015). EI nUmero capilar se puede definir para varios

propositos. En EOR, es conveniente basar el calculo en el balance de fuerzas en una gota de aceite

exprimida a través de una garganta porosa (Deng et al., 2021).
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Para este caso, se tiene la Ec. 1:

Ca=(AP-K)/y (Ec. 1)

Donde AP es el gradiente de presion, y es la tension interfacial entre las dos fases inmiscibles
(también conocida como IFT) y K es una constante. Segun la ley de Darcy, la Ec. 1 se puede

reescribir como la siguiente Ec. 2:

Ca=-'nc)/y (Ec. 2)

Donde nc es la viscosidad de la fase continua y v es la velocidad de Darcy. Se han propuesto
diferentes formulas para el nimero capilar que tienen en cuenta parametros como la permeabilidad
relativa, la porosidad y el angulo de contacto, pero esta forma es la més utilizada por su sencillez
(Raffa et al., 2016a). Ahora bien, valores tipicos de Ca para proyectos de inundacion de agua
tienen un orden de magnitud de 108-107. Generalmente se asume que para un incremento
sustancial en la produccion de petréleo, los valores de Ca deben incrementarse en 2-3 érdenes de
magnitud, lo cual, significa que los surfactantes deberian ser capaces de ofrecer valores ultra bajos
de IFT menores a 102 mN/m (Bealessio et al., 2021).

De esta manera, un SP que combina (en un solo componente) la alta viscosidad de un polimero
con la propiedad interfacial de un surfactante convencional, podria reducir la tension en las
interfaces agua/aceite y mejorar la viscosidad de la solucion acuosa de manera simultanea, lo cual,
provocaria un incremento del Ca que seria reflejado con una mayor produccion de petréleo.
Ademas, los surfactantes poliméricos demuestran ser quimicos mas completos para proyectos de
recobro terciario, pues, a diferencia de polimeros convencionales como HPAM y Biopolimeros,
estos brindan una mayor estabilidad mecanica, asi como una mejor disolucién en la salmuera (ver
Tabla 4).

Sin embargo, la creencia comun de que se necesitan valores ultra bajos de tension interfacial

(orden de magnitud de 10 mN/m) para un buen desempefio en cEOR ha sido cuestionada en los
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altimos afios (Afolabi et al., 2022). Algunos recientes experimentos de inundacion SP (Han et al.,
2020; Liu et al., 2020) mostraron que, en casos particulares, no existe una correlacion directa entre
la reduccion del IFT y la recuperacion de petrdleo, sino que existe un IFT optimo, que es mas alto
que los valores ultrabajos. En todo caso, incluso si sus propiedades de superficie e interfaz
recibieron poca o ninguna atencién, los polimeros solubles en agua modificados hidrofobicamente,
ampliamente utilizados como espesantes en soluciones EOR, también pueden actuar como
surfactantes poliméricos (Raffa et al., 2016a). Por ejemplo, la introduccion de un 1% de acrilatos
hidrofobos en una poliacrilamida aumenta fuertemente la estabilidad de las emulsiones agua/aceite
(Raffa etal., 2015). Un polimero andlogo es capaz de estabilizar mezclas agua/n-heptano y
agua/aceite, incluso en presencia de NaCl y NaOH en una simulacion para inyectar ASP (J. Sun
et al., 2010). Curiosamente, el polimero que contiene la menor cantidad de grupos hidr6fobos es
mas eficaz para reducir la tension superficial, pero es menos eficaz para reducir la tension
interfacial. Esto ha sido explicado por los autores teniendo en cuenta que, para cantidades mayores
de grupos hidréfobos, la capacidad del polimero para formar agregados intramoleculares también
aumenta, lo que determina una mayor estabilizacion en solucién y, en consecuencia, una menor
adsorcion en la interfase (Raffa et al., 2016b). Rendimiento de un surfactante polimérico frente a un

biopolimero y un polimero convencional (HPAM). Elaborado por los autores.

Tabla 4 Rendimiento de un surfactante polimérico frente a un biopolimero y un polimero convencional (HPAM).

QUIMICO A INYECTAR

PROPIEDADES HPAM Biopolimero | Surfactante Polimérico | REFERENCIAS
Disponibilidad Masiva Si No Si (Biswas & Pal,
Selectividad molecular Si No Si 2021, 2021; Elyasi
Costo relativo $/Kg 2.00 - 4.00 6.00 3.00 Gomari et al.,
Estabilidad mecénica No Si Si 2020; Jouenne,
Tolerancia a alta No Si Si 2020; Liang et al.,
salinidad 2019;
Tolerancia a alta Modificado Si Si Mohsenatabar
temperatura Firozjaii &
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Estabilidad quimica No - Si
(O, Fe, Biocida, Ca*?,

etc.)

Estabilidad Biologica Si Media Si
anaerobica

Inyectividad baja K No Media Si
Materia activa % 90 90 100
Reduce IFT No No Si
Modifica No No Si
favorablemente la

mojabilidad

Fécil disolucion en No No Si
salmuera

Biodegradabilidad Media Excelente Buena
aerobica

Toxicidad Media Muy baja Baja

Saghafi, 2020;
Nino J.C et al.,
2020, 2020;
Olabode et al.,
2020; Sharma
etal., 2021;
Udayakumar et al.,
2021); (Afolabi
etal., 2022;
Quintero Perez
et al., 2020b; Raffa
etal., 2015) (Ge
etal., 2021;
Martin-Pifiero
etal., 2019)

Fuente: Elaborado por los autores.

1.4.2.2 Interacciones fluido-fluido en inyeccion de surfactante polimérico

A continuacion, se describen sistematicamente las interacciones fluido-fluido presentes en

inyeccion de surfactantes poliméricos, que influyen principalmente en la reologia y la tensién

superficial e interfacial de los sistemas agua/aceite, con el objetivo de explicar las condiciones

Optimas para alcanzar una efectiva mejora en los niveles de recobro incremental.

1.4.2.2.1 Reologia

La mayoria de los polimeros son tixotropicos y exhiben un comportamiento de adelgazamiento

por cizallamiento de tipo pseudoplastico cuando se incrementa la velocidad de cizalla (Rodriguez,

2015). Sin embargo, si se exponen a un cizallamiento prolongado a altas velocidades, los

polimeros convencionales como la poliacrilamida tienden a tener dificultades para recuperar su

viscosidad original. Por otro lado, los surfactantes poliméricos experimentan interacciones intra e
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intermoleculares adicionales, por lo que tienen mejores propiedades de solucién debido a las
unidades hidrofdbicas en su cadena molecular (Chen, 2016; Z. Zhu et al., 2017, 2019), ademas,
tienen una mayor tolerancia al cizallamiento y pueden revertir el perfil a medida que se recuperan
las caracteristicas reoldgicas originales, aunque la viscosidad aparente recuperada podria no
necesariamente volver a sus condiciones iniciales a ciertos valores especificos de velocidad y
concentracion (El-hoshoudy, Desouky, Al-Sabagh, et al., 2017). Esta diferencia en la recuperacion
de la viscosidad se debe a la histéresis reoldgica.

De esta manera, los surfactantes poliméricos seran mas adecuados para proyectos cEOR donde
la caida de velocidad/presion disminuye continuamente, pues, en la geometria de flujo radial que
se encuentra en este tipo de proyectos, el diametro del tapon cerca del pozo es muy estrecho y con
un area de seccion transversal pequefia, la cual, aumenta gradualmente a medida que se penetra en
las redes de poros tortuosas de la formacién del yacimiento. Por lo tanto, mantener una
inyectividad razonable y un excelente control de la movilidad, serd posible al recuperar
gradualmente el efecto de espesamiento a medida que el slug avanza, ademas de aprovechar el
adelgazamiento cercano al pozo donde la velocidad es muy alta (Afolabi et al., 2022).

e Viscoelasticidad

Por otro lado, los surfactantes poliméricos son fluidos viscoelasticos porque demuestran
caracteristicas tanto viscosas como elasticas. Las soluciones viscoelasticas que se forman a partir
de estos quimicos mostraron una transicion a geles después de una cierta concentracion critica (N.
Kumar etal., 2020; N. Kumar & Mandal, 2018). Se encontrd que estas concentraciones eran
funcidn de la arquitectura y composicion del copolimero correspondiente, las cuales, juegan un
papel importante en los comportamientos viscoelasticos (Druetta etal., 2019b). Cuando se
sobrepasan los valores de concentracion critica, debido al aumento continuo de la concentracion
del polimero, se alcanza el limite maximo de gelificacion (o régimen concentrado). Estudios
previos demostraron que este régimen no es ideal para aplicaciones EOR en campos de
permeabilidad baja y media, porque las caidas de presidn podrian superar los limites permisibles
(Druetta et al., 2019b).
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e Efecto de la salinidad y temperatura

Generalmente, las duras condiciones del yacimiento de alta salinidad y temperatura afectan el
rendimiento reoldgico de los polimeros en general. Sin embargo, los surfactantes poliméricos o
polimeros funcionales son més tolerantes a las condiciones de alta salinidad y temperatura en
comparacion con los polimeros convencionales (Quintero Perez et al., 2020b). En un ambiente
tipico de salmuera de agua dulce, las moléculas de HPAM sufren obstaculos estéricos que alargan
sus cadenas, aumentando asi su viscosidad. Sin embargo, en condiciones salinas en presencia de
cationes divalentes, las cadenas se enrollan y muestran un escudo de carga, lo que reduce su radio
hidrodindmico y afecta negativamente las capacidades de espesamiento (Sheng, 2011). Por el
contrario, los polimeros anfifilicos son menos sensibles a la salinidad, especialmente si son no
ionicos (Yang et al., 2011), y pueden soportar cationes divalentes a niveles razonablemente altos
(Sarsenbekuly etal., 2017). Los restos de carga en la cadena principal de los surfactantes
poliméricos mejoran la propiedad asociativa, razén por la cual la viscosidad mejora inicialmente

con la salinidad antes de una disminucién (Akbari et al., 2017).

Por otra parte, se sabe que la reduccion de la calidad de las propiedades reolégicas de los
polimeros convencionales con la temperatura es principalmente una relacion lineal (Kamal et al.,
2015b). Sin embargo, esto no siempre es cierto para los surfactantes poliméricos (Sarsenbekuly
et al., 2017). Existen casos en los que la disminucion es mas gradual (Co et al., 2015a), que incluso
puede repuntar mas tarde (J.-S. Sun et al., 2015), y también podria estabilizarse con un aumento
adicional de la temperatura (Bai et al., 2018b). Por ejemplo, el efecto de la temperatura sobre la
viscosidad aparente de un polimero de 3000 mg/L de asociacion hidréfoba a base de poliacrilamida
(PADP) fue estudiado por Sun et al., (2015) mediante cizallamiento a 15,8 s™.
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Figura 13 Efecto de la temperatura sobre la viscosidad aparente de PADP y HPAM.
Tomado de Sun et al., (2015).

La Figura 13 compara los resultados con los de HPAM normal, y aqui la PADP muestra un
perfil de viscosidad superior. Sin embargo, para las aplicaciones cEOR, no estd claro si el
comportamiento reolégico de los polimeros modificados hidrofébicamente de muy baja masa

molecular puede ser comparable al de los polimeros de alta masa.

1.4.2.2.2 Tension superficial e interfacial

Los surfactantes poliméricos tienen propiedades tensioactivas relativamente moderadas en
comparacion con sus atributos reoldgicos (Guo et al., 2016; Raffa et al., 2015, 2016a). El tamafio
de las moléculas en surfactantes poliméricos de alta masa molecular puede ser uno de los factores
posiblemente responsables de su incapacidad para tener una alta actividad superficial. Esto esta
respaldado por el hecho de que los pocos polimeros anfifilicos que han alcanzado un IFT muy bajo
son los de baja masa molecular (Cao & Li, 2002; X. Wu et al., 2018). En el mejor de los casos, los
surfactantes poliméricos han demostrado alcanzar tensiones superficiales de 25 a 30 mN/m (Huang
etal., 2015, 2016; Mehrabianfar et al., 2021?) y tensiones interfaciales de 0.5 a 1 mN/m (Cao &
Li, 2002).
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e Capacidades de Emulsificacion
Los estudios han revelado que cuanto mas largas son las cadenas hidréfobas ramificadas, mayor
es la capacidad de emulsificacion (Li et al., 2018; Maltesh et al., 1992; Zhang et al., 2018). Las
propiedades de emulsificacion y reduccion de la tension superficial/interfacial mejoran con la
concentracion hasta alcanzar la concentracion micelar critica (CMC). Al igual que la concentracion
asociativa critica, la aparicion temprana de CMC también es deseable en el disefio de inundacion

quimica.

e Efecto de la salinidad y temperatura

La actividad superficial depende en gran medida de la salinidad de la solucién de la salmuera.
En general, hay una reduccion gradual de la tension superficial con un aumento en las
concentraciones de sal o surfactante polimérico, o0 ambos. Algunos estudios han revelado que el
NaCl ayuda a reducir el IFT a 10"t mN/m (Babu et al., 2015%, 2016), mientras que el IFT ultra bajo
se alcanzo en presencia de alcali (Abdalla & M., 2012?). El papel de los surfactantes en cEOR ha
sido reducir el IFT lo més bajo posible para activar la miscibilidad entre la fase acuosa y oleica, y
hacer que el desplazamiento sea efectivo en los poros estrechos del reservorio (Kamal et al., 2017).
Hasta ahora, lograr este objetivo parece ser algo dificil de alcanzar para los surfactantes
poliméricos de alta masa molecular. Si bien, no existen investigaciones completamente
satisfactorias sobre el efecto directo de la salinidad en el comportamiento de la fase, se puede
inferir de estudios previos (Babu et al., 2015?%; Co et al., 2015%, Guo et al., 2016; Quintero Perez
et al., 2020b; Sarsenbekuly et al., 2017) que dado que las sales pueden afectar la solubilidad de los
surfactantes poliméricos y sus propiedades agregantes (a través de la alteracion del potencial
electroestérico), tienden a alterar la estabilidad de la emulsificacion; por lo tanto, el

comportamiento de la fase resultante.

Por otro lado, las investigaciones publicadas sobre la actividad superficial muestran
inconsistencias en su dependencia de la temperatura. En un estudio de X. Wu et al., (2018), sobre
polimeros modificados hidrofébicamente basados en PAM, la capacidad de reduccién de IFT se
redujo con el aumento de la temperatura. Por su parte, en otro estudio de Zhao et al., (2019), con

un terpolimero (AAO), también un tensioactivo polimérico a base de PAM, revel6 que la actividad
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superficial se mejoraba con el aumento de la temperatura, lo que contradecia el estudio anterior.
Estas inconsistencias pueden ser debido al tipo de surfactante polimérico, el disefio experimental,
las diferentes condiciones de observacion, la fase oleica, etc. Con base en lo anterior, es necesario
identificar y evaluar previamente los parametros de inyeccion que se quieren aplicar, y su

factibilidad para cada surfactante polimérico en especifico.

1.4.2.3 Interacciones roca-fluido en inyeccion de surfactante polimérico
A continuacion, se describen sistematicamente las interacciones roca-fluido presentes en
inyeccion de surfactantes poliméricos, que influyen principalmente en la mojabilidad y la
adsorcion sobre la roca, con el objetivo de explicar las condiciones dptimas para alcanzar una

efectiva mejora en los niveles de recobro incremental.

1.4.2.3.1 Mojabilidad

Lograr un cambio de mojado por aceite a mojado por agua en las rocas del yacimiento es de
suma importancia pues, esta condicion permitird la redistribucion en los poros de modo que el
aceite se desprenda de las superficies rocosas y se mueva hacia poros mas grandes donde serd mas
facil producirlo. Ademas, dado que el agua recubre las superficies y se mueve a través de poros
mas pequefios, su movimiento relativo se ve obstaculizado en comparacion con el aceite (efecto
de permeabilidad relativa). Por lo tanto, se produce menos agua en el flujo de produccion, lo que
ahorra el costo de separacion de agua (Raffa et al., 2016a). Los reservorios de carbonato son los
mayores beneficiarios de la alteracion por humectacion ya que estan mas himedos por petréleo
que los reservorios de arenisca (Hsu & Robinson, 2019b). Ademas, el tratamiento de un medio

poroso con surfactantes lo humedece de manera mas uniforme (Druetta et al., 2019b).

Los surfactantes polimeéricos pueden cambiar la mojabilidad de la roca de mojado con aceite o
mojado intermedio a mojado con agua (El-hoshoudy et al., 2017; Kumar et al., 2016; Babu et al.
2015b; Wibowo et al., 2017). El-hoshoudy et al. (2017), demostraron que la poliacrilamida de
asociacion hidr6foba (HAPAM) cambia el angulo de contacto de inicialmente mojado con aceite

a mayormente mojado con agua a temperatura (90°C), en una solucion salina de 40.000 ppm con
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una concentracion de polimero de 2gL™. El 4ngulo de contacto de avance de la gota de aceite
sumergida disminuyé con el tiempo y se estabilizé en 74°. Los autores atribuyeron el cambio de
humectabilidad a la adsorcion del polimero modificado en las superficies de las rocas, cambiando

asi sus propiedades fisicoquimicas.

S. Kumar et al., (2016), Babu et al., (2015b) y Wibowo et al., (2021) trabajaron en la capacidad
de alteracion de la humectacion de “PMES”, un surfactante polimérico aniénico. PMES cambié
las propiedades de humectabilidad de la arenisca a mayormente mojada por agua, donde el angulo
de contacto se redujo de 75° a 20° en un lapso de tiempo de 12 minutos. Todos los autores
concluyeron que la alteracion de la humectabilidad mejora con el tiempo, la concentracion de
polimero y la salinidad de la salmuera.

Bai et al., (2018c) también atribuyeron la alteracion de la humectabilidad a la adsorcion. En su
estudio, el &ngulo de contacto de una losa de piedra arenisca humedecida con aceite se redujo de
112° a 76° cuando se sumergid en una solucion de hidroxietilcelulosa de asociacion hidréfoba
(HAHEC) (2000 mg/L) durante 24 horas. Yu et al., (2019), evaluaron un surfactante polimérico a
base de poliacrilamida que también pudo reducir el &ngulo de contacto del cuarzo de 101° a 88° al
aumentar la concentracion de forma gradual. Mehrabianfar et al., (2021b), fueron Unicos en el
sentido de que probaron las capacidades de alteracion de la humectabilidad en rocas carbonatadas
utilizando un surfactante polimérico de origen vegetal. Aqui, el estado de humedad por aceite se
cambid a humedad por agua cuando el angulo de contacto se redujo de 146° a 64° durante 80

minutos.

Estos estudios confirmaron que los surfactantes poliméricos de alta masa molecular pueden
alterar la humectabilidad de las rocas para un desplazamiento favorable. Vale la pena mencionar
que, si bien se ha demostrado que la alteracion de la humectabilidad en areniscas y carbonatos ha
tenido éxito, se recomienda realizar estudios futuros para investigar la alteracion de las
propiedades humectantes de las formaciones de lutitas por surfactantes poliméricos. También se
debe investigar la importancia de la cinética de la disolucion de los minerales rocosos, asi como la
influencia de las reacciones geoquimicas en las alteraciones de la humectabilidad (Afolabi et al.,
2022).
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1.4.2.3.2 Adsorcion

El grado de adsorcién en las superficies rocosas suele ser el principal factor determinante para
implementar con éxito un programa de inundacion quimica y mejorar la recuperacion, ya que la
economia del proyecto depende de ello (Sheng, 2011). Al disefiar un slug para inyeccion se deben
considerar algunos factores importantes como el volumen de poro inyectado y la concentracion
Optima, pues, una alta concentracion de surfactante polimérico podria perjudicar la economia del
proyecto, mientras que una concentracion menor ocasionaria pérdidas de efectividad en el quimico

antes de llegar a los pozos de produccion.

El entorno geoquimico de la roca porosa es otro factor critico que afecta el rendimiento del
proyecto. Por ejemplo, el tipo o volumen de arcillay la salinidad de la salmuera residente a menudo
dictan los niveles de adsorcion. Las mezclas de arcilla que contienen illita y montmorillonita en
salmuera de salinidad media a alta tienen mas probabilidades de experimentar problemas de
adsorcién (Falode & Afolabi, 2011). Por esta razon, las rocas de yacimiento arcillosas que tienen
una alta tendencia a adsorber quimicos reactivos inyectados son méas propensas a fallas técnicas
de cEOR (Afolabi et al., 2022).

Ademas de la adsorcion, la pérdida de quimico puede ocurrir debido a otros mecanismos.
Aquellos productos quimicos de alta masa molecular como los polimeros pueden sufrir
atrapamiento mecanico y precipitacion que contribuyen a la retencién total de las rocas porosas
(Al-Hajri et al., 2019b). EI volumen de esos poros a los que no pueden acceder las moléculas de
quimico se denomina volumen de poros inaccesibles (IPV) (Hsu & Robinson, 2019b). La
precipitacién podria ocurrir debido a una reaccién desfavorable de los quimicos inyectados con
los electrolitos en la salmuera del depdsito o la degradacion por alta presién, temperatura o
cizallamiento. Estas tendencias de precipitacion a menudo se identifican en el disefio previo de la
inundacion quimica a partir de pruebas de estabilidad de laboratorio, bajo las condiciones
anticipadas del yacimiento como su temperatura, presion, cizallamiento, salinidad y dureza de la
salmuera (Afolabi et al., 2022).
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Como la mayoria de los demaés productos quimicos, la adsorcién aumenta con el aumento de la
concentracion de surfactante polimérico (Cao & Li, 2002; Elraies et al., 2011; Wibowo et al.,
2021). Algunos autores han sugerido niveles de adsorcion tolerables dentro de los cuales la
inyeccion puede implementarse con éxito con fines practicos en el campo. S. Kumar et al., (2016)
observaron una adsorcién de PMES de 2,9mg/100g de arena y afirmaron que es aceptable para
aplicaciones de campo. Para una poliacrilamida de asociacion hidréfoba, El-hoshoudy et al.,
(2017) observaron que un espesor de adsorcion de 1,4 um no causaba taponamiento de poros. Co
et al., (2015b) encontraron solo trazas de residuos en los nucleos después de la inyeccion de

surfactantes poliméricos a base de poliacrilamida.

Quintero Perez et al., (2020a) revelaron que las moléculas de surfactantes poliméricos
experimentan una auto agregacion espontanea continua, rompiéndose y formando puentes en las
superficies de los granos de arena en una fraccion de segundos. Esto podria implicar que el
fendmeno de adsorcidn no es un proceso permanente, ya que se observé una gran cantidad de
desorcidn en la prueba de adsorcidn estatica y simulacién numérica. Quintero Perez et al., (2020a)
sugieren que los surfactantes poliméricos de baja masa molecular serdn mas aplicables en
depdsitos de baja permeabilidad. Sin embargo, se debe garantizar que la acumulacién de redes
moleculares por union hidrofoba a concentraciones superiores a los niveles criticos no aumente el
tamafio hidrodinamico en la solucion de manera que pueda quedar atrapado en depoésitos de

permeabilidad baja a intermedia.

Otro parametro importante es el pH, que al ser aumentado puede ocasionar que la superficie de
los granos se cargue mas negativamente, lo que repele los polimeros anfifilicos idnicos (Abdalla
& M., 2012b). Por otro lado, el comportamiento de adsorcion de un polimero funcionalizado se
investigd en un estudio sobre la adsorcion de surfactantes poliméricos en particulas de roca
carbonatada (Sodeifian etal., 2015). Los autores notaron que, aunque la adsorcion de la
poliacrilamida sulfonada (SPAM) aumentaba con la concentracion, se reducia con la salinidad y

la temperatura, lo que la convierte en una observacion a destacar.
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1.4.2.4 Criterios de seleccion en inundacion por surfactante polimérico
Si bien, no se cuenta con informacion de proyectos de inyeccion de surfactante polimérico a
nivel de yacimiento, es posible estimar los rangos de su aplicabilidad con base en los métodos de
inyeccion de polimero y surfactante por separado. También, se puede estimar la seleccién
observando métodos cEOR que combinen las propiedades de diferentes quimicos al mismo
tiempo, tal como ASP. La Tabla 5 presenta los criterios de seleccion estimados para inyeccion de

surfactantes poliméricos.

Tabla 5 Criterios estimados de seleccion para procesos de inundacién de surfactantes poliméricos.

T : . Salinidad .
Proceso AP Permeabilidad | Viscosidad Tempfratura del agua | Litologfa Profundidad
(md) (cps) (°F) (ft)
(ppm)
Surfactante | 25- |45 550 | 90150 <200 | <20000 | Arenisca| <9000
Polimérico | 40

Nota: Adaptado de Computer Modelling Group LTD. (2021).

En este orden, la presente investigacion toma los rangos de aplicabilidad de la (Tabla 5) para la
seccion metodoldgica, teniendo en cuenta que, la simulacion del proceso es corrida mediante el
simulador STARS, y cargada mediante BUILDER; los cuales, pertenecen al grupo CMG y

garantizan la viabilidad del proyecto.

1.4.2.5 Desafios y tendencias futuras

Si bien, los surfactantes poliméricos representan una alternativa en los procesos de cEOR para
alcanzar mejores niveles de recobro incremental, aln se necesitan estudios exhaustivos y
sistematicos para establecer su viabilidad. La literatura revisada mostrd que la recuperacion de
aceite se puede incrementar a través de mecanismos de control de movilidad (Wang et al., 2013),
viscoelasticos (N. Kumar & Mandal, 2018), reduccion de IFT (Guo et al., 2016), emulsificacion
(Kang et al., 2020), y cambios en la propiedad de humectabilidad (El-hoshoudy, Desouky, Betiha,
etal., 2017). Sin embargo, la mayoria de las investigaciones anteriores se han realizado a escala
macroscopica (a traves de experimentos de inundacion de ndcleos). Se recomiendan mas
experimentos microscopicos (estudios de visualizacion a escala de poros) para que los estudios

futuros desentrafien y confirmen los mecanismos que gobiernan la movilizacion y el
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desplazamiento del petréleo residual, asi como el flujo de fluidos a través de tortuosas microrredes
de rocas reservorios. Por lo anterior, aln se necesitan estudios exhaustivos y sistematicos para
establecer que los surfactantes poliméricos son una alternativa viable y quiz&s mejor a los cEOR

populares como ASP.
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Metodologia

Para evaluar el efecto que tiene adicionar surfactante polimérico en proyectos de inyeccion de
agua, se ha planteado simular este proceso a travées del software CMG-STARS, tanto a escala
laboratorio como de campo, con el fin de representar su comportamiento de la manera mas acertada
y cercana a la practica real. Por lo anterior, en esta seccion se explican las variables fundamentales
y que fueron tenidas en cuenta a la hora de realizar el debido montaje de los diferentes modelos de
inyeccion de agua mediante CMG, asi como la interfaz BUILDER en donde fueron establecidas

las mallas y demas caracteristicas del yacimiento.

1.5 Procedimiento y montaje de los modelos

Se realiz6 el montaje de dos modelos de inyeccion de agua mediante BUILDER para
posteriormente ser corridos en STARS. El primero de ellos busca representar a escala de
laboratorio (coreflooding) el comportamiento ideal del proceso y los resultados de recobro
incremental alcanzables al adicionar surfactante polimérico durante la inyeccién de agua. Por otra
parte, el segundo modelo es puesto a escala de campo y con condiciones mas cercanas a la realidad
para después, como el primer caso, adicionar surfactante polimérico durante la inyeccion.
Posteriormente, varias simulaciones seran corridas para definir el comportamiento y relevancia de
la concentracién de quimico y tasa de inyeccion, esto con el fin de analizar qué variables tienen

mayor importancia y cdmo pueden ser optimizadas para obtener la mejor relacion costo-beneficio.
1.5.1 Modelo coreflooding

1.5.1.1 Definicién del modelo
Para poder representar las dimensiones de un nucleo de laboratorio en el modelo de simulacion
se debe ingresar el didmetro y la longitud con las caracteristicas reales del nacleo (cilindro). En el
modelo de simulacion, el nucleo esta representado por un paralelepipedo, y se realiza el ajuste de

las dimensiones de la siguiente forma:
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Tabla 6 Dimensiones del nlcleo de laboratorio.

Didmetro (cm) 3.81
Longitud (cm) 15.24
Area del circulo (cm) 11.39

Nota: Tomado de CMG (2021).

Con el fin de representar el &rea del circulo en el paralelepipedo del modelo de simulacién, se
hallaron las dos caras del mismo siendo que la longitud de cada uno corresponde a 3.38 cm. El
volumen del cilindro es de 173.58 cm? el cual fue representado de la misma manera en el

paralelepipedo.

A continuacion, la Tabla 7 describe la distribucion de la malla de simulacién del modelo del

ndcleo:

Tabla 7 Propiedades de la malla de simulacion del nicleo.

Propiedad Valor
Numero total de bloques 11
Ndmero de celdas 11i x 1j x 1k
Tipo de porosidad Simple
Tipo de malla Cartesiana

Nota: Elaboracion propia con base en CMG-BUILDER (2021)

El nimero de celdas se encuentra dado en términos vectoriales (i, j, k) que corresponden a las
direcciones (X, y, z) respectivamente. La malla es de tipo cartesiana y de una sola dimension debido
a que no se requiere modelar una estructura compleja. Por su parte los valores de permeabilidad y
porosidad son de 400 md y 0.2494 respectivamente, siendo la permeabilidad igual en todas las

direcciones.
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1.5.1.2 Descripcion propiedades PVT
A continuacion, se describen las propiedades PVT del agua y del petréleo que se encuentran

presentes en el modelo del nucleo. La Tabla 8 muestra los datos PVT del agua utilizados en el

modelo:
Tabla 8 Propiedades PVT del agua en el nlcleo.
Propiedad Valor
Factor volumétrico del agua @ 31°C 1.0
Densidad del agua @ 31°C 997.9 kg/m?®
Viscosidad del agua @ 31°C 0.8177 cp
Relacion gas-agua @ 31°C 0.0 m¥/m?®

Nota: Elaboracion propia con base en CMG-BUILDER (2021)

Es importante resaltar que en el proceso de inyeccion de agua para el nucleo se utilizo la
condicion de Dead_Oil o petréleo muerto (sin gas en solucion) y a condiciones de superficie, por
consiguiente, las propiedades del aceite descritas en la Tabla 9 permanecieron constantes con los
cambios de presion y temperatura. Por otro lado, estos datos son ilustrados graficamente a través

de las figuras del (Anexo 1).

Tabla 9 Propiedades PVT del aceite en el nicleo.

Propiedad Valor
Factor volumétrico del aceite @ 31°C 1.0
Densidad del aceite @ 31°C 869.2 kg/m?®
Viscosidad del aceite @ 31°C 10.94 cp
Relacion gas-aceite @ 31°C 0.0 m¥/m?®

Nota: Elaboracion propia con base en CMG-BUILDER (2021)
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Por otra parte, los datos de permeabilidad relativa han sido tomados a partir de modelos base
de CMG para inyeccion de agua en nucleos de laboratorio. S6lo hay un tipo de roca (Berea) en

todo el nucleo, esto quiere decir que soélo se debe afiadir un set de curvas (ver Figura 14).
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Sw

Figura 14 Factor volumétrico del petréleo en el nlcleo.
Tomado de CMG-BUILDER (2021).

Estas curvas evidencian la medida de como un fluido se desplaza en el medio poroso. En la
Figura 14 se pueden observar las curvas de permeabilidad relativa para el petréleo y el agua.
Dichas curvas estan establecidas de tal forma que la saturacion de agua inicial (Swi) es de 0.33 y

la saturacion de petréleo residual (Sor) es de 0.66.

1.5.1.3 Disefio del pozo inyector y productor
En esta simulacion se tomaron como base, dos pozos: uno productor y otro inyector. Estos
reflejan el procedimiento de la inyeccion del nlcleo. En la Figura 15 se presentan el pozo inyector
que esta ubicado en la celda (1,1,1) y denotado con el nombre “INJTR”, mientras que el pozo

productor se ubica al final del nticleo en la celda (11,1,1) con el nombre “PRODN”.
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Figura 15 Ubicacion del pozo inyector y productor en el nicleo.
Tomado de CMG-BUILDER (2021).

Para el pozo productor se establecié una unica restriccion o “constraint” de tipo operativa, la
cual, garantiza que se corra la simulacion con una BHP minima de 89 Kpa. Por su parte, el pozo

inyector esta limitado con una tasa de inyeccion maxima de 240 cm®/dia.

1.5.1.4 Disefio base de inyeccion de agua

Una vez establecidos los pozos con sus restricciones operativas, se procede a correr la primera
simulacion, la cual, opera por inyeccion de agua durante 5.92 dias, que equivalen al tiempo total
de la corrida. Esta simulacion y sus resultados fueron verificados con el fin de garantizar que el
proceso funcione correctamente y permita en futuras corridas, afiadir surfactante polimérico
durante la inyeccion de agua como método de recobro cEOR. Ademas, es importante para
establecer valores base como el factor de recobro obtenido, que permitan, visualizar el efecto y las
mejoras que seran alcanzadas para esta variable al adicionar quimico durante el proceso de

inyeccion.
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1.5.1.5 Inyeccidn de surfactante polimérico
Aunque por medio de BUILDER se pueden representar diferentes procesos de inyeccion de
quimico (Tabla 10) a través del “Process Wizard”, esta herramienta atin no brinda la opcién de
inyectar un solo componente que cuente con caracteristicas tipo surfactante polimérico (surfactante
y polimero). Por tal razon, se debe modelar la opcién mas cercana al proceso que se quiere

representar con el fin de garantizar una correcta simulacion.

Tabla 10 Modelos de inyeccion de quimico disponibles en BUILDER.
MODELO DE INUNDACION DE

QuiMICO

Polimero

COMPONENTES A AGREGAR

Surfactante y Alcali
ASP

Surfactante

Surfactante y Polimero

Espuma con modelo de espuma de gas

Espuma con modelo de espuma liquida

R AR N R W] N e

Espuma con modelo de espuma empirico

Nota: Tomado de CMG-BUILDER (2021).

Para la inyeccién de surfactante polimérico ha sido seleccionado el modelo “Surfactante y
Polimero”, lo cual, indica que deben ser agregados dos componentes. Si bien, lo anterior podria
generar errores de representacion al tener dos quimicos distintos en la inyeccion, es posible
remediarlo al igualar las propiedades fisicas definidas para el surfactante y el polimero como su
masa molecular, densidad, viscosidad, etc. Esto quiere decir que fisicamente ninguno de los
componentes prevalecera sobre el otro, y Gnicamente se encargaran de modelar el efecto quimico
que se genera sobre la tension interfacial en la interfaz agua-aceite y la viscosidad del agua de
inyeccion. Como se menciond anteriormente, el modelo coreflooding ha sido planteado con
caracteristicas ideales para tener un primer acercamiento a lo que puede ocurrir en el modelo
escalado a campo; por tal razon, se verifico que no es significativo igualar las propiedades fisicas

del surfactante y polimero, y se puede operar con caracteristicas otorgadas por el mismo software
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CMG, sin obtener diferencias significativas en los resultados de la simulacién. La Tabla 11

presenta los valores de masa molecular, densidad y viscosidad para los componentes afiadidos.

Tabla 11 Propiedades fisicas del surfactante y polimero en el nicleo.
Componente | M. molecular (kg/gmole) | Densidad (kg/m?3) | Viscosidad (cp)

Surfactante 0.427 3791.47 0.8177

Polimero 8 997.9 10.8
Nota: Tomado de CMG-BUILDER (2021).

Por otra parte, es importante mencionar que no hay efectos de salinidad presentes en el modelo,
esto quiere decir que la degradacion y/o adsorcidn de los componentes no estaran afectadas por la
fuerza ionica. La tension interfacial tampoco serd afectada por la salinidad, y Unicamente

dependera de la concentracion de surfactante inyectado (ver Figura 16).
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Figura 16 Tension interfacial Vs. Concentracion del surfactante en el nicleo.
Tomado de CMG-BUILDER (2021).

Asimismo, la viscosidad del agua de inyeccion no es afectada por la salinidad, y solo depende
de la concentracion del polimero. La Figura 17 corresponde al comportamiento de la viscosidad
con el incremento de la concentracion de polimero. Cabe resaltar que no hay efectos de velocidad
ni tazas de cizallamiento que afecten la curva. También, se debe mencionar que la adsorcion del
polimero a 0.075 porcentaje en peso es de 30 mg/100g roca, y por su parte, la adsorcion del
surfactante a 0.1 porcentaje en peso es de 27.5 mg/100g roca.
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Figura 17 Viscosidad del agua de inyeccion Vs. Concentracion del polimero en el nlcleo.
Tomado de CMG-BUILDER (2021).

Ahora que todos los componentes han sido definidos, es necesario plantear el esquema de los
tiempos de inyeccion para el surfactante y el polimero. La Tabla 12 reporta los baches de inyeccion
de quimico divididos en dias desde el inicio de la simulacién.

Tabla 12 Tiempos de inyeccién de quimico en el nicleo desde el inicio de la simulacién.

Dias desde el inicio de la simulacion Tipo de bache
0all4 Agua
1.14a1.88 Agua + Surfactante + Polimero
1.88a4.82 Agua
4.82a5.05 Agua + Surfactante + Polimero
5.05a5.92 Agua

Nota: Tomado de CMG-BUILDER (2021).

Es importante mencionar que para generar las divisiones de tiempos de inyeccion descritas en
la Tabla 12 fue necesario agregar estos nuevos eventos en el BUILDER; sin embargo, las
restricciones en los pozos productor e inyector no cambiaron. Una vez establecido el modelo, sera
necesario ingresar las concentraciones de quimico a inyectar y su correspondiente tasa de

inyeccion.
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1.5.1.6 Pruebas de Concentracion vs. Tasa de inyeccion
Segun las caracteristicas establecidas para el modelo de inyeccion de agua en el nucleo, se
decidio realizar la inyeccion de quimico a una concentracion de 1850 ppm, repartidas entre 1100
ppm y 750 ppm para el surfactante y el polimero, respectivamente; ademas de mantener los 240
cm?®/dia como tasa de inyeccion. Estos valores permiten alcanzar una disminucion de la tension
interfacial y un aumento en la viscosidad del agua de manera Optima y simultanea, lo cual,
representaria un incremento en el factor de recobro total. Los resultados seran presentados y

analizados en la siguiente seccion.

Por otro lado, después de simular la primera inyeccion de quimico a 1850 ppm y 240 cm®/dia,
fue necesario evaluar estas dos variables con el fin de identificar cuél de ellas predomina sobre la
otra y genera un mayor impacto en el efecto de afiadir quimico durante el proceso de inyeccion.
Esto permitiria identificar cudles deben ser las condiciones operativas a optimizar durante la
inyeccion de surfactante polimérico en el ndcleo. Por ende, nuevas simulaciones fueron corridas a
partir de las condiciones base de inyeccion de quimico, pero esta vez, variando la concentracién y

tasa de inyeccion, con el objetivo de comparar los nuevos factores de recobro alcanzados.

La Tabla 13 presenta el primer paquete de pruebas que se realiz6. La tasa de inyeccién se
mantuvo constante, mientras que la concentracion de quimico se redujo una décima parte, y

también se increment6 hasta 10 veces su valor base.

Tabla 13 Paquete No. 1 de pruebas de inyeccion de quimico en el nicleo.
Tasa de inyeccion (cm®/dia) | Concentracion (ppm)

240 185
240 1850
240 18500

Por su parte, la Tabla 14 presenta el segundo paquete de pruebas. En esta ocasion se realizaron
las simulaciones a la inversa, manteniendo constante la concentracion y variando la tasa de

inyeccion con las mismas diferencias de magnitud empleadas en las primeras pruebas.
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Tabla 14 Paquete No. 2 de pruebas de inyeccion de quimico en el ndcleo.

Tasa de inyeccion (cm3/dia)

Concentracion (ppm)

24 1850
240 1850
2400 1850

Asimismo, un tercer paquete de pruebas fue corrido, coincidiendo valores minimos con
minimos y maximos con maximos Tabla 15, mientras que el cuarto paquete combind minimos con

maximos y maximos con minimos respectivamente Tabla 16.

Tabla 15 Paquete No. 3 de pruebas de inyeccion de quimico en el nucleo.

Tasa de inyeccién (cm3/dia)

Concentracion (ppm)

24 185
240 1850
2400 18500

Tabla 16 Paquete No. 4 de pruebas de inyeccion de quimico en el nucleo.

Tasa de inyeccion (cm®/dia)

Concentracion (ppm)

24 18500
240 1850
2400 185

Una vez ejecutadas estas simulaciones, se procedié a verificar los resultados obtenidos y
analizar mediante esquemas y diagramas de superficie el factor de recobro alcanzado, ademas de
coémo se afectd el comportamiento del quimico durante el proceso, lo cual, serd expuesto en la
seccion de Resultados y Andlisis. De esta manera, mediante las experiencias con el nacleo y
pruebas realizadas durante el proceso de inyeccidn, se tuvo un primer acercamiento ideal de lo que
ocurre al adicionar surfactante polimérico en procesos de recobro mejorado. Por lo anterior, se
procedio a escalar la simulacién hasta un nivel de campo, con caracteristicas mucho mas reales
que permitan seguir evaluando el desempefio de un surfactante polimérico al ser adicionado en

procesos de inyeccion de agua.

49



1.5.2 Modelo a escala de Campo

Una vez finalizada la simulacion de la inyeccion de surfactante polimérico a nivel de nicleo de
laboratorio, se procedio a escalar la simulacion a nivel del yacimiento en el campo, para lo cual se
utilizd un modelo conceptual y representativo con caracteristicas semejantes a un campo
colombiano reportado previamente por (Garcia & Molina, 2019). De igual manera que para el
nacleo de laboratorio, se simula la inyeccion de surfactante polimérico, pero esta vez bajo
circunstancias mas cercanas a la realidad. A continuacion, se describen los parametros del modelo
conceptual, dentro de los cuales se tiene: definicion del modelo, modelo PVT, el disefio de los

pozos, el sistema de inyeccion de agua y el proceso de inyeccion de quimico.

1.5.2.1 Definicion del modelo
El modelo que se definid, estd compuesto por una malla de simulacion de tipo “corner point”,
en el cual los vértices de las celdas pueden ser variados permitiendo que las mismas sean
deformadas para modelar estructuras complejas. La malla de simulacién es descrita en la Tabla
17, donde el nimero de celdas se encuentra dado en términos vectoriales i, j, k los cuales

corresponden a las direcciones X, Y, z respectivamente.

Tabla 17 Propiedades de la malla de simulacién del campo.

Propiedad Valor
Namero total de celdas 3482
Distribucion de celdas 9i x 9] x 43k
Celdas activas 2831
Celdas nulas 652
Tipo de porosidad Simple
Tipo de malla Corner Point
Porosidad promedio (%) 16.25
Permeabilidad promedio (md) 49.45
Compresibilidad de la roca (psi™) 4.08e-6

Adaptado de Garcia & Molina (2019), con base en CMG-BUILDER (2021).
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Es importante sefialar que la malla del modelo se encuentra dividida en sectores, donde las
propiedades de permeabilidad y porosidad promedio de cada uno de estos son descritas en la Tabla
18. En este modelo, los valores de permeabilidad son iguales para las direcciones de los vectores

i, J, K. En la Figura 18 se esquematiza la malla del modelo a trabajar.

Tabla 18 Propiedades por sector de la malla de simulacién del campo.
Adaptado de Garcia & Molina (2019), con base en CMG-BUILDER (2021).

Permeabilidad | Porosidad | Profundidad | Profundidad
Celdas | Celdas
Sector ] promedio promedio | promedio | promedio de
activas | nulas

(md) (%) del tope (ft) | la base (ft)

K4A
305 181 16.57 12.64 4480.85 4493.49

MATRIX

K4B1
486 0 121.86 17.44 4567.56 4587.95

MATRIX

K4B2
706 23 38.12 14.03 4674.86 4682.74

MATRIX

K4B3
699 30 51.48 17.54 4728.25 4732.39

MATRIX

K4B3Sh
461 106 10.19 17.21 4772.45 4784.25

MATRIX

K4C
12 312 4.62 15.15 4785.56 4856.91

MATRIX

K4CPor
162 0 49.90 20.84 4919.52 4946.68

MATRIX
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Figura 18 Malla de simulacion del campo.
Adaptado de Garcia & Molina (2019), con base en CMG-BUILDER (2021).

Por otro lado, en la Figura 19 y la Figura 20 se puede apreciar la malla de simulacion con las
propiedades de porosidad y permeabilidad respectivamente, las cuales fueron definidas

previamente por sectores.
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Figura 19 Variacion de la porosidad representada en la malla de simulacion del campo.
Adaptado de Garcia & Molina (2019), con base en CMG-BUILDER (2021).

52



Permeability | (md) 1990-01-01

User: NICOLAS
Date: 14/01/2022

347

312

277

24

1 208

173

e

—— 104

70

35

o

Figura 20 Variacion de la permeabilidad representada en la malla de simulacion del campo.
Adaptado de Garcia & Molina (2019), con base en CMG-BUILDER (2021).

Esta distribucion de las propiedades petrofisicas en la malla de simulacion del campo, permite
garantizar la heterogeneidad del modelo, la cual, ofrece una representacion mas cercana a la
realidad. Ahora, serd necesario definir el tipo de fluidos presentes en el yacimiento y sus

respectivas propiedades PVT.

1.5.2.2 Propiedades PVT del modelo conceptual
Las propiedades PVT para cada una de las fases presentes (agua, aceite y gas) en el modelo y
su variacién con la presion, asi como para los datos de presion capilar y permeabilidad relativa,
son presentados mediante graficas en el Anexo 1. Una vez establecidos los parametros PVT junto
con las caracteristicas petrofisicas en la malla de simulacion, es necesario distribuir los pozos que
trabajaran durante la produccién de crudo mediante inyeccidn de agua, asi como las fechas y

restricciones operativas que seran descritas a continuacion.

1.5.2.3 Pozo inyector y pozos productores
Para efectos de la simulacién durante la inyeccion, se utilizd un arreglo de cinco pozos
invertido, con un pozo inyector en el centro y cuatro pozos productores, uno en cada esquina. (ver
Figura 21).
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Figura 21 Ubicacion de los pozos en el campo.
Adaptado de Garcia & Molina (2019), con base en CMG-BUILDER (2021).

Pozo inyector 11: Ubicado en la celda con coordenadas (5,5) para (X,y) respectivamente.
Atraviesa todo el modelo a lo largo del eje vertical z, donde se encuentra perforado en los intervalos
comprendidos desde la celda 7 hasta la celda 27 e individualmente, en la celda 42. En la Figura 21
se puede observar este pozo en el centro del modelo con una saeta que simboliza su funcionalidad

de inyector.

Pozo productor P1: Ubicado en la celda con coordenadas (1,1) para (x,y) respectivamente.
Atraviesa todo el modelo a lo largo del eje vertical z, donde se encuentra perforado en los intervalos
comprendidos desde la celda 7 hasta la celda 27 e individualmente, en la celda 42. En la Figura 21

se puede observar este pozo en la parte inferior izquierda con un circulo color negro.

Pozo productor P2: Ubicado en la celda con coordenadas (1,9) para (x,y) respectivamente.

Atraviesa todo el modelo a lo largo del eje vertical z, donde se encuentra perforado en los intervalos
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comprendidos desde la celda 7 hasta la celda 27 e individualmente, en la celda 42. En la Figura 21

se puede observar este pozo en la parte superior izquierda con un circulo color negro.

Pozo productor P3: Ubicado en la celda con coordenadas (9,9) para (x,y) respectivamente.
Atraviesa todo el modelo a lo largo del eje vertical z, donde se encuentra perforado en los intervalos
comprendidos desde la celda 7 hasta la celda 27 e individualmente, en la celda 42. En la Figura 21

se puede observar este pozo en la parte superior derecha con un circulo color negro.

Pozo productor P4: Ubicado en la celda con coordenadas (9,1) para (x,y) respectivamente.
Atraviesa todo el modelo a lo largo del eje vertical z, donde se encuentra perforado en los intervalos
comprendidos desde la celda 7 hasta la celda 27 e individualmente, en la celda 42. En la Figura 21

se puede observar este pozo en la parte inferior derecha con un circulo color negro.

1.5.2.4 Inyeccién de agua en el campo

Antes de correr la primera simulacién por inyeccidn de agua en el campo, deben ser establecidas
algunas restricciones operativas tanto en el pozo inyector como en los pozos productores. Por su
parte, el pozo inyector esta limitado con una tasa de inyeccién méaxima de 2500 bbl/dia; ademas,
con el fin de no superar la presién de fractura en el campo, valor obtenido de (Garcia & Molina,
2019), es necesario limitar la BHP méxima con un valor de 7200 psi, el cual, opera bajo un factor
de seguridad del 10%. Por otro lado, cada pozo productor esta limitado con una produccion
méaxima de aceite en superficie de 100 bbl/dia, es decir, en el campo la produccién maxima no
podra superar los 400 bbl/dia. Una vez establecidos los pozos con sus restricciones operativas, se
procede a correr la primera simulacién. EI campo produce por declinacion natural durante sus
primeros 5 afios, fecha en la cual, se da inicio a la inyeccion de agua de manera continua durante
35 afios hasta terminar la simulacion. Los resultados fueron verificados con el fin de garantizar
que el proceso funcione correctamente y permita, en las siguientes corridas, afiadir surfactante
polimérico como método de recobro cEOR. Ademas, es importante establecer valores base como
el factor de recobro obtenido, que permitan, visualizar el efecto y las mejoras que seran alcanzadas

para esta variable al adicionar quimico durante el proceso de inyeccion.
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1.5.2.5 Inyeccién de surfactante polimérico en el campo

Como se observé en la Tabla 10, descrita durante la inyeccion de quimico en el nucleo, no
existe un proceso de inyeccion de quimico en el BUILDER que represente caracteristicas
simultaneas de surfactante y polimero en un solo componente. Por lo anterior, es necesario operar
bajo un modelo de “Surfactante y Polimero”, 10 cual, indica que deben ser agregados dos
componentes. Si bien, lo anterior podria generar errores de representacion al tener dos quimicos
distintos en la inyeccion, es posible remediarlo al igualar las propiedades fisicas definidas para el
surfactante y el polimero como su masa molecular, densidad, viscosidad, etc. Esto quiere decir que
fisicamente ninguno de los componentes prevalecera sobre el otro, y Unicamente se encargaran de
modelar las funcionalidades de cada componente, como el efecto quimico que se genera sobre la
tension interfacial en la interfaz agua-aceite y la viscosidad del agua de inyeccion. Ademas, dado
que el surfactante polimérico actta en la realidad como un solo componente, y el objetivo de este
proyecto es representar de manera apropiada estas condiciones, no es necesario indicar al
simulador que opere bajo reaccion quimica entre los componentes agregados, excluyendo asi,

cualquier tipo de interaccion reoldgica entre el surfactante y el polimero.

A diferencia del nucleo, ahora se cuenta con un modelo escalado a campo, operado bajo
condiciones mucho més cercanas a la realidad, lo cual, debe ser aprovechado con una inyeccion
de quimico que alcance los objetivos de este proyecto. Por tal razdn, en este proceso si se igualaran
las propiedades fisicas del surfactante y polimero. La Tabla 19 presenta los valores de masa
molecular, densidad y viscosidad que han sido adaptados para los componentes afiadidos a partir

de un surfactante polimérico de tipo copolimeros en blogue (Sheelarani et al., 2020).

Tabla 19 Propiedades fisicas del surfactante y polimero en el campo.
Componente | M. molecular (Ib/lbmole) | Densidad (Ib/ft®) | Viscosidad (cp)

Surfactante 1450 61.6966 7.58

Polimero 1450 61.6966 7.58
Nota: Adaptado de Sheelarani et al., (2020).

Por otra parte, es importante mencionar que para el agua del yacimiento se ha establecido una
salinidad inicial de 3500 ppm, la cual, no afectara de manera significativa la adsorcion de los
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componentes quimicos, pero debe ser tenida en cuenta al representar la disminucion de la IFT con

la concentracion del surfactante Tabla 20.

Tabla 20 Tension interfacial en el campo respecto a la
concentracion del surfactante y la salinidad.

Salinidad IFT @ IFT @ IFT @
PPM Surf=0 %Wt | Surf=0.01 %Wt | Surf=0.05 %Wt
1000 23.4 234 0.17
2500 10.3 5.163 0.011
4000 9.4 4.356 0.005
5500 8.8 3.715 0.007
7000 8.5 4.102 0.007
8500 7.9 3.805 0.056
10000 7.6 3.521 0.097
11500 6.5 2.953 0.098

Nota: Adaptado de CMG-BUILDER (2021).
Los datos de la Tabla 20 se representan de manera grafica en la Figura 22. Estas curvas permiten
identificar mejor las zonas de ITF ultrabajas y, por ende, definir los rangos de concentracion a

utilizar para el surfactante.
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Figura 22 Curvas IFT en el campo respecto la concentracion del surfactante y la salinidad.
Adaptado de CMG-BUILDER (2021).
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Por otro lado, la viscosidad del agua y su relacién con la concentracion del polimero estard
afectada por las tasas de corte alcanzadas durante el proceso de inyeccion. La Tabla 21 presenta la
viscosidad del agua a diferentes concentraciones de polimero, la cual, disminuye con un

incremento de los valores de tasa de corte.

Tabla 21 Viscosidad del agua de inyeccion a diferentes concentraciones de polimero con
variacion en la tasa de corte.

Tasa de corte | Wt% Polim=0 | Wt% Polim=0.03 | Wt% Polim=0.05 | Wt% Polim=0.075
(1/dia) Viscosidad (cp) | Viscosidad (cp) Viscosidad (cp) Viscosidad (cp)
32.8084 0.502372 1.365 2.028 4.212
19.685 0.502372 14 2.08 4.32
| 0.84252 0.502372 1575 2.34 4.86
3.28084 0.502372 2.1 3.12 6.48
0.328084 0.502372 3.43 5.096 10.584
o001 0.502372 35 5.2 10.8

Fuente: Adaptado de CMG-BUILDER (2021).

Con los valores de la Tabla 21, Builder genera la curva de Viscosidad vs. Concentracion que
sera utilizada durante la inyeccién del polimero (ver Figura 23). Sin embargo, esta curva puede

verse afectada por la vida promedio del quimico, que para este caso es de 1040 dias.
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Figura 23 Concentracién del polimero vs Viscosidad del agua para el campo.
Adaptado de CMG-BUILDER (2021).
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Asimismo, se espera que el efecto viscosificante disminuya después de cumplirse los dias de
vida util del polimero. Ademas, la adsorcion tanto del polimero como la del surfactante se
establecio en 27.5 mg/100g roca, por lo cual, el factor de recobro incremental esperado puede ser
ligeramente menor a causa del quimico que permanecio adherido a la roca y no cumplid su funcion.
Ahora que todos los componentes han sido definidos, es necesario plantear el esquema de los
tiempos de inyeccion para el surfactante y el polimero. La Tabla 22 representa los baches de

inyeccion de quimico divididos en dias desde el inicio de la simulacion.

Tabla 22 Tiempos de inyeccién de quimico en el campo desde el inicio de la simulacién.

Anos desde el inicio de la simulacion Tipo de bache
0a5b Declinacion natural de la presion
5a10 Agua
10a1l1 Agua + Surfactante + Polimero
11a15 Agua
15a16 Agua + Surfactante + Polimero
16 a 40 Agua

Nota: Adaptado de CMG-BUILDER (2021).

Igualmente, como se realizd para el modelo coreflooding, las restricciones del pozo inyector y
los demas pozos productores no cambiaron durante las divisiones de los tiempos de inyeccion. Lo
anterior garantiza que el proceso conserve la misma linea y, en caso de errores, estos pueden se
atribuidos a la concentracion y/o tasa de inyeccion de los quimicos, y no a las “constraints” base

del sistema.

1.5.2.6 Pruebas de Concentracién vs Tasa de inyeccion en el campo
Segun las caracteristicas establecidas para el modelo de inyeccion de agua en el campo, se
decidio realizar la inyeccion de quimico a una concentracion de 2100 ppm, repartidas entre 1100
ppm y 1000 ppm para el surfactante y el polimero, respectivamente, ademas de mantener los 2500
bbl/dia como tasa de inyeccion. Estos valores permiten alcanzar una disminucion de la tension

interfacial y un aumento en la viscosidad del agua de manera 6ptima y simultanea, lo cual,
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representaria un incremento en el factor de recobro total. Los resultados seran presentados y

analizados en la siguiente seccion.

Por otro lado, después de simular la primera inyeccién de quimico a 2100 ppm y 2500 bbl/djia,
fue necesario evaluar estas dos variables con el fin de identificar cuél de ellas predomina sobre la
otra y genera un mayor impacto en el efecto de afiadir quimico durante el proceso de inyeccion.
Esto permitiria identificar cuales deben ser las condiciones operativas a optimizar durante la
inyeccion de surfactante polimérico en el campo. Por ende, nuevas simulaciones fueron corridas a
partir de las condiciones base de inyeccidn de quimico, pero esta vez, variando la concentracion y

tasa de inyeccion, con el objetivo de comparar los nuevos factores de recobro alcanzados.

De igual forma que en el nucleo, La Tabla 23 presenta el primer paquete de pruebas gque se
realizd en el campo, donde la tasa de inyeccion se mantuvo constante, mientras que la
concentracion de quimico se redujo una décima parte, y se incrementd hasta 10 veces su valor

base.

Tabla 23 Paquete No. 1 de pruebas de inyeccion de quimico en el campo.
Tasa de inyeccion (bbl/dia) | Concentracidn (ppm)

2500 210
2500 2100
2500 21000

Por su parte, la Tabla 24 presenta el segundo paquete de pruebas. En esta ocasion se realizaron
las simulaciones a la inversa, manteniendo constante la concentracion y variando la tasa de

inyeccion con las mismas diferencias de magnitud que se emple6 en el primer paquete de pruebas.

Tabla 24 Paquete No. 2 de pruebas de inyeccion de quimico en el campo.
Tasa de inyeccion (bbl/dia) | Concentracion (ppm)

250 2100
2500 2100
25000 2100
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Asimismo, un tercer paquete de pruebas fue corrido, coincidiendo valores minimos con
minimos y méaximos con maximos (ver Tabla 25); mientras que, el cuarto paquete combino

minimos con maximos y maximos con minimos respectivamente (Tabla 26).

Tabla 25 Paquete No. 3 de pruebas de inyeccion de quimico en el campo.
Tasa de inyeccion (bbl/dia) | Concentracion (ppm)

250 210
2500 2100
25000 21000

Tabla 26 Paquete No. 4 de pruebas de inyeccion de quimico en el campo.
Tasa de inyeccion (bbl/dia) | Concentracion (ppm)

250 21000
2500 2100
25000 210

Una vez ejecutadas estas simulaciones, se procedio a verificar los resultados obtenidos y
analizar mediante esquemas y diagramas de superficie el factor de recobro alcanzado, ademas de
coémo se afectd el comportamiento del quimico durante el proceso, lo cual, es expuesto en la

seccion de Resultados y Analisis.
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Resultados y Analisis

En esta seccion, se presentan los resultados obtenidos a partir de las simulaciones ejecutadas en
el nacleo y en el modelo a escala de campo, respectivamente. Asimismo, se evaltan los diversos
efectos alcanzados a partir de la adicion de surfactante polimérico durante los procesos de
inyeccion de agua, comparando los diferentes esquemas de inyeccion, con el fin de examinar la

viabilidad y factibilidad del proyecto.

1.6 Resultados en el ntcleo de laboratorio

Para el caso base, donde se produjo aceite sélo a partir de inyeccidn de agua, el factor de recobro
total alcanzd un porcentaje de hasta 54.91%. Sin embargo, la Figura 24 evidencia una caida rapida
de la produccién de petréleo, pues, sélo bastaron 2 dias de simulacién para alcanzar la saturacién
de aceite residual, punto en el cual, el factor de recobro llega a su maximo, y no se incrementa a

pesar de continuar la inyeccion de agua durante los dias restantes del proyecto.

PRODUCCION DE ACEITE VS. FACTOR DE RECOBRO
240 - 55
220 [ 50
= 200- I
T 45 -
% 180 40 2
‘5 140+ [ @
] 130 g
3 120 [ &
o 25 3
S 100 o
2 — Produccién de Aceite [og &
o 807 Factor de Recobro t 8
0 L15 5
= 60+ [ 3
20 L6
0 ; - : : 0
0 0.5 1 1.5 2 2.5
Tiempo (dias)

Figura 24 Produccidn de Aceite vs. Factor de recobro por Inyeccion de agua en el Ndcleo.
Adaptado de CMG-RESULTS (2021).

Lo anterior puede ser explicado desde otra perspectiva al apreciar el comportamiento del corte

de agua (ver Figura 25). Debido a las propiedades ideales y las altas permeabilidades del nucleo
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(400 mD), a partir del primer dia ya se opera con un corte de agua igual a 1, donde lo Unico que se
genera es una recirculacion del fluido inyectado, y cualquier esfuerzo por recuperar petroleo

adicional mediante este proceso, seré en vano.
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Figura 25 Corte de agua por Inyeccion de agua en el Nucleo.
Adaptado de CMG-RESULTS (2021).

Por ende, en este punto del proyecto, es necesario alterar las permeabilidades relativas que
controlan el desplazamiento de los fluidos en el nucleo para evidenciar un incremento en el factor

de recobro.

En la Figura 26, se representa nuevamente la produccion de aceite contra el factor de recobro,
pero esta vez, inyectando surfactante y polimero que son sustancias que alteran la movilidad y
permeabilidad relativa. La curva de produccién presenta un alza a partir del primer bache de
quimico, lo cual, es suficiente para elevar el factor de recobro total hasta un 94.14%. Sin embargo,
es claro que el segundo bache no tuvo efecto alguno en el proceso, pues, una vez alcanzados los
nuevos valores minimos de permeabilidad relativa del aceite, seguir inyectando volimenes

porosos de SP al nacleo no evidenciara un alza en la produccion.
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PRODUCCION DE ACEITE VS. FACTOR DE RECOBRO
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Figura 26 Produccion de Aceite vs. Factor de recobro por Inyeccion de agua + SP en el Nucleo.
Adaptado de CMG-RESULTS (2021).

Asimismo, la Figura 27 presenta mas de cerca como bastaron solo 2.5 dias para extraer todo el
aceite posible, pues, después de alterar la mojabilidad del nicleo mediante la inyeccidn del primer
bache de quimico, el SOR disminuy6 desde 0.313 hasta un valor de 0.041. Lo anterior, ocurrio
gracias a que la permeabilidad relativa del aceite se increment6 de 0 hasta 0.2836, permitiendo asi

que mas aceite pudiera fluir y ser recuperado antes de que la movilidad del crudo volviera a ser
nula.
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Figura 27 Produccion de Aceite vs. Factor de recobro por Inyeccion de agua + SP en el
Nucleo durante los primeros 2.5 dias.
Adaptado de CMG RESULTS (2021).
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Tambien, se debe mencionar que, de manera inversa a como la produccion de aceite aumento,

el corte de agua disminuyo durante la inyeccion del primer bache de quimico (ver Figura 28). Sin

embargo, una vez alcanzada la nueva saturacion de aceite residual, se regreso rapidamente a la

recirculaciéon de agua con un corte igual a 1.
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Figura 28 Corte de agua por Inyeccion de agua + SP en el nicleo durante los primeros 2.5 dias.
Adaptado de CMG-RESULTS (2021).

De esta manera, se procede a visualizar los resultados obtenidos a partir de los paquetes de

prueba planteados durante la metodologia.

1.6.1 Pruebas de Inyeccion vs Concentracion de SP

Paquete No. 1

La Tabla 27 registra los resultados obtenidos para el factor de recobro total a partir de las

distintas corridas de simulacion. Estos datos demuestran gque, incluso aumentando la concentracion

de quimico hasta un valor de 10 veces, no existird un incremento significativo en el recobro total.

Lo anterior, tiene respuesta al comprender que si bien, afiadir mas polimero incrementa la

viscosidad del agua durante el proceso de inyeccion, también genera una mayor adsorcion de estas
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moléculas en el nucleo, y, por ende, ocurre un taponamiento en los poros de la roca, tal y como
fue reportado por (Tliba et al., 2022). Ademaés, en cuanto a la adicion de surfactante, al superar la
concentracion micelar critica, los valores minimos de tension interfacial entre el agua y el aceite
vuelven a subir, lo cual, disminuye el valor del nimero capilar y afecta la relacion de movilidad

durante la inyeccion (Rattanaudom et al., 2022).

Tabla 27 Resultados — Paquete No. 1 de pruebas de inyeccidn de quimico en el Nucleo.

Tasa de inyeccién Concentracion Factor de recobro
(cm?/dia) (ppm) (% OOIP)
240 185 59.62
240 1850 94.15
240 18500 96.03
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Figura 29 Factor de recobro del aceite en el Ntcleo — Pruebas paquete No. 1.

Adaptado de CMG-RESULTS (2021).

De cualquier modo, es evidente que para este nicleo el SOR alcanz6 sus valores minimos con

la concentracion de quimico planteada al inicio, y obtener un incremento significativo del recobro

total s6lo gastaria esfuerzos innecesarios, pues, ya se cuenta con un valor muy cercano al 100%.
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Asimismo, lo anterior se puede observar de manera grafica en la Figura 29, donde también es
notorio que una baja concentracion de quimico genera un pobre incremento en la recuperacion de
aceite, y deberia ser compensado por un aumento en la tasa de inyeccion, lo cual, es punto de

analisis en las siguientes pruebas.

Por altimo, cabe resaltar que la curva naranja (condiciones 6ptimas de inyeccion) tiene un aumento
gradual hasta alcanzar su limite. Este comportamiento es deseado y garantiza una correcta relacion

de movilidad durante todo el proceso de inyeccion.

Paquete No. 2

La Tabla 28 registra los resultados obtenidos para el factor de recobro total a partir de las
distintas corridas de simulacién. Estos datos evidencian que el recobro alcanzado al aumentar 10
veces la tasa de inyeccidén de agua, superd el valor obtenido en el Paquete No. 1, donde la
concentracion actué como variable prueba. Es manifiesto que aumentar la rata de inyeccion genera
un mayor y mas répido impacto en el proceso; sin embargo, es importante recordar que las
caracteristicas ideales del ndcleo permiten operar bajo estas tasas tan elevadas, y serd hasta los
resultados obtenidos en el modelo de campo, donde se podra analizar a detalle la factibilidad de

incrementar la tasa de inyeccidn sin superar la presion de fractura.

Tabla 28 Resultados — Paquete No. 2 de pruebas de inyeccion de quimico en el Nucleo.

Tasa de inyeccién Concentracién Factor de recobro
(cm3/dia) (ppm) (% OOIP)
24 1850 66.87
240 1850 94.15
2400 1850 99.87

Asimismo, segun la Figura 30, se puede apreciar que si bien, el factor de recobro alcanzé casi
un 100% del petrdleo atrapado en el nucleo, la curva se dispara de manera abrupta, lo que puede
significar tendencia a fracturas en la formacion debido al aumento de presion y barrido no gradual,
lo cual, afectaria la vida util del yacimiento y sus condiciones para volver a ser intervenido en

futuras operaciones de recobro mejorado (Hsu & Robinson, 2019a). Ademas, este tipo de subidas
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repentinas en la tasa de inyeccion serian un terrible problema en superficie debido a la falta de

facilidades para tratar y/o almacenar todo el exceso de agua en circulacion (Holguin & Basto,
2019).
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Figura 30 Factor de recobro del aceite en el Nucleo — Pruebas paquete No. 2.
Adaptado de CMG-RESULTS (2021).

Por otro lado, se debe resaltar que los valores de tasa de inyeccion registrados en la Tabla 28,
operan Unicamente durante el tiempo del bache, lo cual, significa que el proceso retoma sus valores
base una vez terminada la inyeccién de quimico. Por lo anterior, se puede observar cdmo la curva
azul permanece constante durante el bache SP, y se incrementa horas despues, ya que, al disminuir
de manera dréstica la tasa de inyeccion, se genera una acumulacion de quimico, el cual no tendra
efecto en alterar la mojabilidad de la roca (Al-Hajri et al., 2019b), hasta que se recupere el valor

base de tasa de inyeccion y logre fluir de manera homogénea a través del nicleo.
Paquete No. 3

La Tabla 29 registra los resultados obtenidos para el factor de recobro total a partir de las
distintas corridas de simulacion.
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Tabla 29 Resultados — Paquete No. 3 de pruebas de inyeccion de quimico en el Nucleo.

Tasa de inyeccion Concentracion Factor de recobro
(cm?/dia) (ppm) (% OOIP)
24 185 54.98
240 1850 94.15
2400 18500 99.59

De igual forma como en los escenarios anteriores, es evidente que los valores base de inyeccion
y concentracion de quimico contindan siendo favoritos frente a las demas simulaciones. Por
ejemplo, para obtener un 5% mas de recuperacion de aceite y lograr extraer todo el petroleo
posible, es necesario incrementar hasta 10 veces tanto la tasa de inyeccién como la concentracion,
ademas, segun lo analizado en el Paquete No. 2, incrementar la concentracion de quimico seria un
gasto econdémico innecesario debido a que se registraron valores similares de recobro total
Unicamente con el aumento de la tasa de inyeccion. Inclusive, trabajar con la misma concentracién
de quimico base (1850 ppm) y elevar 10 veces la tasa de inyeccion (2400 cm®/dia) arroja mejores
resultados (aunque por decimales), que operar en conjunto con una concentracion de 18500 ppm,
pues, esto Ultimo genera una mayor adsorcion y retencion del quimico en el nicleo, lo cual,

provoca taponamientos dentro de los poros y una mayor dificultad al flujo.
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Figura 31 Factor de recobro del aceite en el Ndcleo — Pruebas paquete No. 3.
Adaptado de CMG-RESULTS (2021).
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Asimismo, la Figura 31 demuestra que inyectar valores minimos de quimico no genera
ganancias apreciables durante el proyecto, pues, a bajas concentraciones de SP la viscosidad del
agua de inyeccion no aumentaria lo suficiente como para realizar un mejor barrido del aceite,
ademas, pocas moléculas de surfactante actuarian como detergente al momento de encontrarse en

la interfase agua-aceite y disminuir su fuerza de atraccion seria inviable.

Paquete No. 4
La Tabla 30 registra los resultados obtenidos para el factor de recobro total a partir de las

distintas corridas de simulacion.

Tabla 30 Resultados — Paquete No. 4 de pruebas de inyeccion de quimico en el Nucleo.

Tasa de inyeccién Concentracién Factor de recobro
(cm?/dia) (ppm) (% OOIP)
24 18500 95.91
240 1850 94.15
2400 185 73.03

Para este Ultimo paquete de pruebas, parece que al operar bajo condiciones altas de
concentracion y bajas de inyeccidn se obtienen mejores resultados que de manera inversa, donde
la concentracion es baja y la inyeccion alta. Sin embargo, nuevamente el tiempo del bache de
inyeccion juega un papel muy importante, pues, es necesario recordar que la tasa regresa a sus
valores base una vez afiadido el quimico, por ende, estas altas concentraciones se acumularan hasta

que se reestablezca la rata de inyeccion.

Asimismo, lo anterior puede notarse en la Figura 32, donde la linea rosa continua constante
durante el bache SP y una vez retomados los valores base de inyeccion, el recobro se dispara hasta
alcanzar su maximo, lo cual, indica que afiadir mas quimico al proceso no es garantia de recobros

altos si la tasa de inyeccion es baja.
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Adaptado de CMG-RESULTS (2021).
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Por altimo, la Figura 33 evidencia a través de un diagrama de superficies, el tamafio de las zonas
para cada una de las combinaciones ejecutadas a través del simulador. Es notorio que para alcanzar
la mejor recuperacion de aceite posible y aumentar los niveles del factor de recobro, la tasa de
inyeccion tuvo mayor relevancia sobre el proceso. Lo anterior es razonable pues, no se debe olvidar
que la adicion de quimico como proceso de recobro mejorado parte desde la inyeccion de agua, y
disminuir la tasa de inyeccion con la confianza de que una alta concentracion de SP podra
compensar el proceso, es un error. Por el contrario, aunque puede llegar a ser valido disminuir la
concentracion de quimico e incrementar la tasa de inyeccién con el fin de ahorrar gastos, tampoco
es la mejor opcién, pues, se estaria perdiendo la oportunidad de efectuar un mejor
acondicionamiento sobre la mojabilidad de la roca en el yacimiento y asi optimizar dicha

inyeccion.

Los resultados en el nucleo de simulacion evidencian la importancia de combinar correctamente
las variables de inyeccidn y concentracion para obtener un alto nivel de recobro, y operar bajo
condiciones que garanticen una correcta extraccion de aceite durante la vida util del yacimiento.

A continuacion, se presentan los resultados obtenidos para el modelo a escala de campo.

1.7 Resultados modelo a escala campo

Para el caso base, donde se produjo aceite a partir de la declinacion natural de la presion del
yacimiento y posteriormente inyeccion de agua (ver Figura 34), el factor de recobro total alcanzo
un porcentaje de 42.95% con unos picos maximos de produccion de hasta 400 barriles de aceite
por dia. Es interesante notar como la produccién durante sus primeros afios inicia en su valor
méaximo (400 bbl/dia) debido a que la presion del yacimiento es considerablemente mas elevada
que la presién del fondo del pozo dentro de él, lo cual, empuja los hidrocarburos hacia el pozo y
hacia la superficie. No obstante, conforme la presion del yacimiento disminuye debido a la
produccién, también lo hace la presion diferencial, por ende, 5 afios después de iniciada la

72



simulacion, el factor de recobro es de apenas un 14% y el proyecto pasa a ser econOmicamente

inviable.
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Figura 34 Produccion de Aceite vs. Factor de recobro por Inyeccidn de agua en el Campo.
Adaptado de CMG-RESULTS (2021).

Por tanto, al iniciar el recobro secundario por inyeccion de agua en el yacimiento la produccion
retoma su maximo valor debido al empuje y aumento de presion generado, para después iniciar
con una nueva declinacion, la cual, serd mucho mas extensa y controlada que la primera, pues, la
presion de empuje se mantendrd con el paso del tiempo. Por lo tanto, esta vez la produccién
disminuirad a causa de operar mas cerca del SOR con una mojabilidad de la roca que limita la

extraccion, y no por falta de presion para llevar los fluidos a superficie (Hsu & Robinson, 2019a).

De esta manera, es posible observar como la inyeccion de agua extiende la vida util del
yacimiento al incrementar la produccion de aceite. Sin embargo, la Figura 35 evidencia que el
corte de agua es una variable muy importante a considerar durante el proyecto, pues, su incremento
sera de gran impacto para el almacenaje o recirculacion que decida efectuarse en superficie, dado
que, en tan solo dos afios la rata de agua alcanzara valores de hasta 2000 bbl/dia, y si no se cuenta
con una planeacion correcta, la operacion podria detenerse hasta dar abasto a los volumenes de

liquido que llegan a superficie, lo cual, generaria grandes pérdidas econémicas.
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Figura 35 Corte de agua durante la extraccién de crudo en el Campo.
Adaptado de CMG-RESULTS (2021).

Por consiguiente, para incrementar la produccion de aceite en el yacimiento durante los
préximos afios e iniciar la tercera etapa de recobro, es necesario afiadir surfactante polimérico al
proceso de inyeccion. En este orden de ideas, la Figura 36 compara la curva de produccion de
crudo obtenida a partir de la inyeccion de quimico con la curva de produccion obtenida Unicamente

por inyeccion de agua.
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Figura 36 Produccion de aceite en el campo por inyeccion de quimico vs. inyeccion de agua.
Adaptado de CMG-RESULTS (2021).
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Se puede visualizar que la adicion de surfactante polimérico en el proceso de inyeccion tiene
un efecto positivo sobre la produccion de aceite en el campo, pues, a partir del afio 2000 y hasta el
final de la simulacion, se incremento alrededor de un 22.8 % la cantidad de barriles de crudo
extraidos. Lo anterior, toma sentido a partir del aumento de la permeabilidad relativa del aceite
generado por la disminucion de la tensién interfacial, lo cual, representa un incremento del nimero
capilar y, por ende, un barrido mucho mas homogéneo que garantiza una mayor recuperacion de
crudo (Druetta et al., 2019b). Asimismo, es interesante notar que después de adicionar los baches
SP al proceso de inyeccion, la curva de produccion de aceite disminuira hasta encontrarse por
debajo de los posibles valores obtenidos a partir de la inyeccion de agua, por ende, es importante
considerar que, debido a los cambios de mojabilidad y extraccion de crudo acelerada, es posible
obtener en menor tiempo un mayor volumen de aceite, lo cual, indica que el SOR minimo se
obtiene mucho mas rapido que por inyeccion de agua Unicamente. Por lo tanto, a través de un
proceso CEOR por inyeccidn de surfactantes poliméricos se pueden extraer las reservas de crudo
en menos tiempo que lo planeado por inyeccion de agua pura, lo cual, abre la posibilidad para que
este tipo de pozos puedan ser redisefiados al final del proyecto como pozos disposal, o inclusive,
plantear la posibilidad de aprovechar la energia geotérmica natural que se encuentra debajo de la
corteza terrestre y convertirlos en pozos geotérmicos que aporten a la transicion energética
(Allahvirdizadeh, 2020).
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Figura 37 Factor de recobro del aceite en el campo por Inyeccion de SP vs. Inyeccion de Agua.
Adaptado de CMG-RESULTS (2021).
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Por otra parte, la Figura 37 permite visualizar que el factor de recobro total obtenido al adicionar
surfactante polimérico durante el proceso de inyeccion de agua alcanzo un valor de hasta 53.04%,
lo cual, evidencia una mejora significativa durante el proyecto. Ademas, este incremento se
manifiesta rapidamente despues de ejecutar los baches SP, por ende, este tipo de procesos CEOR
también pueden ser viables cuando se necesita aumentar la produccién en cortos lapsos de tiempo.
Adicionalmente, la disminucion de la saturacion de aceite residual al afiadir baches de SP respecto
al proceso ejecutado Unicamente por inyeccion de agua permite comprender como el surfactante
polimérico ayuda a barrer de manera mas eficiente el crudo que ain se encuentra atrapado en los
poros del yacimiento (Afolabi et al., 2022), pues, sin esta disminucion es practicamente imposible

pretender que ocurra una mejor recuperacion durante el proyecto.

Por ultimo, lo anterior también es respaldado a partir de la disminucion en el corte de agua,
donde durante los baches de inyeccidn SP se redujo su valor obtenido en superficie (ver Figura
38). Ahora bien, es importante resaltar que esta disminucion es minima y se vera reflejada
Unicamente durante el lapso de los baches, por lo cual, serd necesario mantener las mismas
facilidades para el almacenaje y tratamiento de agua en superficie utilizadas durante el recobro

secundario por inyeccién de agua.
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Figura 38 Corte de agua en el campo por Inyeccion de Agua + SP vs. Inyeccion de Agua.
Adaptado de CMG-RESULTS (2021).
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De esta manera, se procede a visualizar los resultados obtenidos a partir de los paquetes de

prueba planteados durante la metodologia.

1.7.1 Pruebas de Inyeccion vs Concentracion SP

Paquete No. 1

La Tabla 31 registra los resultados alcanzados para el factor de recobro total a partir de las
distintas corridas de simulacion. Estos datos evidencian una tendencia muy similar a lo obtenido
en el nucleo, donde un incremento de hasta 10 veces en la concentracion del quimico no genera un
aumento significativo del recobro total, pues, sélo se obtuvo un 4% adicional si se compara con
los valores base de inyeccion. Parece ser que incrementar la concentracion de surfactante
polimérico a rangos tan elevados no garantiza un aumento proporcional del factor de recobro
alcanzado al final del proyecto, ya que, al superar la concentracion micelar critica, los valores de
tensiones interfaciales ultrabajas entre el agua y el aceite tienden a retomar sus valores iniciales,
lo cual, disminuye el valor del nimero capilar afectando la relacion de movilidad durante la
inyeccion, y, por ende, desplazar el aceite a través de los poros de la roca se convierte en una tarea

mas dificil (Quintero Perez et al., 2020a).

Tabla 31 Resultados — Paquete No. 1 de pruebas de inyeccién de
guimico en el Campo.

Tasa de inyeccidn Concentracion Factor de recobro
(bbl/dia) (ppm) (% OOIP)
2500 210 46.015
2500 2100 53.04
2500 21000 56.95

Asimismo, elevar la concentracién del quimico puede generar taponamiento debido al excesivo
incremento de la viscosidad en el agua de inyeccion. Ademas, se debe tener en cuenta que la vida
media del surfactante polimérico también disminuye debido a la salinidad presente en el
yacimiento (Raffa et al., 2015), por ende, después de tres afios del bache de inyeccion, el efecto
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viscosificante del quimico pierde su potencial drasticamente y una mayor cantidad del mismo sera
adherido a la roca.
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Figura 39 Factor de recobro del aceite en el Campo — Pruebas paquete No. 1.
Adaptado de CMG-RESULTS (2021).

Por altimo, la Figura 39 evidencia que al operar con bajas concentraciones de quimico (linea
gris), el efecto sobre el factor de recobro es muy pobre, y no tiene caso reducir grandes cantidades
de surfactante polimérico con el fin de aliviar costos, pues, la produccion de crudo adicional sera
minima y no compensara la inversion. Por lo tanto, es necesario evaluar el rango de
concentraciones donde el quimico pueda generar un verdadero aumento en la permeabilidad

relativa del aceite, y asi, conocer hasta que valores el proyecto conservara viabilidad productiva y

econdmica.

Paquete No. 2

La Tabla 32 registra los resultados obtenidos para el factor de recobro total a partir de las
distintas corridas de simulacién. Se puede evidenciar que, al incrementar 10 veces la tasa de
inyeccion, el recobro total alcanz6 un porcentaje casi idéntico al obtenido en el Paquete No. 1,

donde la concentracion del quimico se elevo hasta 10 veces mientras que la tasa de inyeccion se
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mantuvo constante. Sin embargo, es importante mencionar que para esta simulacion en especifico
la presion en fondo de pozo super6 el valor de la presion de fractura, lo cual, puede ocasionar
dafios en la formacion del yacimiento que reduzcan la permeabilidad y afecten los indices de
productividad durante la vida de los demas pozos productores (Hsu & Robinson, 2019a), por ende,
es completamente inviable escalar esta operacion al yacimiento real, y los resultados son arrojados
unicamente omitiendo las advertencias del simulador para poder realizar la comparacién de los

datos.

Tabla 32 Resultados — Paquete No. 2 de pruebas de inyeccion de quimico en el

Campo.
Tasa de inyeccion Concentracion Factor de recobro
(bbl/dia) (ppm) (% OOIP)
250 2100 45.54
2500 2100 53.04
25000 2100 56.46

De esta manera, es evidente que buscar un mayor recobro con tasas de inyeccién tan elevadas,
no es una opcion estimable durante este tipo de proyectos. Para este caso, la BHP en el pozo
inyector alcanzé hasta 9700 psi, superando ampliamente la presion de fractura (7200 psi). Por lo
tanto, fue considerado un valor maximo de tasa de inyeccidn para no superar la presién de fractura,
llegando a ser hasta de 10.000 bbl/dia (4 veces mayor el valor base); sin embargo, la variacion del
factor de recobro no super6 el 2%. Ademas, se debe tener en cuenta que estas tasas cambian de
golpe en la simulacion, y aumentarlas de manera gradual es buen objeto de estudio para futuras

investigaciones.
Asimismo, la Figura 40 evidencia los resultados obtenidos de manera grafica, donde se puede

observar una vez méas que la adicion de quimico pierde bastante potencial si no se respalda con

una correcta tasa de inyeccion (linea azul).
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Figura 40 Factor de recobro del aceite en el Campo — Pruebas paquete No. 2.
Adaptado de CMG-RESULTS (2021).

Inclusive, a pesar de que, una vez finalizados los baches de SP, la tasa de inyeccion regresa a
su valor base, no se evidencia una subida drastica en la curva, y la recuperacion de crudo parece
conservar la misma tendencia. Lo anterior, se explica a partir de que el surfactante polimérico debe
ingresar al yacimiento con una corriente de inyeccion similar al valor base, pues, frenar esta tasa
de manera tan abrupta genera que el quimico se acumule y tapone los poros de la formacién
(Druetta et al., 2019b). Ademas, es necesario impactar al yacimiento con un bache de quimico
homogéneo que, de entrada, invada las mayores zonas posibles con el fin de alterar la mojabilidad

de la roca logrando un aumento eficiente en la permeabilidad relativa del aceite.

Paquete No. 3

La Tabla 33 registra los resultados obtenidos para el factor de recobro total a partir de las
distintas corridas de simulacion. Una vez mas, los valores base de inyeccion y concentracion de
quimico continuan siendo favoritos frente a las demas simulaciones. Si bien, en este paquete se
obtuvo un incremento de hasta del 5% del recobro total con los valores maximos de inyeccion y
concentracion, resulta inviable ejecutar estos parametros en la realidad dado que la presion de

fractura (7200 psi) vuelve a ser superada durante los baches a causa del incremento inmediato de
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la presion en fondo del pozo inyector, pues, esta presion alcanzé valores de hasta 20.000 psi, es
decir, casi tres veces lo permitido. Estos resultados son arrojados Unicamente omitiendo las

advertencias del simulador para poder realizar la comparacion de los datos con fines académicos.

Tabla 33 Resultados — Paquete No. 3 de pruebas de inyeccion de
quimico en el campo.

Tasa de inyeccidn Concentracion Factor de recobro
(bbl/dia) (ppm) (% OOIP)
250 210 42.94
2500 2100 53.04
25000 21000 58.07

Ademas, otra razon del por qué se superd tan ampliamente la presion de fractura tiene que ver
con la acumulacion de quimico generada a partir de su elevada concentracion, pues, se sabe que
debido al tamarfio de estas macromoléculas puede producirse taponamiento de los poros (Druetta
et al., 2019b), y, si bien, el surfactante polimérico en estudio no presenta este inconveniente debido
a su baja masa molecular (2900 Ib/lbmol), es preferible aumentar la concentracién de manera
gradual para evitar una adsorcion desproporcionada del quimico en la superficie de la roca que

impida el flujo y eleve la presion.

Por otro lado, se puede deducir que un aspecto por el cual el factor de recobro no alcanz6
mayores valores puede deberse al incremento de la tasa de corte a partir de las subidas repentinas
de tasa de inyeccion, lo cual, disminuye la capacidad viscosificante del surfactante polimérico vy,
por ende, afecta la relacion de movilidad. Por lo tanto, mantener una inyectividad razonable y un
excelente control de la movilidad, puede ser posible al recuperar gradualmente el efecto de

espesamiento a medida que el bache de quimico avanza.
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Figura 41 Factor de recobro del aceite en el Campo — Pruebas paquete No. 3.
Adaptado de CMG-RESULTS ((2021).

Por altimo, una vez mas se puede evidenciar que inyectar valores minimos de quimico no

genera ganancias apreciables durante el proyecto (ver Figura 41), pues, a bajas concentraciones de

SP la viscosidad del agua de inyeccidén no aumentaria lo suficiente como para realizar un mejor

barrido del aceite, ademas, pocas moléculas de surfactante actuarian como detergente al momento

de encontrarse en la interfase agua-aceite y disminuir su fuerza de atraccién seria inviable.

Paquete No. 4

La Tabla 34 registra los resultados obtenidos para el factor de recobro total a partir de las

distintas corridas de simulacion.

Tabla 34 Resultados — Paquete No. 4 de pruebas de inyeccién de quimico en el

campo.
Tasa de inyeccidn Concentracion Factor de recobro
(bbl/dia) (ppm) (% OOIP)
250 21000 52.25
2500 2100 53.04
25000 210 51.85
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Es interesante notar que al afiadir quimico con una baja tasa de inyeccion y elevada
concentracion se obtiene un mayor factor de recobro (aunque por muy poco) que si se opera de
manera inversa. Sin embargo, se debe recordar que, una vez terminados los baches de inyeccién
de quimico, los valores base se reestablecen, por ende, la tasa de inyeccidn sube de nuevo y logra

desplazar el surfactante polimérico acumulado.
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Figura 42 Factor de recobro del aceite en el Campo — Pruebas paquete No. 4.
Adaptado de CMG-RESULTS (2021).

Asimismo, la Figura 42 evidencia de manera grafica los resultados obtenidos. Parece ser que
no hay una diferencia notoria al final del proyecto si se quiere optar por una combinacion u otra.
Sin embargo, la curva naranja (valores base de inyeccion) mantiene una tendencia constante
durante la ejecucion del proyecto, lo cual, garantiza una correcta relacion de movilidad durante la
simulacion y, por ende, sigue posicionandose como la mejor combinacion posible. Ademas, para
este nuevo paquete de pruebas, nuevamente se supero la presion de fractura (curva rosa), y los
resultados son arrojados Unicamente omitiendo las advertencias del simulador (por interés
académico), por lo tanto, esta combinacion no puede ser aplicada en una operacion real, dado que

la presion de fondo de pozo superaria hasta por 1000 psi a la presion de fractura.
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DIAGRAMA DE SUPERFICIES - FACTOR DE RECOBRO
EN EL CAMPO

FACTOR DE RECOBRO (%00IP)

3
CONCENTRACION (ppyy) 21000 ¥

Figura 43 Diagrama de superficies para los resultados del factor de recobro obtenidos a partir de los 4 paquetes
de prueba en el campo.
Elaborado por los autores.

Por ultimo, la Figura 43 evidencia a través de un diagrama de superficies, el tamafio de las zonas
para cada una de las combinaciones ejecutadas a través del simulador. Es notorio que, en cuanto a
la concentracién de quimico, disminuirla resulta perjudicial a la hora de obtener un mejor factor
de recobro; sin embargo, si se incrementa esta concentracion por encima de los valores 6ptimos,
tampoco resulta eficiente para el proyecto, pues, sélo se obtiene un 5% mas de recobro al aumentar
hasta 10 veces la concentracion de surfactante polimérico, lo cual, no es econémicamente rentable
para la compafiia. Por lo tanto, la Gnica razon para ejecutar un proceso CEOR por surfactante
polimérico con una concentracién menor (sélo hasta un 20% menos para no perder efectividad) es
porqgue se tiene certeza de que es posible compensar la operacion con altas tasas de inyeccién; sin
embargo, se debe previamente establecer el limite operativo para no superar la presion de fractura
y afectar la integridad del yacimiento. De esta manera, parece ser que las mejores condiciones
operativas para garantizar un buen factor de recobro incremental al final del proceso, son aquellas
que permiten un aumento gradual y constante en la curva, con una tasa de inyeccién sélo un poco

mas elevada que el valor base y una concentracién en la cual el surfactante polimérico alcance
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tensiones interfaciales ultrabajas y una mayor viscosidad sobre el agua de inyeccion sin generar

sobreacumulacion de sus moléculas para evitar el taponamiento de los poros.

Finalmente, es necesario conocer la factibilidad econdmica que tiene el proyecto si se opera
bajo los valores base ejecutados en el simulador. A continuacion, se realiza un esquema financiero
general sobre el proyecto que permita visualizar su viabilidad segun ingresos y egresos durante los

afios de la operacion.
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Anadlisis Financiero

Todo proyecto de recuperacion ya sea secundaria o terciaria busca la optimizacion de las
utilidades, lo cual determina si es posible su ejecucién. EI modelo conceptual del yacimiento ya
cuenta con el sistema de inyeccion de agua, el cual, a los pocos afios de su ejecucion, pierde su
eficacia. Por lo tanto, se ha realizado un analisis financiero para la implementacion de un sistema
de inyeccion de un Surfactante Polimérico en el sistema de inyeccion de agua, con el fin de mejorar
el barrido con el aumento de la viscosidad del agua, disminuir las tensiones interfaciales entre el
agua y el crudo para generar un aumento en el factor de recobro y asi aumentar la vida til de los
pozos y mejorar las utilidades en tiempos mucho mas reducidos que con el sistema de inyeccion
de agua unicamente. El escenario seleccionado para su viabilidad fue con la concentracion de 2100
ppm del SP (X) y una tasa de inyeccion de hasta 2500 Bbl/dia, el cual presentd el mejor

rendimiento en concentracion contra produccion.

Para el proyecto, la evaluacion financiera se realizé por el método del Valor Presente Neto
(VPN), la tasa de interés de oportunidad (T10) fue del 17% anual (Hilarién & Montiel, 2018), con
un periodo de tiempo de 30 afios dividido en periodos anuales, y la unidad monetaria que se utilizo

fue el délar estadounidense (USD).

1.8 Anélisis de Inversion (CAPEX)

Para iniciar con la implementacion del proyecto, es necesario determinar el CAPEX (capital
expenditures por sus siglas en ingles), el cual se calcula desde la inversidn capital necesaria para
implementar el sistema de inyeccion del SP(X) en el sistema de inyeccion de agua ya instalada. El
yacimiento cuenta con un patron de 5 pozos invertido, el cual fue seleccionado cuando se
implemento el recobro secundario por medio de inyeccién de agua, costo que no se tendra en
cuenta en la inversion del proyecto de inyeccion del surfactante polimérico. Ademas, dentro de las
facilidades ya se cuenta con el area de tratamiento de agua y crudo, lo que reduce ain mas la

inversion.

86



Para el desarrollo del proyecto, es necesario instalar una fase de tratamiento del quimico y del
agua, para lo cual se requiere de un silo de almacenamiento, de una unidad de mezcla y dilucion
del quimico y de un tanque de almacenamiento para su maduracion.

La Tabla 35 presenta los costos requeridos para el acondicionamiento de la inyeccién del

quimico.

Tabla 35 Acondicionamiento de las facilidades para la inyeccion del quimico.
Adaptado de Hilarién & Montiel (2018).

EQUIPO uUSD
Silo de almacenamiento $ 96.000
Unidad de mezcla y de dilucion de quimico $ 165.000
Tanque de almacenamiento $ 75.000
TOTAL $ 436.000

El proceso de inyeccidn del quimico se va a realizar en dos baches cada uno en un periodo de
un afo, donde el volumen poroso total a inyectar es de 1°747.747 Bbl de agua, de los cuales se
procede a calcular las Lb necesarias del SP que se deben adicionar al volumen de agua, utilizando

la siguiente ecuacion.

(Ec. 3)

8.3454 % 107 °lb
gal 42 gal

1 ppm "1 Bbl

* 1747747 Bbl = 1286454 lb

2100 ppm =

Son necesarias 1°286.454 Ib del quimico en el proyecto, por lo tanto, la Tabla 36 presenta el

costo por libra del quimico, asi como el costo total en el desarrollo del proyecto.

Tabla 36 Costo del quimico.

COSTO ]
FLUIDO QUIMICO (Ib) UsD
(USD/Ib)
SP (X) 25 1.286.454 $ 3.216.134,46

Nota: Elaborado por los autores.
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Con la cantidad de SP presupuestado, se procede a determinar el costo del tratamiento tanto del

quimico, como del agua a inyectar (ver Tabla 37).

Tabla 37 Costo de tratamiento de surfactante polimérico y agua.

TRATAMIENTO | VOLUMEN
FLUIDO USD
(USD/BD) (Bbl)
Agua + SP (X) 0.31 1.747.747 $539.529

Nota: Adaptado de Hilarion & Montiel (2018).

Una vez calculados los costos de inversion, se presenta el CAPEX total del proyecto en dolares
(ver Tabla 38).

Tabla 38 CAPEX total del proyecto.

ACONDICIONAMIENTO COSTO
) COSTO SP (X) TOTAL
FA. INYECCION TRATAMIENTO
$ 436.000 $3.216.134,46 $539.529 $4.191.664

Nota: Elaborado por los autores.

1.9 Analisis de Costos de Operacion (OPEX)

Son todos aquellos costos operacionales para la realizacion de una actividad o elaboracién de
un producto. Dentro de ellos se contemplan el mantenimiento de equipos y maquinaria, alquileres
y consumos. En la industria, estos se reflejan con el Lifting cost, el cual tiene en cuenta todos los
costos relacionados para poder llevar el crudo a superficie, como el mantenimiento, tratamiento,

transporte, talento humano, entre otros.

Los costos de operacion fueron calculados respecto a la produccién simulada por afio. Para el
modelo conceptual del campo se aplicd un lifting cost por valor de 20 USD/Bbl, el cual fue
considerado por recomendacion de nuestro jurado el profesor Jose Miguel Galindo Sanchez ya que
inicialmente se tomo un valor de 6.6 USD/Bbl,(Hilarion & Montiel, 2018), quienes realizaron una

evaluacion financiera para un campo de caracteristicas similares en un Patrén de inyeccion normal
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de 5 pozos. Los resultados se evidencian de manera grafica en la Figura 44 y pueden revisarse a

detalle en el Anexo 3.
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Figura 44 Costos de operacion del campo con un Lifting Cost de 20 USD/BDbl.
Elaborado por los autores.

Es interesante notar que si bien, el Lifting cost permanece constante, y los costos de operacion son
directamente proporcionales a los barriles de crudo extraidos, este incremento abrupto en la
produccién de petréleo (generado principalmente en los primeros 10 afios del proyecto) sera el
responsable de generar el crecimiento en los ingresos de la compafiia. Por ende, priorizar una
mayor extraccion de crudo y conservar un valor constante para el Lifting Cost, garantiza ganancias

econdmicas a pesar del incremento en los costos de operacion.

1.10 Analisis de Ingresos

En la industria, los ingresos dependen de la produccion de petréleo generada por los diferentes
sistemas de recuperacion, que para este caso de estudio es terciaria, por medio de inyeccién de

Surfactante Polimérico.
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Los calculos se proyectaron a treinta afios teniendo en cuenta el precio del barril de crudo
(regido por el precio de petroleo BRENT), regalias, produccion asociada y descuentos por
transporte y calidad. Para el anlisis de ingresos se plantearon tres escenarios de precios del barril
de crudo: 40 USD, 60 USD y 80 USD, clasificandolos en pesimista, moderado y optimista
respectivamente, donde se les realiza un descuento de 6 USD/Bbl como penalidad por calidad y
transporte. Es importante conocer los ingresos netos del proyecto, por ende, se debe tener en cuenta
el porcentaje de regalias correspondiente. Segun la ley 756 del 2002, Art. 16, el porcentaje de
regalias por la explotacion de hidrocarburos de propiedad nacional se puede calcular por la Tabla
39 (Martinez, 2008).

Tabla 39 Determinacién del valor de las regalias.
Adaptado de Martinez (2008).

Produccion Diaria Promedio ]
) Porcentaje (%)
(Bbl/dia)
Igual o menor 5000 8
Mayor a 125.000 o igual a 400.000 20
Mayor a 600000 25

Teniendo en cuenta que la produccion del campo alcanza un maximo de 400 Bbl/dia, el
porcentaje de regalias que corresponde pagar es del 8%, el cual debe ser restado a la produccién
bruta para obtener la produccion neta (ver Anexo 3). Esta disminucion se evidencia de manera

gréafica en la Figura 45.
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Figura 45 Produccién de cruda bruta y neta para el modelo conceptual.
Elaborado por los autores.

De esta manera, se puede evidenciar que un proyecto de recobro terciario a partir de inyeccion
de surfactantes poliméricos en procesos de inyeccién de agua no s6lo es una oportunidad de
crecimiento econémico para las compafiias operadoras, sino que también implican ingresos
significativos para el pais, dado que el porcentaje de regalias que corresponde al estado se
incrementa durante los primeros afios de la operacion. Por ende, la industria petrolera y sus nuevos
proyectos siguen aportando al desarrollo econémico del pais, y no deberian ser eliminados de la
agenda prevista para la transicion energética de los proximos afios. Finalmente, una vez obtenidos
los valores netos de produccion disponibles para venta, se calculan los ingresos netos del proyecto,
los cuales, varian segun los escenarios propuestos anteriormente (ver Anexo 3). La Figura 46
evidencia de manera grafica los diferentes escenarios de ingresos segun el precio de venta
comparado con el CAPEX y los egresos generados a partir de los costos de operacion.
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INGRESOS VS EGRESOS
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Figura 46 Ingresos vs Egresos para el modelo conceptual segun los diferentes escenarios de precio de venta.

Elaborado por los autores.

De acuerdo con la Figura 46, en un escenario pesimista los ingresos debidos a la inyeccion de SP
como método CEOR, presentan perdidas desde la balanza de ingresos a egresos, con variaciones

por escenarios relacionados con el tiempo de recuperacion del CAPEX y el OPEX de cada periodo.

1.11 Evaluacién Financiera

Para tomar una decision respecto la vision financiera sobre la implementacién o no del proyecto,

se realizo el céalculo del Valor Presente Neto (VPN).

1.11.1 Valor Presente Neto (VPN)
Es el método mas conocido a la hora de evaluar proyectos de inversion a largo plazo. Permite

determinar si una inversién cumple con el objetivo basico financiero: Maximizar la inversion
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(Mete, 2014). Si el valor del VPN es positivo, significard que el valor de la empresa tendra un
incremento igual al valor del VPN. Si es negativo, significard que la empresa tendra perdidas
iguales al valor VPN. Si es cero, a la empresa financieramente le serd indiferente ejecutar o no el

proyecto.

Segun (Mete, 2014), para calcular el valor presente neto hay que visualizar todos los flujos de
caja hasta el momento actual y descontarles el tipo de interés determinado. De esta forma, cada
entrada y salida de efectivo se restara del valor actual y se sumara, tal como lo establece la
Ecuacion 4, donde n representa el nimero de periodos, y la tasa de descuento equivale a la tasa de
interés minima que el inversor esté dispuesto a ganar para invertir en un proyecto. Para el caso en
estudio se establecid una tasa de interés de oportunidad (T10) del 17% (Hilarién & Montiel, 2018).

(Ec. 4)

VPN = flujo de efectivo neto durante un solo periodo | o imicial
- (1 + Tasa de descuento)™ nversion tnicia

1.11.2 Flujos de Caja

Se presentan para los tres escenarios propuestos en el Anexo 3. Hacen referencia a los ingresos
y egresos netos de dinero que tiene un proyecto en un periodo determinado. Las ganancias
obtenidas también pueden evidenciarse de manera grafica en la Figura 47 (con escenario moderado
de 60 USD por barril), donde se comparan los ingresos obtenidos a partir del proyecto operado por
inyeccion de agua contra los resultados obtenidos mediante inyeccion de surfactante polimérico a
través de periodos de 5 afios. Es interesante notar que la diferencia de ingresos puede respaldarse
por la disminucién del Sor, la cual, permitié extraer una mayor cantidad de crudo y, por ende,
incrementar la venta de petroleo. Inclusive, los ingresos por inyeccion de agua superan ligeramente
a los obtenidos por inyeccion SP después del tercer periodo, sin embargo, esto se debe a que la
extraccion de crudo se completé mucho mas rapido mediante inyeccion SP, y obtener los mismos

ingresos Unicamente por inyeccion de agua implicaria hasta duplicar los afios del proyecto.
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INGRESOS POR INYECCION DE AGUA VS SP
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Figura 47 Ingresos por Inyeccién de Agua Vs Inyeccién SP con un precio de venta moderado de 60 USD/BbI.
Elaborado por los autores.

Una vez obtenidas las ganancias, se procede a calcular el valor presente neto con la Ecuacién

No. 4 para cada escenario de venta. Los resultados se presentan en la Tabla 40.

Tabla 40 Valor Presente Neto para los diferentes escenarios.
Elaborado por los autores.

ESCENARIO VPN (USD)
Pesimista (40 USD/BbI) $ (363.766,93)
Moderado (60 USD/Bbl) $5.880.320,18
Optimista (80 USD/BbI) $12.124.407,30

Finalmente, los resultados demuestran que el proyecto es econémicamente a partir de un escenario
moderado de 60 USD/BDbI, pues se incremento el valor de la empresa. Por Gltimo, es importante
recalcar que este tipo de proyecto genera los mejores ingresos durante su primera etapa, por ende,
es necesario prevalerse de un escenario de venta apropiado y planificar correctamente la inversion

con el fin de obtener el mejor aprovechamiento financiero.
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Conclusiones

e Se evalu6 mediante simulacion numérica el efecto que genera la adicion de un
surfactante polimérico sobre el factor de recobro alcanzado en procesos de recuperacion
secundaria de crudo por inyeccion de agua a condiciones de laboratorio y campo, alterando
principalmente pardmetros como la tasa de inyeccion y concentracion del quimico con el
fin de reconocer su rendimiento y optimizacion. Ademas, se realizé una evaluacion
financiera con el objetivo de estimar la viabilidad econdmica para este tipo de método de

recuperacion mejorada cEOR.

e La simulacion mediante CMG-STARS del proceso de inyecciéon de surfactante
polimérico con una concentracion de 2100 PPM y una tasa de inyeccién maxima de 2500
bbl/dia arrojé un incremento de hasta un 11% del factor de recobro total respecto a la
recuperacion secundaria operada Unicamente por inyeccién de agua, lo cual, se refleja con
un aumento del 23% sobre la cantidad de barriles de crudo extraidos. Asimismo, la adicién
de quimico acelera el barrido de petr6leo y permite que su extraccion se realice en menor

tiempo que el pronosticado y con una leve disminucion del corte de agua en superficie.

e El uso de Surfactantes poliméricos en procesos cCEOR, preferentemente de baja
masa molecular, pueden representar una alternativa valida frente a los diferentes sistemas
comunmente utilizados, pues, combinan la capacidad de disminuir la tension interfacial y
aumentar la viscosidad del fluido de inyeccién de manera simultanea y en un solo
componente, lo cual, permite generar un barrido mas eficiente respaldado por una evidente
disminucion del SOR durante el proceso de inyeccion. Ademas, este tipo de componentes
demuestran ser poco afectados por las condiciones de salinidad o temperatura que se
presenten en el yacimiento, pues, son moléculas mecanica y termoguimicamente estables,
por ende, tienen una mejor capacidad de reacondicionar la mojabilidad de la roca en pro

de la extraccién de crudo.
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e Las mejores condiciones operativas que garantizan un aumento en los niveles de
recobro incremental al final de un proceso de inyeccién de surfactante polimérico, son
aquellas que permiten un aumento gradual y constante en la curva de produccién durante
la adicion de los baches de quimico. Por lo tanto, es importante definir con anterioridad
mediante estudios de laboratorio una correcta concentracion y tasa de inyeccion, que
aseguren la eficacia del producto para incrementar el nUmero capilar y la relacion de
movilidad sin poner en riesgo la vida Util del yacimiento, ya sea por exceso de quimico

retenido o elevadas presiones de inyeccion que fracturen la formacion.

e La evaluacion financiera demostréo que es econdmicamente viable ejecutar un
proceso de recobro mejorado por inyeccion de surfactante polimérico dado que el valor del
VPN resultd positivo a partir de escenario moderado el cual super6 en ingresos lo obtenido

al final del proyecto operado Unicamente por inyeccién de agua.
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Recomendaciones

Para generar resultados desde la simulacion numérica con un mayor grado de
confiabilidad sobre la eficacia de un surfactante polimérico en procesos de recobro
mejorado, se recomienda evaluar mediante diferentes escenarios la ubicacién en el
tiempo del bache de quimico, asi como reestructurar el patron de inyeccidon invertido
por uno normal de cinco puntos. De esta manera, se puede analizar mas ampliamente el

desempefio del quimico en diferentes esquemas de inyeccion.

Se deben proponer un estudio experimental tipico de inyeccién de surfactante y
polimero que replique las caracteristicas puestas en el simulador (sin igualar
propiedades fisicas). Lo anterior con el fin de confirmar la efectividad de operar bajo un

solo componente.
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ANEXQOS

Anexo 1 GRAFICAS DE LAS PROPIEDADES PVT EN EL NUCLEO
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Figura 1.1 Factor volumétrico del petréleo en el nicleo. Tomado de CMG-BUILDER (2021).
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Figura 1.2 Viscosidad del petroleo en el ntcleo. Tomado de CMG-BUILDER (2021).
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Figura 1.3 Densidad el petréleo en el nicleo. Tomado de CMG-BUILDER (2021).
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Figura 1.4 Relacidn gas-petroleo en el nicleo. Tomado de CMG-BUILDER (2021).
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Anexo 2 GRAFICAS DE LAS PROPIEDADES PVT EN EL CAMPO
e Fase agua

A continuacién, se presenta de manera grafica la variacion del factor volumétrico del agua
(Figura 2.1), la densidad (Figura 2.2), viscosidad (Figura 2.3) y la relacion gas-agua (Figura 2.4)
utilizadas para la simulacion.
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Figura 2.1 Factor volumétrico del agua en el campo. Adaptado de Garcia & Molina
(2019), con base en CMG-BUILDER (2021).
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Figura 2.2 Densidad del agua en el campo. Adaptado de Garcia & Molina (2019), con
base en CMG-BUILDER (2021).
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Figura 2.3 Viscosidad del agua en el campo. Adaptado de Garcia & Molina (2019), con
base en CMG-BUILDER (2021).
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Figura 2.4 Relacion gas-agua en el campo. Adaptado de Garcia & Molina (2019), con
base en CMG-BUILDER (2021).
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e Fase petrédleo
Ahora, se presenta de manera grafica la variacion del factor volumétrico del petrdleo (Figura
2.5), su densidad (Figura 2.6), viscosidad (Figura 2.7 y 2.8), la relacion gas-petroleo (Figura 2.9)
y la curva de Presion de saturacion vs. Temperatura (Figura 2.10) utilizadas para la simulacion.
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Figura 2.5 Factor volumétrico del petréleo en el campo. Adaptado de Garcia & Molina
(2019), con base en CMG-BUILDER (2021).
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Figura 2.6 Densidad del petrdleo en el campo. Adaptado de Garcia & Molina (2019),
con base en CMG-BUILDER (2021).
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Figura 2.7 Viscosidad del petréleo en el campo respecto a la presion. Adaptado de
Garcia & Molina (2019), con base en CMG-BUILDER (2021).
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Figura 2.8 Viscosidad del petroleo en el campo respecto a la temperatura. Adaptado de
Garcia & Molina (2019), con base en CMG-BUILDER (2021).
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Figura 2.9 Relacion gas-petroleo en el campo. Adaptado de Garcia & Molina (2019),
con base en CMG-BUILDER (2021).

Saturation Pressure vs. Temperature Curve
356

241 |

126 F o v

Temperature (F)

-104 |

-219

15 552 1089 1626 2163 2,700
Pressure (psi)

Figura 2.10 Curva de Presidn de saturacion vs. Temperatura en el campo. Adaptado de
Garcia & Molina (2019), con base en CMG-BUILDER (2021).
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e Fasegas
De igual forma, se presenta de manera gréafica la variacion del factor volumétrico del gas (Figura
2.11), su densidad (Figura 2.12) y viscosidad (Figura 2.13) utilizadas para la simulacion.
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Figura 2.11 Factor volumétrico del gas en el campo. Adaptado de Garcia & Molina
(2019), con base en CMG-BUILDER (2021).
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Figura 2.12 Densidad del gas en el campo. Adaptado de Garcia & Molina (2019), con
base en CMG-BUILDER (2021).
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Figura 2.13 Viscosidad del gas en el campo. Adaptado de Garcia & Molina (2019), con
base en CMG-BUILDER (2021).

e Curvas de permeabilidad relativa y presion capilar
En la (Figura 2.14) se pueden apreciar las curvas de permeabilidad relativa para el petréleo y el
agua. Las curvas de permeabilidad relativa para la fase liquida y el gas se encuentran en la (Figura
2.15). Ademas, en la (Figura 2.16) se encuentra la curva de presion capilar.
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Figura 2.14 Curvas de permeabilidad relativa del petréleo y el agua en el campo.
Adaptado de Garcia & Molina (2019), con base en CMG-BUILDER (2021).
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Figura 2.15 Curvas de permeabilidad relativa del liquido y el gas en el campo. Adaptado
de Garcia & Molina (2019), con base en CMG-BUILDER (2021).
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Figura 2.16 Curva de presion capilar en el campo. Adaptado de Garcia & Molina
(2019), con base en CMG-BUILDER (2021).
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Anexo 3 TABLAS EVALUACION FINANCIERA

Tabla 3.1 Costos de operacion del campo

PERIODO = PRODUCCION Lifting
(ANUAL) (Bbl) cost Usb
(USD/Bbl)
1 72.663 20 $1.453.260
2 131.933 20 $2.638.660
3 115.140 20 $2.302.800
4 59.290 20 $1.185.800
5 35.330 20 $706.600
6 42.760 20 $855.200
7 49.220 20 $984.400
8 38.880 20 $777.600
9 21.000 20 $420.000
10 13.960 20 $279.200
11 10.830 20 $216.600
12 9.710 20 $194.200
13 9.000 20 $180.000
14 8.440 20 $168.800
15 8.010 20 $160.200
16 7.510 20 $150.200
17 6.840 20 $136.800
18 6.160 20 $123.200
19 5.650 20 $113.000
20 5.280 20 $105.600
21 5.000 20 $100.000
22 4.740 20 $94.800
23 4.440 20 $88.800
24 4.090 20 $81.800
25 3.810 20 $76.200
26 3.580 20 $71.600
27 3.430 20 $68.600
28 3.300 20 $66.000
29 3.200 20 $64.000
30 3.080 20 $61.600
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Tabla 3.2 Produccion Neta de Crudo

PERIODO PRODUCCION | REGALIAS @ PRODUCCION

(ANUAL) (Bbl) (8%) NETA (BBL)
1 72.663 5813 66.850
2 131.933 10555 121.378
3 115.140 9211 105.929
4 59.290 4743 54.547
5 35.330 2826 32.504
6 42.760 3421 39.339
7 49.220 3938 45.282
8 38.880 3110 35.770
9 21.000 1680 19.320
10 13.960 1117 12.843
11 10.830 866 9.964
12 9.710 777 8.933
13 9.000 720 8.280
14 8.440 675 7.765
15 8.010 641 7.369
16 7510 601 6.909
17 6.840 547 6.293
18 6.160 493 5.667
19 5.650 452 5.198

20 5.280 422 4.858
21 5.000 400 4.600
22 4.740 379 4.361
23 4.440 355 4.085
24 4.090 327 3.763
25 3.810 305 3.505
26 3.580 286 3.294
27 3.430 274 3.156
28 3.300 264 3.036
29 3.200 256 2.944
30 3.080 246 2.834
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Tabla 3.3 Ingresos escenario pesimista

DESCUENTO
PERIODO A PRODUCCION PRVEECI\'lg ADE POR 'NI\?;TESSS
(ANUAL) =~ NETA(BBL) = ,5p/ppl) TRANSPORTE (USD)
Y CALIDAD

1 66850 $40 $6,00 $2.272.898,6
2 121378 $40 $6,00 $4.126.864,2
3 105929 $40 $6,00 $3.601.579,2
4 54547 $ 40 $6,00 $1.854.591,2
5 32504 $40 $6,00 $1.105.122,4
6 39339 $40 $ 6,00 $1.337.532,8
7 45282 $40 $ 6,00 $1.539.601,6
8 35770 $40 $ 6,00 $1.216.166,4
9 19320 $ 40 $ 6,00 $ 656.880,0
10 12843 $40 $ 6,00 $ 436.668,8
11 9964 $40 $ 6,00 $ 338.762,4
12 8933 $40 $ 6,00 $303.728,8
13 8280 $40 $6,00 $281.520,0
14 7765 $40 $6,00 $ 264.003,2
15 7369 $ 40 $6,00 $ 250.552,8
16 6909 $ 40 $6,00 $234.912,8
17 6293 $ 40 $6,00 $213.955,2
18 5667 $ 40 $6,00 $192.684,8
19 5198 $40 $ 6,00 $176.732,0
20 4858 $40 $ 6,00 $165.158,4
21 4600 $40 $ 6,00 $ 156.400,0
22 4361 $40 $ 6,00 $148.267,2
23 4085 $40 $ 6,00 $138.883,2
24 3763 $40 $ 6,00 $127.935,2
25 3505 $ 40 $6,00 $119.176,8
26 3294 $ 40 $ 6,00 $111.982,4
27 3156 $40 $6,00 $107.290,4
28 3036 $40 $6,00 $103.224,0
29 2944 $ 40 $6,00 $100.096,0
30 2834 $40 $ 6,00 $96.342,4
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Tabla 3.4 Ingresos escenario moderado

DESCUENTO

PERIODO  PRODUCCION PRVEECI\'ﬁfE POR INGRESOS

(ANUAL) NETA(BBL) = gomL)  TRANSPORTE NETOS (USD)

Y CALIDAD

1 66850 $ 60 $6,00 $3.609.897.8
2 121378 $ 60 $6,00 $6.554.431,4
3 105929 $ 60 $6,00 $5.720.155,2
4 54547 $ 60 $6,00 $2.945.527.2
5 32504 $ 60 $6,00 $1.755.194,4
6 30339 $ 60 $6,00 $2.124.316,8
7 45282 $ 60 $6,00 $2.445.249,6
8 35770 $ 60 $6,00 $1.931.558 4
9 19320 $ 60 $6,00 $1.043.280,0
10 12843 $ 60 $6,00 $693.532,8
11 9964 $ 60 $6,00 $538.034,4
12 8933 $ 60 $6,00 $482.392.8
13 8280 $ 60 $6,00 $447.120,0
14 7765 $ 60 $6,00 $419.299 2
15 7369 $ 60 $6,00 $397.936,8
16 6909 $ 60 $6,00 $373.096,8
17 6293 $ 60 $6,00 $339.811,2
18 5667 $ 60 $6,00 $306.028,8
19 5198 $ 60 $6,00 $280.692,0
20 4858 $ 60 $6,00 $262.310.4
21 4600 $ 60 $6,00 $248.400,0
22 4361 $ 60 $6,00 $235.483.2
23 4085 $ 60 $6,00 $220.579,2
24 3763 $ 60 $6,00 $203.191.2
25 3505 $ 60 $6,00 $189.280,8
26 3204 $ 60 $6,00 $177.854.4
27 3156 $ 60 $6,00 $170.402,4
28 3036 $ 60 $6,00 $163.944.0
29 2044 $ 60 $6,00 $158.976,0
30 2834 $ 60 $6,00 $153.014.4
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Tabla 3.5 Ingresos escenario optimista

PRECIO | DESCUENTO

PERIODO PRODUCCION DE POR 'NI\(IS;TEOSSS

(ANUAL) =~ NETA(BBL) = VENTA  TRANSPORTE 5ol

(USD/BBL) Y CALIDAD

1 66850 $ 80 $6,00 $4.946.897,0
2 121378 $ 80 $6,00 $8.981.998,6
3 105929 $ 80 $6,00 $7.838.731,2
4 54547 $ 80 $6,00 $ 4.036.463,2
5 32504 $ 80 $6,00 $2.405.266,4
6 39339 $ 80 $6,00 $2.911.100,8
7 45282 $ 80 $6,00 $3.350.897,6
8 35770 $ 80 $6,00 $2.646.950,4
9 19320 $ 80 $6,00 $1.429.680,0
10 12843 $ 80 $6,00 $950.396,8
11 9964 $ 80 $6,00 $737.306,4
12 8933 $ 80 $6,00 $661.056,8
13 8280 $ 80 $6,00 $612.720,0
14 7765 $ 80 $6,00 $574.595,2
15 7369 $ 80 $6,00 $545.320,8
16 6909 $ 80 $6,00 $511.280,8
17 6293 $ 80 $6,00 $ 465.667,2
18 5667 $ 80 $6,00 $419.372.8
19 5198 $ 80 $6,00 $384.652,0
20 4858 $ 80 $6,00 $350.462,4
21 4600 $ 80 $6,00 $340.400,0
22 4361 $ 80 $6,00 $322.609,2
23 4085 $ 80 $6,00 $302.275,2
24 3763 $ 80 $6,00 $278.447,2
25 3505 $ 80 $6,00 $259.384,8
26 3294 $ 80 $6,00 $243.726.4
27 3156 $ 80 $6,00 $233.514.4
28 3036 $ 80 $6,00 $224.664.0
29 2044 $ 80 $6,00 $217.856,0
30 2834 $ 80 $6,00 $209.686.4
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Tabla 3.6 Flujo de caja escenario pesimista

ANO INVERSION EGRESO INGRESO GANANCIA
2000 $4.191.664

2001 $1.453.260,00 | $2.272.898,64 = $819.638,64
2002 $2.638.660,00  $4.126.864,24 $ 1.488.204,24
2003 $2.302.800,00 | $3.601.579,20 | $1.298.779,20
2004 $1.185.800,00  $1.854.591,20  $668.791,20
2005 $ 706.600,00 ' $1.105.122,40 = $398.522,40
2006 $855.200,00 @ $1.337.532,80 = $482.332,80
2007 $984.400,00 @ $1.539.601,60  $555.201,60
2008 $ 777.600,00 @ $1.216.166,40 = $ 438.566,40
2009 $420.000,00 @ $656.880,00 & $236.880,00
2010 $279.200,00 @ $436.668,80 & $157.468,80
2011 $216.600,00 @ $338.762,40 = $122.162,40
2012 $194.200,00 = $303.728,80 & $109.528,80
2013 $ 180.000,00 = $281.520,00 & $101.520,00
2014 $ 168.800,00 = $264.003,20 $ 95.203,20
2015 $160.200,00 = $250.552,80 $90.352,80
2016 $150.200,00 = $234.912,80 $84.712,80
2017 $136.800,00 = $213.955,20 $ 77.155,20
2018 $123.200,00 = $192.684,80 $69.484,80
2019 $113.000,00 = $176.732,00 $63.732,00
2020 $ 105.600,00 = $165.158,40 $ 59.558,40
2021 $100.000,00 = $ 156.400,00 $ 56.400,00
2022 $94.800,00 $ 148.267,20 $ 53.467,20
2023 $ 88.800,00 $ 138.883,20 $50.083,20
2024 $81.800,00 $ 127.935,20 $46.135,20
2025 $ 76.200,00 $119.176,80 $42.976,80
2026 $ 71.600,00 $111.982,40 $40.382,40
2027 $ 68.600,00 $ 107.290,40 $ 38.690,40
2028 $ 66.000,00 $ 103.224,00 $37.224,00
2029 $ 64.000,00 $ 100.096,00 $ 36.096,00
2030 $61.600,00 $96.342,40 $34.742,40
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Tabla 3.7 Flujo de caja escenario central

ANO INVERSION EGRESO INGRESO GANANCIA
2000 $4.191.664

2001 $ 1.453.260,00 = $3.609.897,84 $2.156.637,84
2002 $2.638.660,00 = $6.554.431,44 $3.915.771,44
2003 $2.302.800,00 | $5.720.155,20 | $ 3.417.355,20
2004 $1.185.800,00 | $2.945.527,20 | $1.759.727,20
2005 $ 706.600,00 @ $1.755.194,40 $ 1.048.594,40
2006 $855.200,00 @ $2.124.316,80 $1.269.116,80
2007 $984.400,00 @ $2.445.249,60 $ 1.460.849,60
2008 $ 777.600,00 @ $1.931.558,40 $ 1.153.958,40
2009 $420.000,00 @ $1.043.280,00 $623.280,00
2010 $279.200,00 @ $693.532,80 & $414.332,80
2011 $216.600,00 = $538.034,40 & $321.434,40
2012 $194.200,00 @ $482.392,80 = $288.192,80
2013 $ 180.000,00 = $447.120,00 &= $267.120,00
2014 $168.800,00 = $419.299,20 = $250.499,20
2015 $160.200,00 = $397.936,80 & $237.736,80
2016 $150.200,00 = $373.096,80 = $222.896,80
2017 $136.800,00 = $339.811,20 & $203.011,20
2018 $123.200,00 = $306.028,80 & $182.828,80
2019 $113.000,00 = $280.692,00 @ $167.692,00
2020 $ 105.600,00 @ $262.310,40 & $156.710,40
2021 $100.000,00 & $248.400,00 & $148.400,00
2022 $94.800,00 $235.483,20 = $140.683,20
2023 $ 88.800,00 $220.579,20 = $131.779,20
2024 $81.800,00 $203.191,20 = $121.391,20
2025 $ 76.200,00 $189.280,80 = $113.080,80
2026 $ 71.600,00 $177.854,40 = $106.254,40
2027 $ 68.600,00 $170.402,40 = $101.802,40
2028 $ 66.000,00 $ 163.944,00 $97.944,00
2029 $ 64.000,00 $ 158.976,00 $94.976,00
2030 $61.600,00 $ 153.014,40 $91.414,40
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Tabla 3.8 Flujo de caja escenario optimista

ANO INVERSION EGRESO INGRESO GANANCIA
2000 $4.191.664

2001 $ 1.453.260,00 = $4.946.897,04 @ $ 3.493.637,04
2002 $2.638.660,00 = $8.981.998,64 $6.343.338,64
2003 $2.302.800,00 | $7.838.731,20 | $5.535.931,20
2004 $1.185.800,00 | $4.036.463,20 | $2.850.663,20
2005 $ 706.600,00 @ $2.405.266,40 $ 1.698.666,40
2006 $ 855.200,00 @ $2.911.100,80 ' $2.055.900,80
2007 $984.400,00 @ $3.350.897,60 $2.366.497,60
2008 $ 777.600,00 @ $2.646.950,40 $ 1.869.350,40
2009 $420.000,00 @ $1.429.680,00 $ 1.009.680,00
2010 $279.200,00 = $950.396,80 = $671.196,80

2011 $216.600,00 @ $737.306,40 = $520.706,40

2012 $194.200,00 @ $661.056,80 & $466.856,80

2013 $180.000,00 = $612.720,00 & $432.720,00

2014 $168.800,00 = $574.59520 | $405.795,20

2015 $160.200,00 = $545.320,80 & $385.120,80

2016 $150.200,00 = $511.280,80 & $361.080,80

2017 $136.800,00 @ $465.667,20 | $328.867,20

2018 $123.200,00 = $419.372,80 = $296.172,80

2019 $113.000,00 = $384.652,00 @ $271.652,00

2020 $ 105.600,00 = $359.462,40 & $253.862,40

2021 $100.000,00 & $340.400,00 | $240.400,00

2022 $94.800,00 $322.699,20 = $227.899,20

2023 $ 88.800,00 $302.275,20 = $213.475,20

2024 $81.800,00 $278.447,20 @ $196.647,20

2025 $ 76.200,00 $259.384,80 = $183.184,80

2026 $ 71.600,00 $243.726,40 = $172.126,40

2027 $ 68.600,00 $233.514,40 @ $164.914,40

2028 $ 66.000,00 $224.664,00 @ $158.664,00

2029 $ 64.000,00 $217.856,00 = $153.856,00

2030 $61.600,00 $209.686,40 = $148.086,40
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