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Resumen. Con este Trabajo Especial de Grado se llevé a cabo la evaluacién de un proceso de
recuperacion mejorada por medio de la inyeccion de gases miscibles con el fluido del
yacimiento, los cuales fueron Didxido de Carbono y Nitrogeno, en un Yacimiento
Naturalmente Fracturado de litologia Carbonética; la finalidad de esto fue determinar si los
procesos de inyeccion tenian un efecto positivo en el factor de recobro del yacimiento. La
herramienta de simulacion CMG con el tipo de simulador GEM, fue la utilizada para llevar a
cabo dicho proceso, ademas permitié a través de WINPROP, ajustar la ecuacién de estado para
lograr la representatividad del fluido en el modelo dindmico del yacimiento en estudio. Previo
al proceso de simulacion, fue llevado a cabo el estudio y validacion tanto de los datos utilizados
para la construccion del modelo estatico como los que se tenian para la construccion del modelo
dindmico, englobando datos de los fluidos, roca-fluido y valores iniciales del yacimiento.
Tomando en cuenta trabajos anteriores, se selecciond la tasa de inyeccion para cada tipo de
gas, siendo esta 7 MMpcd para el Nitrdgeno y 5 MMpcd para el Dioxido de Carbono, asi
mismo las condiciones de produccion de los pozos fueron tomadas en base al historial de cada
uno, el arreglo de pozos utilizado fue de 5 pozos invertido. Los pardmetros que mostraron
mayor efecto sobre los resultados de produccion de petréleo en el analisis de sensibilidades
fueron el espesor de la formacion, la presion inicial del yacimiento, la tasa de inyeccion y la
densidad de fractura. Finalmente se obtuvo un factor de recobro por medio de la inyeccion de
CO2de 16,2% y por medio de la inyeccion de Nitrégeno de 13,9%, con respeto al inicial que
fue de 11,9%.
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INTRODUCCION

Se dice que mas del 50% de las reservas de hidrocarburos mundiales estan
almacenadas en yacimientos naturalmente fracturados (YNF), lo que ha motivado a las
grandes compafiias petroleras a invertir en investigacion para lograr tecnologias
eficientes que logren recuperar los volimenes de petréleo y asociados posibles,
siempre buscando la optimizacion de recursos y el aumento en la productividad de los
campos en los cuales son caracteristicos este tipo de yacimientos. La importancia
energeética, econdmica y estratégica de este recurso ha logrado que dichas compafiias
obtengan el méximo potencial de los campos utilizando métodos que se adapten a las
caracteristicas geologicas, petrofisicas y quimicas del yacimiento, por tanto la
recuperacion mejorada juega un papel fundamental en los proyectos de explotacién de
campos que ya estdn en fase madura, por lo que sus mecanismos de recuperacion
natural han ido desvaneciéndose y por tanto se ha hecho necesario implementar fuentes
externas de energia para aumentar o al menos mantener la produccion de hidrocarburos.

Todo lo mencionado anteriormente, conduce a investigar, en primer lugar,
acerca de las principales caracteristicas que rigen el comportamiento de los yacimientos
naturalmente fracturados, para entender los principales fenémenos que ocurren y su
respuesta ante la produccion de hidrocarburos, una vez entendidos estos fenémenos es
necesario determinar el efecto de los mecanismos de recuperacion mejorada de tipo
desplazamiento miscible por medio de la inyeccién de gases como COz y N2, ambas
inyecciones propuestas para estudiar la respuesta de productividad y su aumento en el
factor de recobro, a través del aumento de la movilidad del petréleo hacia los pozos
productores.

Estos procesos seran estudiados en un modelo estatico de simulacion ya
establecido, en el campo MX-1 perteneciente al complejo Bellota-Jujo en México,
especificamente en el yacimiento M2813; esta iniciativa partio del hecho que el campo
en un tiempo de su fase productiva pudo alcanzar hasta 159.000 BPD pero del periodo
2.000 a la fecha, se produjo un descenso en la produccion hasta alcanzar valores de
10.000 BPD (Pemex, 2016). Para lograr el objetivo planteado en este trabajo especial



de grado se ha propuesto realizar actividades de validacion y andlisis de sensibilidades
de los pardmetros que influyen en mayor proporcion sobre el comportamiento de los
YNF que permitan estudiar diferentes escenarios de produccion, y ademas la
interpretacion y comprension de los principales fendmenos que se presentan en este
tipo de yacimientos y, con esto proponer un método de recuperacion mejorada basada
en la inyeccion de gases que permitan aumentar la productividad del campo
aprovechando las caracteristicas que presenta el mismo por ser naturalmente

fracturado, en funcion de las reservas probables que presenta el yacimiento.



CAPITULO |

PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

La creciente demanda de energia a nivel mundial ha generado la necesidad de
buscar tecnologias que permitan aprovechar de mejor manera la explotacion de
recursos naturales, tal es el caso del petroleo, que de acuerdo a la Agencia Internacional
de Energia (AIE) en el 2018 alcanzard un millon setecientos mil barriles por dia mas,
lo que ha obligado a las compafiias petroleras a utilizar recursos tecnoldgicos y
econdmicos en la basqueda de mecanismos que permitan aumentar el factor de recobro
de los campos sobre todo en aquellos que estan en una fase madura. Se estima que
alrededor del 50% de las reservas de hidrocarburos mundiales estan almacenadas en
yacimientos carbonatados, que requieren de métodos no convencionales para ser
explotados, tal es el caso de México dénde se estima que el 90% de la produccion y de
las reservas probadas, que corresponden a un 67%, son provenientes de los yacimientos
carbonatados de los campos localizados en la regién sureste en el Golfo de México
(Yénez, et. al., 2014).

Estos yacimientos en carbonatos han venido ganando importancia, sobre todo
por los grandes retos que implican los proyectos de desarrollo debido a su naturaleza 'y
caracteristicas, destacando una de las mas importantes que es la presencia de fracturas
generadas de manera natural, dando paso a los yacimientos naturalmente fracturados
en carbonatos, que tienen las particularidades de presentar baja recuperaciéon de
hidrocarburos, estos yacimientos pueden parecer altamente productivos al comienzo
pero su produccién declina rapidamente, ademas, se caracterizan por la irrupcion
temprana de gas o0 agua, pero lo mas importante es que forman parte de algunos de los
yacimientos mas grandes y productivos de la Tierra



(Bratton, 2016). A pesar de los retos tecnoldgicos que ha significado la explotacion de
hidrocarburos en este tipo de yacimientos, la industria ha impulsado estrategias de
recuperacion mejorada en la explotacion de campos con estas caracteristicas, siendo
México uno de los principales interesados en esta linea de investigacion.

En la industria petrolera la implementacion de mecanismos de recuperacion
mejorada ha venido ganando terreno sobre todo en los Gltimos 20 afios, por la demanda
de energia, ya que el petréleo producido por la energia natural del yacimiento alcanza
solo del 10% al 20% Petrdleo Original en Sitio, pudiendo alcanzar la recuperacion
mejorada un aumento en el factor de recobro de hasta un 60% o 70%. Actualmente los
procesos de EOR (Enhanced Oil Recovery) que implican la inyeccion de gases a los
yacimientos, generan grandes expectativas y controversias, tal es el caso de las
inyecciones de CO: y el N; las cuales se implementan para aumentar la movilidad del
petroleo, disminuir la viscosidad del mismo en el yacimiento, logrando asi mejorar la
eficiencia de barrido y con ello aumentar el factor de recobro. Los campos ubicados en
la Region Sur de Mexico, son de los principales productores de hidrocarburos de
México y de yacimientos naturalmente fracturados en carbonatos. De acuerdo a un
articulo publicado por Pemex el campo alcanz6 su maxima produccion en el afio 1983
con 159,000 BPD; pero desde el afio 2000 hasta la fecha, se produjo una fuerte
declinacién de produccion hasta valores de 10,000 BPD de petréleo (Pemex, 2016).

Es por tanto que se plantea en el campo MX-1 de la Regién Sur de México,
especificamente en el yacimiento M2813, realizar un estudio de reingenieria basado en
un modelo estético y dindmico ya establecido haciendo actividades de validacién y
sensibilidades que permitan la interpretacion y comprension de los principales
fendmenos que se presentan en este tipo de yacimientos, para proponer un método de
recuperacion mejorada basada en la inyeccion de gases que permitan aumentar la
productividad del campo aprovechando las caracteristicas que presenta el mismo por
ser naturalmente fracturado, en funcion de las reservas probadas que presenta el

yacimiento.



OBJETIVOS

GENERAL

Evaluar en el modelo de un yacimiento naturalmente fracturado en carbonatos,

el efecto de la inyeccion de gases CO: y N, como mecanismo de recuperacion mejorada

para aumentar el factor de recobro.

ESPECIFICOS

X/
L X4

*
L X4

X/
L X4

X/
L X4

X/
L X4

Recolectar la informacion del yacimiento en estudio.

Revisar la bibliografia disponible referida a yacimientos naturalmente
fracturados en carbonatos, inyeccién de gases como CO: y N, y su efecto como
procesos de mejora del factor de recobro en yacimientos.

Validar los datos roca-fluido como curvas de permeabilidad relativa con sus
puntos extremos o “End Points”, mojabilidad y curvas de presion capilar.
Validar los datos de fluidos del modelo, referente a valores obtenidos del PVT
del modelo, valores de viscosidad y API.

Estudiar y describir los pardmetros o propiedades que tienen mayor influencia
sobre los resultados de la simulacion en yacimientos naturalmente fracturados,
con la finalidad de utilizarlos en el andlisis de sensibilidades.

Realizar por medio de la simulacion del yacimiento sensibilidades y validacion
de los datos.

Seleccionar el area piloto para la inyeccion de CO: y N..

Realizar predicciones de produccion, a través de la evaluacion de casos: base
0 agotamiento por recuperacion primaria, de desarrollo de perforacion de
nuevos pozos y de inyeccion de gases, con fines de evaluar las mejoras del

factor de recobro.



JUSTIFICACION

Esta investigacion esta dirigida a re-evaluar un modelo estatico y dindmico de
un yacimiento naturalmente fracturado carbonatado, con la finalidad de realizar
actividades de validacion y sensibilidades para darle impulso, credibilidad y con ello,
poder interpretar y comprender el comportamiento de este yacimiento ante la
inyeccion de CO. y N, apuntando hacia el aumento de productividad en el mismo, es
decir, analizar cudl de los dos métodos de recuperacion mejorada mencionados, es el
mas idéneo en este tipo de sistemas para aumentar la produccion, aprovechando el

sistema de fracturas.

ALCANCES

El estudio de este yacimiento naturalmente fracturado permitird entender las
principales caracteristicas de almacenamiento, produccion y respuesta ante la
inyeccion de gases para aumentar la productividad, por tanto se hara un estudio
intensivo de las principales caracteristicas de este tipo de sistemas en carbonatos,
entendiendo conceptos de doble porosidad y caracterizando el tipo de yacimiento de
acuerdo a la forma en la que actta la matriz y la fractura dentro del sistema. Se hara
un analisis, con base al modelo establecido, para validar los datos e identificar las
zonas dentro del yacimiento, ideales para proponer un area piloto para la inyeccion.
Esto lleva a estudiar los principales métodos de recuperacion mejorada existentes,
haciendo énfasis en la inyeccion de gases que corresponde a desplazamientos
miscibles, evaluando todos los conceptos y las variables que se deben tomar en cuenta
para lograr un programa de inyeccion exitoso; esto permitira estudiar el
comportamiento del CO. y del N. en el yacimiento M2813 del campo MX-1
perteneciente a la Region Sur de México y concluir, finalmente, cuél de las dos
alternativas es la mas idonea en este tipo de sistemas en base a la respuesta de

produccién del yacimiento.



LIMITACIONES

Los datos obtenidos de esta investigacion parten del modelo estatico y
dinamico ya establecido, es decir, las conclusiones y aportes dados estan referidos a
interpretaciones, correlaciones y andlisis de datos del modelo, ya que no se cuenta con
registros petrofisicos, muestras de nucleos ni pruebas de presion para determinar
valores de porosidad, permeabilidad, datos de fracturamiento, y de desplazamientos
de hidrocarburos (petroleo) por gases inertes como el Didxido de Carbono y Nitrégeno
(CO: y N) en el laboratorio, que permitan validar de mejor manera el modelo de
simulacion. No se plantea dentro de los objetivos hacer un analisis econémico de los
métodos, asi que las conclusiones estaran en funcién de la respuesta de productividad
del yacimiento.



CAPITULO 11

MARCO TEORICO
a) Yacimientos carbonaticos

Rocas carbonaticas

Se habla de rocas carbonaticas cuando se han desarrollado a partir de
sedimentos biogénicos, constituidas principalmente por Carbonato de Calcio, donde
forma parte fundamental la actividad bioldgica relacionada con formacion de arrecifes
y grandes acumulaciones de restos marinos, también pueden formarse por procesos
quimicos como evaporacion o precipitacion de aguas marinas, que no necesariamente
son profundas, pero que debido a la actividad del medio oceénico y al diminuto tamafio
de sus particulas van decantando hasta depositarse en el fondo, figura 1. Una
caracteristica importante, que sirve para diferenciarlas de las rocas silisiclasticas, es
que normalmente se depositan en el mismo lugar de generacion, es decir son poco
transportadas. Dentro de los minerales que componen a los carbonatos se puede
mencionar dos principales, como lo son la calcita (CaCOs), y la dolomia CaMg(CO:).,
y otros en menor proporcién como fosfatos, glauconita, anhidrita, horsteno, yeso,
cuarzo, pirita, anquerita, siderita, pequefias cantidades de arcilla, entre otros (Yafez,
et. al., 2014).

=K S
Fig. 1. Rocas Carbonaticas (Yarfiez, et. al., 2014)



Para distinguir las rocas carbonéticas se han utilizado caracteristicas como
textura deposicional, tipos de grano o poro, composicion de la roca y procesos. Las
rocas clasticas se distinguen por la composicion y el tamafio de los granos, y los
procesos que ocurren posterior a la depositacion como la diagénesis; por tanto para dar
clasificacion a las rocas carbonatadas se han presentado varios modelos (Yafez, et. al.,
2014), como por ejemplo:

v' La clasificacion de Dunham, publicada en 1962, se utiliza ampliamente para
caracterizar rocas carbonatadas segun la cantidad y textura de los granos y de lodo.

v' Laclasificacion de Embry y Klovan sigue el esquema de Dunham, pero agrega
categorias para rocas formadas por organismos que crecieron juntos, tales como
colonias de ostras.

v" La descripcion de los tipos de poros refina alin mas las descripciones de rocas
siendo la clasificacion de Lucia ampliamente aceptada.

Después de haber sido depositados los sedimentos estos pasan por procesos
post-deposicionales como es el caso de la diagénesis, que representa todos aquellos
cambios fisicos y quimicos, ocasionados por la circulacion de fluidos hasta antes del
metamorfismo y cuya principal consecuencia es la alteracion o modificacion de la
permeabilidad y porosidad previamente adquirida por los sedimentos. Estos fluidos
presentes entre los sedimentos provenientes del ambiente de depositacion, alteran en
gran medida a los carbonatos ya que generan disolucion, siendo parte del proceso
diagenético, y en la que los granos se disuelven para formar nuevos espacios entre
poros, que pueden llegar a convertirse en grandes cavidades, dependiendo de las
caracteristicas del medio como temperatura, presién y concentracion de iones en el
agua. Otro proceso incluido dentro de la digénesis es el reemplazo, que lo que busca es
cambiar un mineral por otro, es decir durante este proceso hay cambios en la
mineralogia, cosa que no sucede en las rocas silisiclasticas, generalmente durante este
proceso la calcita y la aragonita son reemplazadas por la dolomita mineral, dando lugar
entonces a la dolomitizacion, que ademas puede mejorar las caracteristicas productoras
de hidrocarburos (Yafiez, et. al., 2014).



Los andlisis de muestras de nucleos o registros de imagenes de rocas
carbonatadas documentan una variedad de tipos y tamafos de poros y distribuciones
irregulares, los cuales, también estan presentes en los carbonatos, esta porosidad puede
ser comun en los granos de carbonatos como tipo de poro principal, o se puede
desarrollar cuando los granos, tales como los fragmentos de conchas, estan
parcialmente disueltos. La porosidad moldica conserva las formas de los fragmentos
de conchas disueltos u otros componentes. Es evidente que en un yacimiento
carbonatado pueden coexistir varios tipos de porosidad, desde el nivel microscopico
hasta el tamafio de una cavidad, lo que hace que la estimacion de la porosidad y la
permeabilidad, y el calculo de las reservas sean una tarea extremadamente dificil
(Yarfiez, et. al., 2014)

La calcita en si se disuelve facilmente y vuelve a precipitar mediante la
percolacion de los fluidos alojados en los poros, por lo tanto, es mas probable que los
carbonatos sufran disolucion, reemplazo mineraldgico y recristalizacion. Los procesos
de disolucion conocidos como disolucion por presion pueden formar elementos tales
como las estilolitas. Esta susceptibilidad a la disolucion en los carbonatos es una de las
caracteristicas mas importantes, por tanto debe ser considerada sobre todo en aquellos
lugares donde se ha determinado la predominacion de sistemas carsticos lo que podria
causar, en actividades de la industria petrolera, problemas como por ejemplo:
hundimientos de mechas y pérdida de fluidos durante la perforacién, asi como desde
un aspecto petrofisico, originar porosidades y permeabilidades altas. Por otro lado, es
importante mencionar que los organismos productores de carbonatos evolucionan, lo
que agrega complejidad al estudio de los carbonatos (Yariez, et. al., 2014).

Una de las principales caracteristicas de las rocas carbonaticas es la presencia
de fracturas debido a la baja compresibilidad que estas presentan por el tamafio, tipo
de sedimento y forma bajo la que son depositados los mismos, es por tanto que en la
siguiente seccidn se vera una descripcion de dicho fenémeno, lo que ademas permitira

dar una introduccion a los yacimientos naturalmente fracturados.
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Sistema de fracturas en rocas carbonaticas

Se habla de una fractura a cualquier parte de la superficie de una roca que ha
perdido cohesion entre sus granos y por tanto suele ser expresada como una
discontinuidad en la matriz. En general existe una clasificacion de fracturas de acuerdo

a las caracteristicas fisicas que muestran, entre ella se encuentran:

v" Fisuras: son una especie de fracturas aisladas cuya principal caracteristica es
gue no muestran desplazamiento entre sus lados.

v" Diaclasas: es un sistema de fracturas interconectadas que tampoco muestran
desplazamiento entre sus lados, generalmente, muestran direccion paralela
entre ellas.

v' Fallas: son fracturas naturales, normalmente de origen tectonico, cuyos lados
estan desplazados paralelamente.

v" Vetas: son aquellas fracturas que se encuentran rellenas por materiales

minerales o fragmentos de otras rocas.

Por lo general, las fracturas son el resultado de eventos tectdnicos o pos-
deposicionales, por lo que su clasificacion mas importante estd referida segin su
origen. Aunque es importante mencionar que en algunos casos pueden ser inducidas
para mejorar la permeabilidad de un yacimiento, y esto aplica tanto en yacimientos de
rocas carbonatadas como en yacimientos de rocas silisiclasticas (Yafiez, et. al., 2014).

Clasificacion de las fracturas, segiin su origen

1. Fracturas diagenéticas: generadas como un proceso posterior a la depositacion

de los sedimentos pero anterior a la litificacion de la roca.
El esfuerzo que genera estos rasgos siempre es vertical y esta representado por
la carga litoestatica. Las capas Yy las estilolitas paralelas a las capas son dos ejemplos
de rasgos diagenéticos. De hecho, los rasgos diagenéticos generalmente no tienen

ningn impacto sobre el comportamiento dinamico del yacimiento, por lo cual, no se
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toman en cuenta cuando se hace un trabajo de anélisis de los yacimientos naturalmente
fracturados (Lugo, 2010).

2. Fracturas tectonicas: son el resultado de los esfuerzos compresivos o
tensionantes que se pueden generar durante un movimiento tectonico (de placas), por
lo que actuara en una region delimitada y cuya respuesta serd consecuente con la
compresibilidad de la roca y la resistencia de la misma. Cuando se estudian
yacimientos naturalmente fracturados su caracterizacion es muy importante, ya que
estas pueden contribuir en gran medida con la productividad de los pozos en un area
definida. Es importante mencionar que este sistema de fracturas puede darse a pequefia
o grande escala (Lugo, 2010).

Por todo lo mencionado anteriormente, se hace necesario estudiar la
masificacion de una roca carbonatada a un yacimiento petrolifero, para entender los
procesos y fendmenos que ocurren a nivel de subsuelo en estos caracteristicos
reservorios y cémo estos afectan la productividad de los pozos petroleros. Los
carbonatos platean los desafios y oportunidades mas grandes para el desarrollo de
nuevas tecnologias y procesos, o para la refinacién de las tecnologias y procesos

existentes a fin de maximizar su recuperacion (Schlumberger, 2008).

b) Yacimientos carbonéticos naturalmente fracturados

Son yacimientos que presentan un comportamiento diferente, ya que en su
estructura litologica presentan importantes discontinuidades resultado de la accion
tecténico y/o diagenética, denominadas fracturas que participan activamente en el flujo
de fluidos dentro del medio poroso, figura 2. Estos yacimientos se caracterizan por ser
altamente heterogéneos debido a la depositacion de los sedimentos previamente
descrita, lo que hace aun mas complejo su estudio y comprension. La mayoria de los
yacimientos naturalmente fracturados estan asociados a carbonatos debido a que estos
representan un tipo de material muy compacto es decir de alta dureza pero altamente
fragiles, por lo que al aplicar cualquier esfuerzo sobre un bloque carbonatico la carencia

de compresibilidad llevara a que se fracture facilmente. Para designar un yacimiento
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como naturalmente fracturado, se debe considerar es el grado en el que las fracturas

afectan el comportamiento del yacimiento (Ortiz, 2017).

DISCONTINUO

CONTINUO
ol

MEDIO PRINCIPAL
FRACTURAS MENORES

Fig. 2. Diagrama representativo de los YNF (Lugo, 2010)

A continuacion se presentan algunas de las caracteristicas mas importantes que

distinguen a este tipo de sistemas:

<\

Son de compleja naturaleza, lo que los hace dificil de modelar o simular
Normalmente presentan baja permeabilidad

Presentan poca porosidad efectiva, es decir dificultad en la comunicacién entre
poros

La mojabilidad, como se vio anteriormente, es poco favorable (yacimientos
oledfilos)

Altamente heterogéneos, debido a su material sedimentario

La red de fracturas, que normalmente presenta alta permeabilidad, permite que
la produccion inicial sea muy alta, y rapidamente alcanza la declinacién de la
produccién llevando finalmente a bajas recuperaciones de hidrocarburo

Si existe capa de gas o acuifero asociado, normalmente, su irrupcion es
temprana

Muestran patrones de flujo preferenciales dentro del yacimiento

Los métodos de recuperacion mejorada, utilizados para aumentar o mejorar la
productividad, deben ser bien estudiados, ya que los sistemas carbonaticos

estan muy propensos a la disolucion en presencia de liquidos.
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Para el estudio de estos yacimientos, han surgido algunas teorias que buscan
clasificar los yacimientos naturalmente fracturados en funcion de cobmo actda la red de
fracturas y la matriz de la roca, en el flujo de fluidos a través del medio, tal es el caso
de la clasificacion de Nelson (1999), quien establecio la siguiente (figura 3):

Tipo 1: Las fracturas proveen tanto la porosidad primaria como la permeabilidad
primaria, es decir, proporcionan la capacidad de almacenamiento y permeabilidad en
el yacimiento, ya que la matriz suele tener baja porosidad y permeabilidad.
Habitualmente poseen areas de drene grandes por pozo y requieren menos pozos para
su desarrollo. Estos yacimientos tienen regimenes de produccién iniciales altos pero
también estan sujetos a rapida declinacion de la produccién, irrupcién temprana de
agua y dificultades en la determinacion de las reservas.

Tipo 2: La matriz proporciona principalmente la capacidad de almacenamiento y las
fracturas aportan la permeabilidad en el yacimiento. Pueden tener regimenes de
produccion iniciales sorprendentemente buenos, para una matriz de baja
permeabilidad, pero pueden presentar dificultades durante la recuperacion secundaria
si la comunicacion existente entre la fractura y la matriz es pobre.

Tipo 3: La matriz presenta alta porosidad y permeabilidad, por lo que las fracturas
aportan permeabilidad extra al yacimiento.

Tipo 4: Las fracturas no suman porosidad y permeabilidad adicional significativa a los
yacimientos, sino por el contrario, suelen constituir barreras para el flujo (anisotropia).
Tipo M: Poseen alta porosidad y permeabilidad matricial, de manera que las fracturas
abiertas pueden mejorar la permeabilidad, pero las fracturas naturales a menudo
complican el flujo de fluidos en estos yacimientos a través de la formacion de barreras.
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Permeabilidad de
fractura 100%

Influencia creciente de las fracturas naturales
(influencia decreciente de la matriz)

Permeabilidad total, %

Tipo M
(sélo
matriz)
Permeabilidad

de matriz 100% gy Tipo 4
Porosidad de Porosidad total, % Porosidad de
matriz 100% fractura 100%

Fig 3. Sistema de clasificacion de los yacimientos naturalmente fracturados segun Nelson
(Bratton, 2006)

Fracturas. Generalidades

Una fractura desde el punto de vista geomecanico, es cualquier superficie de la
roca donde ha tomado lugar la pérdida de cohesion. En general, una fractura en la cual
ha ocurrido desplazamiento puede ser definida como una falla, de lo contrario puede
ser llamada junta. En los casos donde resultan grandes fracturas y ampliamente
extendidas arealmente se habla de macrofracturas, por el contrario si la roca tiene alta
porosidad intergranular y la extension es muy limitada con baja abertura de fractura,
son llamadas microfracturas o fisuras (Van Golf, 1982). Estas fracturas son el resultado
de procesos 0 eventos geoldgicos que han ocurrido en el interior de la corteza, y que
afectan en mayor grado a aquellos materiales rocosos con alta fragilidad. La
importancia de los sistemas de fracturas es que establecen patrones de flujo
preferenciales en el yacimiento, lo que podria tener un positivo impacto en la

productividad de petroleo.
Caracteristicas de las fracturas

De acuerdo a Ortiz (2017), las principales caracteristicas de las fracturas son las
siguientes:
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Apertura: es la distancia entre las paredes de la fractura, depende de la
profundidad, presion de poro, tipo de roca (litologia), naturaleza de los
esfuerzos y en general del entorno del yacimiento. Normalmente la abertura
alcanza de 10-200 micrones, pero el rango mas comun es de 10-40 micrones.
Tamano: es la relacion entre la longitud de la fractura y el espesor del estrato
de la roca. Intrinsecamente, tienen su clasificacion:

a) Fracturas menores: su longitud es menor a la del estrato.

b) Fracturas promedio: atraviesan mas de un estrato.

c) Fracturas mayores: son de gran extension.
Naturaleza: esta relacionado con el estado de las fracturas bajo observacion,
donde los aspectos estudiados son: apertura (abierta o cerrada), relleno (un
mineral, varios minerales, o ningin mineral), caracteristicas de las paredes
(rugosas, lisas, pulida).
Orientacion: es la caracteristica que conecta a la fractura con el entorno y
basicamente esta relacionada con el azimut y buzamiento que la mayoria de las
fracturas siguen.
Distribucion: relacionado con el grado de fracturamiento del lugar, este sera
mas grande si existe intercomunicacion continua entre los sistemas de
fracturas, si los sistemas son equidistantes entre si y viceversa.
Bloques de matriz: es el resultado del corte de la roca por las fracturas, dentro
de la red de fracturas, se puede decir que es el material rocos exento de
fracturas. Para el estudio de los YNF se busca asociar con cubos o
paralelepipedos para facilitar su analisis.
Densidad: grado de fracturamiento de la roca, y esta puede ser volumétrica o
areal.
Intensidad: se encuentra influenciada por factores como litologia, espesor,
mecanismos tectonicos, y es basicamente una relacion de los parametros de
permeabilidad, porosidad, grado de cementaciéon, compresibilidad. La

intensidad de fractura tiene su propia clasificacién, mostrada en la tabla 1:
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Intensidad de fracturamiento
Categoria Rango Definicion
1 >0,05 Practicamente zona fracturada
2 ~0,01 Zona fracturada promedio
3 5-10 Zona fuertemente fracturada
4 20-50 Zona demasiado fracturada
5 >100 Brecha

Tabla 1. Intensidad de fracturamiento (Ortiz, 2017)

Determinacién de las fracturas

Segun Van Golf (1982), la deteccion y evaluacidn de fracturas, es el resultado
de la informacién obtenida durante varias fases del trabajo de campo, tales como
exploracion, perforacion, registros y pruebas de nucleos. Algunos de esos resultados
representan informacion directa, en sitio o el laboratorio, en afloramientos y en ndcleos,
estd orientada principalmente hacia la determinacion de las caracteristicas basicas de
una fractura, como ancho, longitud, orientacion, etc. Ademas, el grupo de fracturas es
examinado con la finalidad de evaluar su conectividad, geometria y distribucion, y
eventualmente su densidad e intensidad; las principales actividades de obtencion de
informacidn directa son: estudios sobre afloramientos durante la fase de exploracién,
evaluacion de nucleos en el laboratorio, muestras e imagenes de pared del pozo vy el
uso de camaras de fondo durante las operaciones de registros. La otra categoria es la
informacion obtenida de forma indirecta, durante las diferentes operaciones de
perforacion, registros de pozos, pruebas de presion e interpretacion sismica.

En las ultimas décadas, grandes esfuerzos han sido hechos para detectar
fracturas por medio de técnicas indirectas derivadas de la interpretacion de registros
eléctricos, sin embargo, existen diferentes efectos (lineas de lutitas, rugosidad,
geometria del hoyo, fluidos, etc.) que pueden afectar la respuesta de los registros
eléctricos, con respuestas similares identificando zonas de fracturas que no pueden ser

esperadas. Una metodologia que combine la respuesta de varias herramientas podria
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ser de gran ayuda para generar un modelo realista en la identificacion de intervalos

fracturados (Arango, et. al., 2004).

Propiedades petrofisicas de los yacimientos naturalmente fracturados

De acuerdo a Van Golf (1982), las propiedades fisicas de las rocas y de los
fluidos han sido extensamente estudiadas, con la finalidad de examinar y
posteriormente discutir el flujo de fluidos en un medio poroso, mostrando mayor
atencion por propiedades como permeabilidad, porosidad, saturacion, etc., de donde
ademas son derivadas otras propiedades como presion capilar, permeabilidad relativa,
que han sido desarrolladas simultaneamente con el comportamiento del fluido (a través
de la relacion que existe entre la presion, volumen y temperatura) por medio del uso de
analisis PVT. Todas estas propiedades son usadas como datos basicos para cualquier
estudio de ingenieria de un yacimiento convencional o no convencional. Es por tanto,
que en esta seccidn se hara una descripcién de las principales propiedades que afectan
el flujo de fluidos en los YNF.

v" Porosidad: la porosidad total en los YNF es el resultado de la simple suma de
la porosidad primaria y secundaria, otros autores se refieren a la suma de la porosidad
de lamatriz y la porosidad de la fractura. El estudio y analisis de la porosidad compleja,
es fundamental para la prediccion del comportamiento productivo del yacimiento,
proceso orientado a la explotacion 6ptima de la reserva remanente de hidrocarburos
(Gonzélez, et al., 2015). Por tanto, los yacimientos fracturados estan formados por dos
sistemas de porosidad, una intergranular o primaria y una secundaria, explicadas a
continuacion:

a) Primaria: proveniente de los espacios vacios entre los granos de la roca,
estd asociada al momento en que los sedimentos fueron depositados para formar la
roca, depende basicamente del arreglo y la distribucion de los sedimentos, el tamafio
de los mismos, la redondez de los granos, la cementacion y el grado de

interconectividad entre los espacios vacios, entre otros (Lopez, 2013).
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b) Secundaria: es el resultado de la accidén de procesos geomecénicos
(fracturacion, juntas y disolucién causada por la circulacion de agua) que fueron
desarrollados sobre la roca después de la depositacion de los sedimentos; este tipo de
porosidad no tiene relacion directa con la forma o distribucion de las particulas
sedimentarias. Est4 formada por los espacios vacios de las fracturas y vigulos (Lopez,
2013). La porosidad secundaria con el tiempo va siendo parcialmente modificada con
los minerales mas jovenes que forman a la matriz, los cuales son el resultado de la
disolucién y precipitacion (Van Golf, 1982). La figura 4 identifica los tipos de

porosidades en yacimientos carbonaticos naturalmente fracturados.

FRACTURA VUGULOS MATRIZ MICRO
FRACTURA

Fig 4. Tipos de porosidad en yacimientos carbonaticas naturalmente fracturados (Lugo, 2010)

Segln Van Golf-Racht (1982), para un gran nimero de medidas de laboratorio,
en varios tipos de roca, la porosidad de la fractura es considerablemente menor que la
porosidad de la matriz. La doble porosidad juega un papel muy importante en la
evaluacion dinamica donde, el término de capacidad de almacenamiento es utilizado,
el cual expresa la combinacion de parametros de porosidad y compresibilidad, los
cuales muestran la expansion total y/o capacidad de compresion de los fluidos y del
espacio vacio de la roca.

La evaluacion de la porosidad de la matriz se hace generalmente a partir de

muestras de nucleos, asi mismo la evaluacion de la porosidad de las fracturas es un
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proceso mucho més complejo, ya que los nucleos tienden a romperse a lo largo de los
planos de las fracturas naturales, o se inducen fracturas a través de estos, lo cual
dificulta la medicién de la propiedad. En muchas ocasiones para el desarrollo de
modelos que representen el comportamiento de los YNF, se asume que la porosidad de
fractura es minima y consecuentemente la capacidad de almacenamiento de éstas es
muy pequefia en relacion a la capacidad de almacenamiento de la matriz, lo cual se
traduce en que el volumen de fluido almacenado es las fracturas puede ser despreciado.
La porosidad de la fractura es rara vez mayor a 2%, esto hace que la capacidad de
almacenamiento de las fracturas sea muy baja, con lo cual la mayor parte de los fluidos
se encuentran almacenados en la matriz de la roca (Lépez, 2013).

v Permeabilidad: al igual que en yacimientos convencionales, es una
propiedad del medio poroso con la que se mide la capacidad y habilidad de la
formacion para transportar los fluidos que en ésta se encuentren, es una propiedad muy
importante ya que controla la direccion preferencial por la que tendré lugar el flujo de
los fluidos a traves del yacimiento. Normalmente se mide en milidarcy (mD). En los
YNF se define permeabilidad total como la suma algebraica de la magnitud de la
permeabilidad de cada subsistema (matriz, fractura). En general la permeabilidad se
ve fuertemente afectada por la orientacion de los granos, el tamafio de los mismos (a
menor tamafio menor permeabilidad y viceversa), escogimiento de los granos,
reactividad de los liquidos dentro de la roca (factor muy importante en las rocas
carbonaéticas), los esfuerzos de sobrecarga, el grado de conectividad y tipo de cemento
entre los granos (Yafiez, et. al., 2014).

La interaccion entre la permeabilidad de la matriz y la permeabilidad de la
fractura juega también un papel importante en la facilidad de flujo de los fluidos. Se
puede tener muy buena permeabilidad en la fractura, pero si la mayor parte de los
hidrocarburos se encuentran en la matriz y no hay flujo entre la matriz y las fracturas,
no habra flujo hacia el pozo o serd muy reducido. En cambio si la permeabilidad de la
matriz y la fractura se relacionan de manera favorable, el flujo de los fluidos a través

del medio poroso puede verse mejorado y como consecuencia la recuperacion de
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hidrocarburos sera mejor (Yarfiez, et. al., 2014). Al igual que en el caso de la porosidad,
en los YNF, se presentan dos tipos de permeabilidades, los cuales son primaria y
secundaria (L6pez, 2013).

a) Primaria: es intrinseca al proceso de formacion de la roca y corresponde
a la permeabilidad que presenta la matriz, por lo que también recibe el nombre de
permeabilidad de la matriz (Lopez, 2013).

b) Secundaria: este tipo se origind por accion de los esfuerzos que
formaron las fracturas, las cuales se consideran como canales de flujo. La
permeabilidad de las fracturas presenta un orden de magnitud de miles milidarcys, cuyo
valor da idea de la capacidad de la fractura para permitir el desplazamiento de los
fluidos, se asocia al movimiento en las fracturas o en la red de fracturas sin tomar en
cuenta la de la matriz (Van Golf, 1982). La permeabilidad de las fracturas pueden
cambiar con el tiempo, debido al paso lento de agua que puede traer consigo
depositacion mineral secundaria, la cual reducira la permeabilidad o taponaré
completamente los canales de flujo lo que hace posible que en algin momento las
fracturas estén tan mineralizadas, que comiencen a formar barreras de flujo (Ldpez,
2013).

Cualquier cambio en la direccién del flujo ocasionard un valor diferente de
permeabilidad total, es decir, las condiciones de permeabilidad concernientes a la
matriz o a la fractura, son diferentes para cada direccion en la que el flujo sea medido,
por esta razon los YNF son considerados anisotropicos. La medicion de la
permeabilidad se hace con equipos llamados permedmetros, con muestras de nucleos,
en los que se debe tener mucho cuidado, pues como se mencioné anteriormente, la
direccion y orientacion de nucleos puede traducirse en un valor diferente a la direccion
de flujo estudiada (L6pez, 2013).

Normalmente la permeabilidad de la matriz es menor a la de la fractura, pero

pueden presentarse varios casos (Lopez, 2013):
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a) Si la matriz y la fractura tienen la misma permeabilidad el sistema se
comportara como homogeéneo Y sin fracturas, lo mismo sucede para yacimientos con
permeabilidad de la matriz muy baja y alta fracturacion.

b) Si la permeabilidad de la matriz es cero y las fracturas son distribuidas
aleatoriamente, el sistema tendra un comportamiento homogéneo.

c) Silapermeabilidad de la matriz es cero y las fracturas tienen direccion

preferencial, el sistema tendra un comportamiento de flujo lineal.

v" Saturacion de los fluidos: volumen poroso de la roca que est4 ocupado por
cierto fluido, matematicamente es la relacion entre el volumen poroso ocupado por
cierto fluido con respecto al volumen poroso total. La sumatoria de la saturacion de
cada uno de los fluidos presentes en la roca debe ser igual a 1, si se determina en forma
fraccional, o igual al 100% si se determina en forma porcentual. La distribucion de los
fluidos dentro del medio poroso se ve muy influenciada por la densidad, siempre y
cuando no existan intercalaciones de roca de menor permeabilidad que conlleve a una

nueva distribucion (Vegas, 2016).

v Mojabilidad de la roca: tendencia que muestran los fluidos de adherirse sobre
la roca en presencia de otros fluidos inmiscibles, tratando de ocupar la mayor area de
contacto posible con dicha roca; esta es una caracteristica heterogénea adicional de los
carbonatos (Vegas, 2016). La maduracion de las rocas carbonatadas que contienen
agua y petrdleo convierte a las rocas inicialmente mojadas por agua en rocas de
mojabilidad mixta o por petréleo (Oil wet); esto significa que el petroleo se puede
adherir a la superficie de la roca carbonatada y, por consiguiente, es mas dificil de
producir. Se considera que la mayoria de los yacimientos carbonatados poseen
mojabilidad mixta o por petroleo. La caracterizacion de la distribucion de la
mojabilidad y la comprension de sus efectos sobre el flujo de fluidos dentro de un
yacimiento complejo es crucial para estimar las reservas recuperables y determinar las
estrategias de produccion destinadas a maximizar la recuperacion (Schlumberger,
2008).
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v Compresibilidad: es definida en general, como el cambio de volumen por
unidad de volumen para una determinada presion aplicada. En YNF, la
compresibilidad de la roca juega un papel muy importante especialmente si existe un
gran contraste entre las dos porosidades (porosidad de la fractura<<porosidad de la
matriz). En el caso de YNF, la compresibilidad asociada al sistema de doble porosidad
es expresada como el parametro capacidad de almacenamiento, el cual controla el
comportamiento de la presion. La compresibilidad de la matriz tiende a ser menor en
el caso de yacimientos naturalmente fracturados ya que la presencia de fracturas refleja
la rigidez de la roca que se ha roto en vez de deformarse elasticamente; en el caso de
YNF, la presencia de fracturas da cierta compresibilidad al yacimiento (Van Golf,

1982). En forma de ecuacion, en este tipo de yacimientos, se presenta como:

Ct = Cm + Q)CCC + @fo + ®va
Donde se toman en cuenta la compresibilidad de matriz (m), la porosidad de las

fracturas (f), cavernas (si las hay) (c) y vugulos (v) (Van Golf, 1982).

v Permeabilidad Relativa: el estudio de esta propiedad de interaccién entre la
roca y los fluidos (es necesario que exista mas de una fase fluyendo), lo que busca es
describir cuantitativamente el transporte simultaneo de dos o mas fluidos inmiscibles
a través de una roca de formacién, las curvas de permeabilidad relativa se ven
fuertemente influenciadas por los mecanismos de produccién del yacimiento. En un
YNF, la evaluacion de las curvas permeabilidad relativa es complicada, debido a su
naturaleza de doble porosidad, donde el plano de fracturacion entre dos unidades de
matriz, desarrolla una discontinuidad en el proceso de flujo multifasico. El estudio de
la permeabilidad relativa, estd fuertemente relacionado con la heterogeneidad del
medio poroso, es comun observar que el resultado de las curvas de permeabilidad
relativa tienen el siguiente comportamiento, ya que en las fracturas el flujo de fluidos
es del tipo de segregado, es decir, los fluidos se distribuyen de acuerdo a sus
densidades lo que genera que el desplazamiento sea del tipo piston, estas graficas
pueden observarse en la figura 5, la del lado izquierdo representa a las fracturas que
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no estan ubicadas a lo largo del eje axial del nlcleo, mientras que la del lado derecho
si es para fracturas a lo largo de dicha direccién (Van Golf, 1982).

0 100% 0 S“. 100%

4,34 — Anomalously shaped relative permeability curve. a) fractures not along core axis; b) fractures
along core axis,

Fig 5. Comportamiento de las curvas de permeabilidad relativa en fracturas (Van Golf, 1982)

Esta imagen refleja la forma anormal de la curva, como resultado de un

desplazamiento tipo piston en la fractura, pero no en el sistema matriz-fractura.

v" Presion Capilar: segiin Van Golf (1982) las fuerzas capilares en un YNF son
un componente del mecanismo de empuje de suma importancia, ya que las fuerzas
capilares pueden contribuir al mecanismo de desplazamiento dentro del proceso de
imbibicidn, o bien, pueden oponerse al desplazamiento en el proceso de drenaje. Si el
avance del acuifero desplaza al petréleo durante la produccién del yacimiento, este
desplazamiento corresponde a un proceso de imbibicién y si el avance del casquete de
gas desplaza al aceite, esto corresponde a un proceso de drenaje. Para entender bien
estos conceptos, es importante definir ambos procesos, los cuales pueden ser
observados graficamente en el figura 6:

a) Imbibicion: es un proceso de cambio en los niveles de saturacion
durante el cual la saturacion de la fase mojante aumenta, es un proceso espontaneo,
normalmente la fase mojante es agua y la no mojante el petréleo.

b) Drenaje: es un proceso de cambio en los niveles de saturacion durante

el cual la saturacion de la fase mojante disminuye, es un proceso forzado, donde las
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fuerzas capilares retienen la fase mojante, y existe presion de umbral. Normalmente,

la fase mojante es agua y la no mojante el petroleo.
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Fig 6. Procesos de desplazamiento (Vegas, 2016)

Ambos procesos son importantes en un YNF donde cada bloque de matriz,
saturado con alguno de los fluidos, esta rodeado de fracturas que pueden estar saturadas
con un fluido diferente. El intercambio total de fluidos entre la matriz y las fracturas
depende esencialmente de la presion capilar. En el caso de desplazamiento por drenaje,
las fuerzas capilares se oponen a la entrada de la fase no mojante dentro de la matriz,
mientras que en el desplazamiento por imbibicién las fuerzas capilares actian como
mecanismo de empuje en el desplazamiento de la fase no mojante de la matriz (Van
Golf, 1982).

Enun YNF larelacion entre el fluido que satura los bloques de matriz y el fluido
que satura las fracturas determinard si toma lugar un proceso de drenaje o de
imbibicion. Esta relacion se puede simplificar como se muestra en la tabla 2, a

continuacion:
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Matriz Fractura Tipo de desplazamiento
Petréleo Agua Imbibicion
Petréleo Gas Drenaje

Agua Aceite 0 Gas Drenaje

Gas Agua o Aceite Imbibicion

Tabla 2. Procesos de drenaje e imbibicion (Van Golf, 1982)

La imbibicion en un YNF tomara lugar siempre que la fase mojante en las
fracturas desplace a la fase no mojante (petréleo) que satura los bloques de matriz. De
acuerdo a la relacion entre los fluidos que coexisten en la matriz y las fracturas, el
proceso de desplazamiento sera controlado por fuerzas capilares o gravitacionales. Si
el contacto agua-petréleo se encuentra en la cara inferior del bloque de matriz, la
diferencia en el peso especifico entre el agua presente en las fracturas y el petréleo en
la matriz generara una fuerza gravitacional, que actuara como mecanismo de empuje
para el desplazamiento del petroleo (Van Golf, 1982).

La presencia de fuerzas gravitacionales se relaciona con la existencia de la

diferencia de nivel entre los contactos agua-petroleo en las fracturas y en la matriz.

v Magnitud de la presion capilar y la presién ejercida por la columna de

liquido:

Las fuerzas capilares seran mayores mientras menor sea el tamafio de poro y las
fuerzas gravitacionales incrementaran conforme la altura de los bloques de matriz sea
mayor. Como resultado, las fuerzas de gravedad gobernaran la imbibicién en el caso
de blogues méas grandes de matriz y tamafio de poro méas grande, mientras que las
fuerzas capilares gobernaran la imbibicion en el caso de blogues mas pequefios de

matriz y un tamafio de poro reducido (Van Golf, 1982).
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v" Presion capilar y bloques de matriz:

La discontinuidad de la matriz causada por la red de fracturas interrumpe la
continuidad del volumen total de matriz en pequefios bloques individuales de matriz,
explicando por qué el nivel de agua solo esta relacionado a la red de fracturas. Ademas,
debido a que las fracturas son grandes canales con fuerzas capilares despreciables, la
zona de transicién desparece en los yacimientos naturalmente fracturados y el contacto
agua-petroleo, se convierte en un plano horizontal. Por otra parte las fuerzas capilares
y gravitacionales controlan el equilibrio estatico y dinamico de cada bloque de matriz
(Van Golf, 1982).

Mecanismos de empuje presentes en los yacimientos naturalmente fracturados

En la mayoria de estos yacimientos la capacidad flujo se debe a las fracturas,
las cuales se conectan a los bloques de matriz con la cara del pozo para que los fluidos
se puedan producir, por tanto los mecanismaos fisicos del yacimiento, que hacen posible

que los fluidos sean producidos de manera natural son los siguientes:

v Expansion del petroleo: ocurre cuando existe un diferencial de presion en el
sistema de fracturas, donde el petréleo fluirda de la matriz hacia la fractura. Este
mecanismo puede considerarse como la expansion del petréleo dentro de los bloques
de matriz, cuando la presidn del yacimiento esta por encima de la presion de burbuja,
0 por la expansion de la capa de gas, cuando este se haya por debajo de la misma
(Lopez, 2013).

v Imbibicion: en un YNF que sea mojado por agua, el sistema de matriz tendra
una presion capilar agua-petréleo positiva. Cuando se introduce agua en las fracturas
el agua fluird y se desplazara por accion de las fuerzas capilares dentro de la matriz
desplazando al petroleo que se encuentre alli almacenado. Cuando se tenga gas,
entonces el petrdleo sera la fase mojante y el gas la no mojante, presentandose también
imbibicidn. Si no hay drenaje gravitacional, entonces la produccidn de petréleo seguira
hasta alcanzar la saturacion residual de petroleo, es decir, la saturacién a la cual se

equilibran las fuerzas capilares entre fases mojante y no mojante (Lopez, 2013).
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v Drenaje gravitacional: este tipo de mecanismo de produccion se presenta
cuando hay una diferencia de densidades entre las fases agua-petrdleo, esta diferencia
ayuda a que el fluido méas pesado empuje al mas liviano de la matriz a la fractura y asi
ésta pueda producir (Lopez, 2013).

v" Desplazamiento viscoso: se produce cuando una diferencia de presion es
aplicada en el yacimiento. Los YNF cuentan con un gradiente de presion en el sistema
de fracturas, donde el fluido se movera a través de estas hacia los pozos debido a que
los fluidos intentardn mantener el equilibrio hidrostatico en el sistema. En muchas
ocasiones, el gradiente de presidn es pequefio debido a que las fracturas presentan una
permeabilidad efectiva alta, en esos casos, serd razonable ignorar el desplazamiento
viscoso de los fluidos de la matriz por el gradiente de presion que exista en las fracturas
(Lépez, 2013).

Como se mencion6 en secciones anteriores, una de las principales
caracteristicas de los YNF, es que resultan ser altamente productivos en su fase inicial
de produccion, pero esto declina rapidamente debido a que la presencia de fracturas
motiva la perdida prematura de presion, que es la energia natural del yacimiento,
cuando esto sucede las reservas remanentes representan altos porcentajes aun, por lo
que se hace necesario pensar en procesos de recuperacion mejorada que puedan
estimular la productividad de estos yacimientos, con la finalidad, entre otras cosas, de
reducir la saturacion de petréleo residual; es por tanto, que en esta siguiente seccién se
hara una descripcion detallada de los principales procesos de recuperacion mejorada,
haciendo mayor referencia a los procesos de recuperacion mejorada de tipo

desplazamiento miscible, por inyeccién de gases al yacimiento.

c) Procesos de recuperacion mejorada en yacimientos naturalmente

fracturados

La recuperacion terciaria 0 mejorada se ha desarrollado como una alternativa
que promueve la produccion de petroleo, debido a que los métodos cominmente

empleados en la recuperacion secundaria o por medio de la energia natural (primaria),
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no aportaron los suficientes factores de recobro, de los recursos de hidrocarburos que
permanecen en el subsuelo. Este tipo de recuperacion surge por la necesidad de querer
recuperar los volumenes remanentes de hidrocarburos adn existentes en el yacimiento;
incluye métodos que utilizan recursos externos, energia y materiales para recuperar el
petréleo que con los métodos convencionales no es posible obtener. Estos métodos de
recuperacion mejorada, a diferencia de la recuperacién secundaria implican una
interaccion quimica y fisica entre el fluido a ser inyectado y el sistema roca-fluido del
yacimiento a fin de generar condiciones favorables para el recobro (Satter, et. al.,
1994).

El objetivo principal de éste método es movilizar el petrdleo residual que queda
en el yacimiento; esto se logra por la mejora del desplazamiento microscépico del
petréleo y con la mejora de la eficiencia volumétrica del barrido. La eficiencia en el
desplazamiento del petrdleo es lograda por la disminucion de la viscosidad del crudo
en la recuperacion térmica, reduccion en las fuerzas capilares o la tension interfacial
por los métodos quimicos, o por la mejora en la eficiencia de barrido con la disminucién
de la movilidad del agua por medio de la inyeccion de polimeros (Satter, et. al., 1994).

De acuerdo con Satter y Thakur (1994), existen basicamente tres factores fisicos
que llevan a una alta saturacion de aceite remanente después de la recuperacion

primaria y secundaria:

v" Alta viscosidad del aceite.
v" Fuerzas en la interface de los fluidos.

v Heterogeneidad del yacimiento.

Los procesos de recuperacion mejorada, de acuerdo con Satter y Thakur (1994),

pueden ser clasificados en general como se muestra en la figura 7, a continuacién:
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Métodos de recuperacion mejorada

]
] 1 1 L
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- Inyeccion de agua micelares
caliente
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Fig 7. Clasificacion de los métodos de recuperacion mejorada (Satter, et. al., 1994)

A continuacién, se hara una breve descripcion de estos cuatro principales

métodos, haciendo especial énfasis en los métodos miscibles.

Meétodos térmicos

Se fundamentan en el desplazamiento del petroleo mediante la reduccion de la
viscosidad, resultado del aumento de la temperatura a las condiciones del yacimiento;
produciendo asi, el aumento de la movilidad de la fase del petréleo hacia los pozos. Es
un proceso mediante el cual, intencionalmente, se introduce calor dentro de las
acumulaciones subterraneas de compuestos organicos, con el propoésito de producir

combustible por medio de los pozos (Manucci, 1989), figura 8.

Steam Injector  Steam Qut

0il Sands Formation

Fig. 8. Ejemplo de método térmico por inyeccidn de vapor (Crawford, 2017)
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La direccion natural histérica de aplicacion de los procesos térmicos es hacia
los crudos viscosos, ya que no hay ningln otro método practico eficiente en su caso.
Sin embargo, ellos deben ser de aplicacion técnica factible en el yacimiento escogido
y ser competitivamente econdmicos con respecto a métodos alternos, en especial en el
caso de crudos de baja viscosidad. Ademas de los crudos viscosos, el carbon y las
lutitas petroliferas son los prospectos mas indicados para la aplicacion de estos
procesos; existen grandes depositos de crudos viscosos, bitumen, carbén y lutitas

petroliferas en el mundo (Mannucci, 1989).

Métodos quimicos

Los procesos quimicos involucran la inyeccidn de ciertos liquidos o sustancias
para desplazar el petréleo, ya que segun sus propiedades producen reducciones en la
tension interfacial entre el liquido desplazante y éste, por otro lado, reducen la
movilidad del agua mejorando el flujo de petroleo. Estos liquidos o sustancias pueden
ser surfactantes, polimeros, soluciones alcalinas, espumas, soluciones micelares, entre
otros (Satter, et. al., 1994), figura 9.

Bomba de Alm::anr::::uetgto w
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"~ Fig. 9. Método quimicos (Firp, 2018)

La inyeccién de quimicos se aplica a crudos que son mas viscosos que los de
yacimientos en los cuales se lleva a cabo inyeccion de gas, pero menos viscosos que
los crudos presentes en yacimientos a los que se les aplicarian algin método térmico
(Satter, et. al., 1994).
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Métodos microbianos

En éste método se utilizan microorganismos para mejorar la recuperacion de
petréleo. Los microorganismos pueden inyectarse al yacimiento o puede aumentarse la
poblacion de un microorganismo existente en el mismo mediante la inyeccion de los
nutrientes preferidos por dicho microorganismo (Diaz, 2015), figura 10. Los

microorganismos mejoran la recuperacion de petréleo por varios medios:

v" Mediante la liberacion de gases y el incremento de la presion del yacimiento.

v Por la descomposicion de moléculas mas pesadas en componentes de cadenas
mas pequefias, dando como resultado la reduccion de la viscosidad del
petréleo.

v" Mediante la produccion de tensioactivos naturales que pueden mejorar el flujo
de petrdleo alterando las propiedades interfaciales del sistema que comprende
el petrdleo crudo, la salmuera y las rocas.

v La accion de los microorganismos modifica la composicién de parafinas y

asfaltenos.

Fig. 10. Métodos microbianos (Instituto Mexicano del Petrdleo, 2012)

Meétodos de gases inertes

El método de gases inertes involucra la inyeccion de un gas o solvente que sea
miscible o no con el petréleo del yacimiento. Como resultado la tension interfacial

entre los dos fluidos sera mucho menor (miscible) o se formara un tapén de fluido que
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empujara al petroleo (inmiscible), dando lugar a una mejor eficiencia de
desplazamiento macroscépica y con ello mayor recuperacion de petroleo (Ortiz, 2017).

Debido a los objetivos planteados en este trabajo, se hara especial énfasis en los
procesos miscibles, que buscan el desplazamiento del petréleo con fluidos que pueden
mezclarse con el petrdleo a las condiciones existentes en las interfaces entre el petroleo
y el fluido inyectado en el yacimiento. Dentro de los métodos miscibles, de acuerdo a

Ortiz (2017), se encuentran:

Proceso de tapones miscibles

Proceso con gas enriquecido

Empuje con gas vaporizante o de alta presion
Inyeccion alternada de agua y gas

Inyeccion usando solventes

Inyeccion de alcohol

Inyeccion de Nitrogeno (N,)

AN N N N N IR

Inyeccion de Didxido de Carbono (CO.,).

En este estudio, que sirve como trabajo especial de grado, se haré énfasis en los
dos ultimos métodos miscibles nombrados, Didxido de carbono y Nitrogeno.

Inyeccion de Dioxido de Carbono (CO,)
A continuacion se presentan los topicos que contribuiran a establecer los
parametros técnicos, mas importantes, que deben ser tomados en cuenta en la
propuesta de inyeccion de Didxido de Carbono para aumentar el factor de recobro en

yacimientos naturalmente fracturados.

e Fuentes del CO,

Las emisiones de CO,, originadas por las actividades humanas proceden de tres
diversas fuentes, en su mayor parte de la combustion de combustibles fésiles utilizados
en la generacion eléctrica, el transporte y los procesos industriales, es de suma
importancia el poder identificar aquellos focos masivos de emision, asi como también

tener en cuenta las posibles zonas de almacenamiento, esto se debe a que la distancia
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entre un lugar de emision y de almacenamiento puede influir de forma significativa en
si un proyecto de inyeccion de CO, puede o no llevarse a cabo (Pens, 2009). A

continuacion se describen las diferentes fuentes de emision de CO.:

v" Industria del cemento: existe produccion de CO,, durante las siguientes areas
de procesos: manejo y almacenamiento de los materiales, molienda y emisiones
durante el enfriamiento del horno y la escoria (particulas gases de combustién que
contienen mondxido (CO), dioxido de carbono (CO,), hidrocarburos, aldehidos,
cetonas y 6xidos de azufre y nitrégeno) (Pens, 2009).

v Industria de generacidn eléctrica: una de las formas de generacion de
electricidad es mediante la quema de combustibles fosiles en una turbina de
combustion, y en la turbina de vapor en un ciclo combinado, utilizando parte o todo el
vapor generado en el enfriador del gas natural, asi como en el recuperador de calor de
los gases de combustion conectado a la descarga de la turbina de gas productora de
CO; (Pens, 2009).

v" Industria petrolera: la emisién de CO, en la industria petrolera se ve
fuertemente manifestada en los procesos de gasificacion del coque, produccion del gas
natural, en la parte de refinacion y petroquimica, como por ejemplo, produccion de
amoniaco, durante la produccién de urea, y durante las propias actividades de
produccion de petroleo y gas, de este Gltimo el CO, es retirado con fines de cumplir

requerimientos del mercado y regulaciones de seguridad y ambientales (Pens, 2009).

e Propiedades del CO,

El CO, es una molécula formada por dos atomos de oxigeno unidos
covalentemente a un solo &tomo de carbono, posee un peso molecular de
aproximadamente 44 g/mol, por otro lado, dependiendo de la presion y temperatura, el
CO,, puede existir como solido, liquido o gas. A temperaturas y presiones equivalentes
o superiores al punto critico, el CO, es un fluido supercritico, lo que le permite tener
condiciones de gases y de liquidos, esta condicion de flujo supercritico es la que le
permite al gas alcanzar la miscibilidad con el petréleo y con ello mejorar la

recuperacion de petrdleo (Schlumberger, 2015).
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Las siguientes propiedades de CO,, fueron propuestas por Castro (2013), quien
en su publicacion estableci6 que éste gas es termodindmicamente estable y mas denso
que el aire a condiciones atmosféricas, con lo que se puede decir que su estado fisico

varia con la temperatura y la presion como se muestra en la figura 11:

100
€0, como
10k €O, solido fluido supercritico
1ok Punto de & N
o sublimacion Punto critico,
< 31,1°C, 7,37 MPa
.\é 0TF Punto triple,
L —56,6°C, 0,519 MPa
0,01
ooty C0, gaseoso
0,0001 1 I ! ! I ! ! ]

0 20 100 60 60 40 20 0 20 40 6 80 00
Temperatura, °C
Fig 11. Diagrama de fases de presion y temperatura del CO, (Schlumberger, 2015)

En la siguiente tabla, se pueden observar, en forma resumida, las propiedades

descritas en la figura 11.

Propiedad Valor
Temperatura critica 31,1°C
Presion critica 7,37 Mpa
Densidad critica 467 Kg/m?3
Temperatura en el punto triple -56,5 °C
Presion en el punto triple 0,519 MPa

Tabla 3. Propiedades del CO, (Schlumberger, 2015)

Lo mas importante a resaltar, es que a partir de la presion y temperatura critica,
el fluido se comenzara a comportar como supercritico, y es a partir de donde comienza
a ocurrir el fendbmeno de miscibilidad, deseado para lograr el desplazamiento del

petréleo en el yacimiento, durante el proceso de recuperacion mejorada (Castro, 2013).

35



En cuanto al comportamiento de la densidad del Dioxido de Carbono, mostrado

en la figura 12, se puede decir que la misma aumenta a medida que aumenta la presion

y disminuye la temperatura.
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Fig 12. Comportamiento de la densidad del CO, (Castro, 2013)

Asi mismo, la viscosidad del CO, se ve fuertemente afectada por las
condiciones de presién y temperatura, de acuerdo a la interpretacion de la figura 13, se
puede decir que a medida que aumenta la presion a una temperatura constante, aumenta
la viscosidad del CO,, por lo tanto se recomienda mantener alta presion y alta
temperatura para lograr valores bajos de viscosidad, lo que permitira aumentar las

posibilidades de flujo (Castro, 2013).

Region supercritica

Presion (MPa)

—

Region de dos
fases

Viscosidad (mPa*s)
8

0.024

0 0 60 90 120 150 180 210
Temperatura ( °C)

Fig 13. Comportamiento de la viscosidad del CO, (Castro, 2013)
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De acuerdo a Castro (2013), el factor de compresibilidad que representa la
relacion que existe entre el volumen que ocuparia un gas a condiciones reales y el
volumen del mismo gas a condiciones ideales, muestra un mejor comportamiento a
altas presiones y temperaturas, sobre todo a aquellas de interés para la inyeccién
miscible.

Y finalmente, la solubilidad del CO, en el agua, que es un aspecto de gran
interés dentro de este tipo de procesos miscibles, varia con la temperatura, la presion y

el peso molecular, este comportamiento se muestra en la figura 14, a continuacion:
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Fig. 14. Comportamiento de la solubilidad en el agua del CO, (Castro, 2013)

La solubilidad del CO, en el agua se incrementa con la presion y disminuye con
la temperatura y la salinidad. Existe una baja en la solubilidad del CO, en el agua al
disminuir la presion y aumentar la viscosidad. Para campos con entrada de agua o
campos que se encuentren explotados bajo régimen de WAG sera sumamente

importante evaluar este parametro (Castro, 2013).

Aspectos a considerar en la inyeccion de Didxido de Carbono
En esta seccidn se harad una descripcion de los aspectos mas importantes a tomar
en cuenta en la inyeccion de CO,, como presiones de yacimiento requeridas, los

esquemas de inyeccion, el almacenamiento, transporte y captura del CO,.
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e Tipos de desplazamiento

Desplazamiento inmiscible:

Este tipo de desplazamiento es utilizado, normalmente, en aquellos yacimientos
de crudo pesado o en aquellos de baja presion, en los cuales es imposible alcanzar la
presion minima de miscibilidad y por lo tanto la miscibilidad, en este proceso el
petréleo y el gas inyectado forman dos fases fluidas existiendo una tension interfacial
entre ellos desarrollandose un frente de desplazamiento, el CO, actta en forma similar
al agua en un proceso de recuperacion secundaria, en la figura 15 puede ser observado
este proceso de desplazamiento. Béasicamente, la finalidad de este tipo es incrementar
0 mantener la presién del yacimiento y aumentar la eficiencia de recuperacion (Castro,
2013).

Fig. 15. Desplazamiento Inmiscible (Castro, 2013)

Desplazamiento miscible:

Antes de explicar a qué se refiere este tipo de desplazamiento, debe hacerse
mencion al concepto de miscibilidad. De acuerdo a Castro (2013), este fendmeno se
refiere a la habilidad que tienen dos o mas sustancias para formar una sola fase
homogénea cuando se mezclan en cualquier proporcion. Para los yacimientos

petroleros, la miscibilidad es definida como esa condicion fisica entre dos 0 mas
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sustancias que puede permitirle a ellos mezclarse en todas las proporciones sin formar
una interface entre ellos a una presion y temperatura especifica. La tension interfacial
es definida como la cantidad de energia por unidad de area (Dinas/cm?2), necesaria para
formar una interface, la cual esta altamente ligada con la saturacion de petrdleo
residual, pues la disminucion de la tension interfacial da origen a la disminucion del
petréleo residual retenido en el medio poroso. Es por ello que se ha demostrado que
proyectos de CO, en condiciones miscibles son mas eficientes, pues se anula la tensién
interfacial entre el crudo y el gas de inyeccion, logrando vencer las fuerzas capilares

que retienen al crudo dentro del medio poroso (Castro, 2013), figura 16.

Instalaciones Productor

agua  petroleo

R o " T S A 2T 2 e T T R M T e

Fig. 16. Desplazamiento Miscible (Castro, 2013)

Segun Arriaga y Cordova (2008), la mayor dificultad en la planeacion de un
desplazamiento por un bache miscible recae en la seleccidn de un adecuado volumen,
ya que de ser éste demasiado pequefio causaria el riesgo de una ruptura de miscibilidad,
y demasiado grande causaria un elevado costo para el proyecto. El gas usado para
desplazar el petroleo del yacimiento durante la recuperacién mejorada por inyeccién
de gas miscible es casi siempre una mezcla de hidrocarburos; por lo que ambos, el gas
y el petroleo contienen hidrocarburos ligeros (principalmente metano), hidrocarburos
intermedios (etano a hexano) y finalmente pesados (heptano y superiores, C7+) pero en

porciones completamente diferentes, por lo tanto, se observa que durante la inyeccién
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de gas miscible dentro de un yacimiento de petréleo, los fluidos del yacimiento no son
completamente diferentes en composicion, habra un cambio gradual de componentes

entre los dos fluidos y su composicion sera similar (Arriaga, et. al., 2008).

En procesos para recuperacion de hidrocarburos, la miscibilidad puede

desglosarse en dos tipos:

v" De primer contacto: este tipo de procesos es caracterizado porque al ponerse
en contacto el crudo con el solvente se mezclan todas las proporciones sin que se
observe una interface entre ellos. Es el método mas simple y rapido para obtener un
desplazamiento miscible entre el crudo y el solvente. Los solventes mas comunes
utilizados en este proceso son: butano, propano y mezclas de GLP. Sin embargo, este
tipo de miscibilidad resulta costosa ya que debe inyectarse un solvente rico en
componentes intermedios, lo que hace que este tipo de miscibilidad no sea una practica

rentable a nivel de campo (Castro, 2013).

La miscibilidad de primer contacto solo se alcanza en sistemas secos cuando se
tienen gases muy ricos o a presiones muy altas. La miscibilidad es una propiedad que
establece una condicion de tension interfacial tendiendo a cero entre dos fluidos
formandose con esto una fase homogénea a una presion y temperatura constante.
Dentro del tema de recuperacion mejorada con CO, la miscibilidad es un término
sumamente importante pues afectara la eficiencia de recuperacion del petréleo. Un
proyecto de CO, se puede llevar a cabo tanto misciblemente como inmisciblemente.
El desplazamiento de CO, miscible se realiza solo bajo una combinacion especifica de
condiciones, las cuales son: la composicién del gas inyectado, es decir si este contiene
impurezas, la composicién del petréleo y las condiciones de presion y temperatura del

yacimiento (Castro, 2013).

v De contacto multiple: en este tipo de procesos se pone en contacto el crudo con
un gas de inyeccién que puede ser Nitrogeno, Didxido de Carbono o Gas Natural para
que exista una transferencia de masa entre ambos fluidos y con esto crear un

desplazamiento del crudo en el medio poroso, en este proceso es formado un bache o
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zona de transicion enriquecido de solvente con hidrocarburos ligeros, esto es porque
el fluido inyectado entra en contacto en forma repentina y vaporiza fracciones ligeras
de crudo. Existen dos formas principales de obtener miscibilidad por multiple contacto
las cuales son: condensacion del gas de inyeccion, en este proceso Sse genera
transferencia de masa del gas al crudo, este gas de inyeccidn es rico en componentes
intermedios (Co-Cs y CO5), los cuales son transferidos al crudo por multiples contactos
durante el proceso de desplazamiento, durante el proceso, el liquido resultante sera
mas rico en componentes intermedios que el crudo original, mientras que el vapor en
equilibrio es méas pobre que el gas original, esto muestra el tipo de transferencia de
masa que tuvo lugar (Castro, 2013).

La otra forma de miscibilidad, es por vaporizacién del crudo por gas de
inyeccion, como es de esperarse, en este proceso la transferencia de masa ocurre del
crudo hacia el gas, esto es debido a que el Metano y el Nitrogeno tienden a vaporizarse
y transferirse al gas de inyeccion junto con algunos componentes hidrocarburos
intermedios. La presion minima de miscibilidad que se obtiene a través de este
mecanismo es mayor que la obtenida por condensacion, esto es debido a la gran
cantidad de Metano presente en el gas de inyeccion (Castro, 2013).

La miscibilidad en el petroleo se ve altamente afectada por la presion, donde se
hace necesario alcanzar la presion minima de miscibilidad para que pueda ocurrir la

miscibilidad y con ello garantizar un mejor recobro.

e Presion minima de miscibilidad (PMM)
En su publicacidén, Castro (2013), da un concepto basico, expresando que es
la presion més baja a la cual el 95% del petréleo contactado es recuperado a una

temperatura dada, la figura 17, ilustra el concepto:
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Fig. 17. Definicion de la Presién Minima de Miscibilidad (Sebastian, et. al., 1985)

De acuerdo a diversos autores, existen tres factores que afectan en mayor grado

la presion minima de miscibilidad, siendo estos:

e Latemperatura: a medida que esta aumenta, también lo hara la presién minima
de miscibilidad y viceversa.

e La composicion del crudo: en este aspecto se debe tocar al peso molecular del
crudo, pues si este aumenta también lo hara la presién minima de miscibilidad. Es
importante mencionar, que luego de estudios realizados sobre numerosas muestras de
crudo, se ha demostrado que la presion minima de miscibilidad requerida depende en
gran medida del contenido de Cs a C12 en el crudo, cuanto mayor sea la fraccion de Cs
a Cy2 se requerira una presion mas baja para lograr la miscibilidad con gas CO,
(Castro, 2013).

e Pureza del gas inyectado: es uno de los aspectos mas complicados de cumplir,
pues la pureza del gas va a depender del proceso de captura. Pero es importante
mencionar que a medida que el gas es mas puro la presion de miscibilidad se alcanzara

con mayor facilidad.

Por todas estas razones mencionadas, la inyeccion de CO, es mas eficiente en
crudos ligeros, en los yacimientos de baja temperatura, y con un gas lo mas puro posible
(Castro, 2013).
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Una forma muy sencilla de conocer si el yacimiento alcanzara la presion
minima de miscibilidad, es a través de la siguiente ecuacién, la cual determina cual es

la maxima presion alcanzable del yacimiento:

Ppax = 0,6 * D — 300
donde:
Pmax: es la presion méxima que puede alcanzar el yacimiento (psi)

D: es la profundidad a la que se encuentra el yacimiento (ft)

e Determinacion de la presion minima de miscibilidad
Se puede recurrir a dos tipos de procesos, sea experimental (pruebas de

laboratorio) o analiticos (por medio de correlaciones).

a) Experimentales: requieren el uso de muestras de crudo del yacimiento y del gas
que sera inyectado. Se utiliza como temperatura de la prueba la del yacimiento,
manteniéndose constante durante la ejecucion. A pesar de que ofrecen resultados
confiables, siempre y cuando el muestreo se haga de forma dptima, son pruebas
costosas debido al personal que requieren, el tiempo de ejecucion y a los equipos
utilizados (Landéez, 2005). Béasicamente existen dos tipos de pruebas principales:

v" Prueba del tubo delgado (Slim tube): en la figura 18, se muestra el esquema de

instalacién de la prueba y sus principales componentes (Landaez, 2005).

Tubo Empaquetado

Yidrio
Visble

Cromato-
grafo de
Gas
Regulador de
Presion

Separador

Medidor de Gas

Fig. 18. Diagrama del dispositivo del tubo delgado (Landaez, 2005)
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Para estimar la presion minima de miscibilidad mediante la prueba del tubo
delgado se necesitan, al menos, 4 pruebas de desplazamientos a distintas presiones y a
temperatura constante, utilizando un Unico gas de inyeccion durante las 4 pruebas, este

procedimiento puede observarse en la figura 19.
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Fig. 19. Determinacion de la presion minima de miscibilidad a través del tubo
delgado (Castro, 2013)

Cada punto representa una prueba realizada a una presion diferente. La prueba
termina después de la inyeccion de 1,2 del volumen poroso para la cual se obtiene un
porcentaje de petréleo original en sitio (POES) a una presion determinada. La presion
en el punto de interseccion de ambas rectas se denomina presion minima de
miscibilidad (PMM), que es el valor buscado (Castro, 2013).

v" Prueba de la burbuja ascendente (RBA): de acuerdo a Landéez (2005), es una
formarépiday fiable para determinar la presion minima de miscibilidad. Es una prueba
del tipo directa, en esta se observa el comportamiento de una burbuja de gas inyectada
(misma composicion del gas inyectado) la cual sube a través de una columna de crudo.
En condiciones miscibles, la burbuja desaparecera antes de llegar a la cima de la
columna, en condiciones inmiscibles la burbuja es visible en toda la columna. A
medida que la burbuja se eleva a través del crudo, su forma y movimiento son
observados y fotografiados por dos camaras. En la figura 20 se puede observar el
equipo utilizado durante esta prueba (Castro, 2013).
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Fig. 20. Equipo de burbuja ascendente (Castro, 2013)

b) Analiticos (correlaciones): como es de esperarse, el uso de este tipo de

metodologias para determinar la presion minima de miscibilidad, tiende a arrojar

mayor error en cuanto a su valor real, pues son aproximaciones que se han hecho por

medio de estudios previos, que no reflejan las caracteristicas totales del yacimiento en

estudio. Sin embargo, representan una alternativa para tener una idea de este parametro

en forma répida, por ejemplo el National Petroleum Council, establecié sus

correlaciones, que se muestran en la figura 21, a continuacion:

Presion de Miscibilidad vs Densidad °API

Densidad, “API Presidn de Miscibilidad, psi
<27 4,000
27a30 3,000
=30 1,200

Correccion por Temperatura del Yacimiento

Temperatura, °F Presién adicional requerida, psi
=120 Ninguna

120 a 150 +200

150 a 200 +350

200 a 250 +500

Fig. 21. Criterio de estimacion de la presién minima de miscibilidad (Holm, 1980).

En la tabla anterior, se puede observar que el pardametro de seleccion es la

gravedad API del crudo, y que su principal desventaja es que puede ser aplicada solo
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para temperaturas de yacimiento menores a 250 °F. Sin embargo existen numerosas

correlaciones, de acuerdo a Castro (2013), estas son las de mayor relevancia:

v Correlacién del Petroleum Recovery Institute (1979): (PRI), la cual se basa

solo en la temperatura del yacimiento

1519

(2’772_To+460)

PMM = 1071,82893 % 10
Donde:

To: temperatura del yacimiento (°F)

v' Correlacién de Yelling y Metcalfe (1980): es una correlacion para temperaturas
de yacimientos entre 95°F y 192°F. En ésta al igual que en la anterior, solo se toma en

cuenta la temperatura del yacimiento:

103949,93

PMM = 1833,7217 + 2,25180557 * T + 0,01800674 * 10T? — T

Con el pasar del tiempo, estas correlaciones fueron evolucionando debido a
que el CO, se comenz6 a inyectar con otros componentes 0 solo tomando en cuenta
las fracciones mas pesadas del gas, por tanto en dichas correlaciones se sigue tomando
la temperatura, pero ahora en combinaciones con composiciones de l0s gases y pesos
moleculares. Finalmente, es importante recordar que estas correlaciones son
herramientas que pueden aproximar el valor de la presion minima de miscibilidad,
pero que siempre estardn sometidas a cierto error, y ademas todas tienen sus
limitaciones, por lo que se debe tener sumo cuidado al momento de seleccionar un tipo
de correlacion u otro.

Ya que se han estudiado los parametros mas importantes, que deben ser
tomados en cuenta al momento de una inyeccion miscible, es importante conocer bajo

qué esquemas de inyeccion ha sido propuesto este proceso de recuperacion mejorada.

e Esquemas de Inyeccion
Estos esquemas lo que muestran, son las condiciones bajo las cuales la

inyeccion de CO, puede ser llevada a cabo, en principio para generar mayor eficiencia
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de barrido, mayor area de contacto y buscar mayor recuperacion de petroleo, existen 5

tipos de esquemas de inyeccion, definidos a continuacion:

v" Inyeccion continua de CO, (CGI): es la forma mas sencilla pero menos rentable
de utilizar dicho gas, en los procesos de recuperacion mejorada, debido a los costos
que representan las instalaciones de superficie y el suministro de gas necesario, aunque
se han visto casos donde se recicla el gas para reinyeccion. En este proceso, el CO, es
inyectado de manera continua en el yacimiento hasta que la relacion de gas producido
con el petréleo, sea tal que comience a considerarse no viable econémicamente. Sobre
todo por razones econdémicas, fue que surgio la necesidad de comenzar a alternarlo con
un fluido mas econémico, en este caso agua, para disminuir los costos de inyeccion
(figura 22) (Castro, 2013).

Production well

COyinjection

Fig. 22. Esquema de inyeccidn continua de CO, (Fandom, 2010)

v Inyeccién alternada de agua y gas (WAG): en este tipo de esquemas, se inyecta
en principio un bache de CO, seguido por uno de agua, normalmente la relacién
utilizada es 0,5:4 respectivamente (figura 23). Una de las principales ventajas de este
método, es que es mas econémico, debido a que se necesita menos cantidad de gas
para la inyeccion. Sin embargo presenta sus requerimientos, como por ejemplo, el
yacimiento debe estar bien caracterizado para evitar las denominadas zonas ladronas,

que podrian lograr la llegada temprana de agua o gas a los pozos productores, ademas
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se requiere una descripcion especial de las permeabilidades relativas, puesto que las
saturaciones de agua y gas aumentaran y disminuirdn alternadamente, ademaés se
tendra un régimen trifasico, por lo que la naturaleza de los ciclos generara en el proceso
una combinacion de drenaje e imbibicion, por tanto la condicién méas favorable seria
lograr que la velocidad del gas inyectado y del agua sean iguales dentro del yacimiento.
El agua, de acuerdo a diversos autores, es considerada en este esquema, coOmo un
agente controlador de movilidad del gas, lo que contribuira a que se retrase la irrupcion
temprana de gas en los pozos productores, se puede decir que el agua actia como una
barrera que disminuye la permeabilidad relativa del gas, que como es de saberse se
mueve mas rapido que cualquier fluido presente en el yacimiento (Castro, 2013).

Los principales retos de este proceso, es evitar la segregacion gravitacional,
puesto que los efectos importantes de dicha segregacién aumentan a medida que
avanza el frente de los fluidos inyectados y se alejan del pozo, es decir, que la
diferencia de densidad entre el agua inyectada y el petroleo no permite un
desplazamiento tipo piston en el yacimiento por lo tanto el gas tiene la tendencia a
subir a la cima del yacimiento y el agua desciende teniendo como resultado una gran
zona anular atribuible al paso del gas y el agua. En zonas cercanas al pozo el efecto de
WAG se logra, pero la tendencia de la segregacion natural entre el agua y el gas
finalmente domina el proceso y da como resultado una gran zona sin barrer en la parte
central del yacimiento (Castro, 2013).

Pozo de Produccion

Pozo de Inyeccion

Di6xido
de Carbono Inyeccion de Agua
— —

Agua 2 Banco  Recuperacion 1
de Agua g de de Petroleo
Miscible

Conduccion Petroleo  Adicional }1

Fig. 23. Esquema de inyeccion alternada de agua y gas (WAG) (Da Silva, 2007)
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v" Inyeccion de CO, seguido por agua: en este esquema se inyecta un volumen
de CO, Unico y luego se comienza a inyectar continuamente agua, esto con la finalidad
de que empuje el volumen de CO, que esta en contacto con el yacimiento. El proceso
de empuje seré tipo piston con fugas, pues no se generara miscibilidad con el agua e
ird quedando una saturacion residual de CO, en el yacimiento (Castro, 2013), figura
24.

Production Well

Injection Well

Fig. 24. Esquema de inyeccion de CO, seguido por agua, (Induced Seismicity Potential in
Energy Technologies, 2013)

v Inyeccién simultanea de CO, y agua (SWAG): este tipo de esquema es
utilizado cuando la cantidad de CO,, es limitada, por lo que la inyeccion de agua puede
disminuir costos de compresores, almacenamiento de CO,, fuentes de CO,, esto si se
compara con el proceso de WAG. EI proceso se lleva a cabo de la siguiente manera,
se inyecta el agua en la parte superior de la formacion y el CO, en el fondo de la zona
de petréleo que se desea desplazar, en este método se busca sacarle provecho al efecto
de la segregacion gravitacional, pues por diferencias de densidades y peso el agua
fluira hacia la parte mas baja y el CO, hacia la parte mas alta de la zona inyectada. En
el proceso SWAG se mezcla el gas en el agua a una presién suficiente para mantener
un régimen de flujo burbuja (gas disperso en el agua) a través del pozo; el mayor reto
que se presenta para ejecutar el proceso de SWAG es mantener tales presiones (cerca

de la presion de burbuja del agua), debido a que la presencia de agua y gas en la boca
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del pozo reduce la presién de fondo; otro de los problemas que pueden presentarse en
el método, es que el gas probablemente se segregue rapidamente en el yacimiento,
causando esto una irrupcion temprana por la favorable movilidad que presenta el gas
(Castro, 2013).

v" Inyeccion de CO, seguido de una espuma (FAWAG): (foam assisted water
alternating gas), el uso de la espuma lo que busca es aumentar la viscosidad aparente
del gas, para reducir su movilidad, sobre todo en las zonas de alta permeabilidad, y
con ello evitar la irrupcion temprana de CO, a los pozos productores, incrementando
asi la eficiencia de barrido del gas y por ende el factor de recuperacion. En la
generacion de la espuma se debe utilizar un adecuado agente (surfactante), ya que el
proceso FAWAG implica la inyeccion alternada de gas y surfactante. La espuma se
formara cuando la fase de gas entre en contacto con la solucién surfactante acuosa;
también se puede formar en el yacimiento, cuando un bache de solucién surfactante
sea seguido por gas de inyeccion, o en el pozo cuando el gas y la solucién surfactante

se han inyectado simultaneamente (Castro, 2013).

Ya se han visto las principales formas de desplazamiento bajo las cuales el CO,
puede incrementar el factor de recobro de los yacimientos asi como los esquemas de
inyeccién bajo los cuales estos proyectos son propuestos, pero ahora es importante
conocer el lugar donde el CO, puede ser almacenado, las formas de transporte que
existen y los diferentes procesos de captura, fundamentales para determinar la

viabilidad de un proceso de inyeccion con este gas.

e De acuerdo al almacenamiento del CO,

Los autores Brennan y Burruss (2003) en su publicacion, establecieron que la
eficiencia de almacenamiento del CO, en el medio geoldgico, se define como la
cantidad de CO, almacenada por unidad de volumen, la cual se incrementa cuando se
aumenta la densidad del CO,. El exito de cualquier proyecto de almacenamiento
dependerd, sin duda alguna, de la correcta seleccion de la cuenca y de la capacidad de
la misma. En general, los sitios de almacenamiento geoldgico deben tener: la capacidad

adecuada para lograr un almacenamiento efectivo, una roca sello o una unidad de
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confinamiento y un ambiente geoldgico suficientemente estable como para no poner
en peligro la integridad del lugar de almacenamiento y evitar fugas, esto ultimo quiere
decir zonas de baja actividad tecténica. En general, se considera como una zona no
adecuada a aquella con espesores inferiores a 3000 pies, yacimientos con una roca sello

permeable, yacimientos altamente dafiados y/o fracturados.

Las cuencas sedimentarias con bajos gradientes de temperatura, tambiéen
conocidas como “frias”, presentan condiciones mas favorables para el almacenamiento
de CO, debido a que el CO, logra alcanzar una mayor densidad a una menor
profundidad, asi mismo, un pardmetro clave para la seleccién de una cuenca es la
profundidad ya que influira en los costos de compresion. Otro pardmetro clave para la
seleccion de una cuenca es la porosidad que aunado al espesor, rige la capacidad de

almacenamiento (Brennan, et. al., 2003).

Por tanto el almacenamiento geoldgico puede llevarse a cabo en varios

espacios, dentro de los que Brennan y Burruss (2003) destacan los siguientes:

v Yacimientos de hidrocarburos: representan la mejor opcién para el
almacenamiento del CO,, debido a que han sido fuertemente estudiados, lo que
disminuye las incertidumbres del sistema roca y roca-fluido.

v Formaciones salinas profundas: han sido tomadas en cuenta debido a su gran
tamafio y capacidad de almacenamiento en las rocas sedimentarias porosas Yy
permeables que contienen agua salada.

v" Capas de carbon: las capas de carbon contienen fracturas (macroporos) las
cuales le aportan una cierta permeabilidad al sistema, por lo que el gas inyectado fluira
en el sistema a través de los macroporos del carbén, difundiéndose en la matriz del
carbén y adsorbido en la superficie de los microporos liberando gases con una menor
afinidad con el carbon (por ejemplo CHg). El carbon tiene una mayor afinidad a
adsorber los gases del CO,. La inyeccion de CO> en capas de carbdn también puede
aportar un beneficio econémico al obtener una produccion adicional de metano. Si el

CO; es inyectado dentro de capas de carbdn también puede desplazar al metano
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aumentando de esta manera la eficiencia de la recuperacion del metano de los

yacimientos de carbdn (Castro, 2013).

Una vez se ha seleccionado el lugar idoneo para almacenar y preservar el CO,,
se deben estudiar todas aquellas posibilidades que hagan factible llevar o transportar
dicho gas al lugar de inyeccion en yacimientos de hidrocarburos o bien desde el lugar
de su captura hasta su almacenamiento, estas opciones son estudiadas en la siguiente

seccion.

e Finalmente, el transporte del CO,

Este es uno de los aspectos mas importantes a tomar en cuenta en los proyectos
de inyeccion de CO,, pues normalmente en el lugar que este es producido o capturado,
no es donde necesita ser inyectado, pues las formaciones en dicho lugar probablemente
no estan aptas para su almacenamiento efectivo y seguro. Esto obliga a pensar en un
medio que permita transportar el gas desde la captura hasta un lugar adecuado, bajo un
disefio desarrollado tomando en cuenta aspectos técnicos, ambientales, sociales y
econdmicos, que garanticen un proceso de traslado seguro y viable. Como ya se habia
mencionado antes, una de las formas iddneas para transportarlo por tuberias, es en
estado supercritico, pues bajo esta condicion el gas tiene la densidad de un liquido y la
viscosidad de un gas, propiedades que facilitan el flujo del gas (Castro, 2013). En

general, existen dos formas principales:

v" Transporte por tuberia: esta, es una de las soluciones mas utilizadas para el
transporte de fluidos, cuyos ductos pueden ser ubicados en tierra o dentro del agua.
Sin embargo, para ser factible su uso, debe cumplir ciertos requerimientos, como el
social ya que si los ductos pasan por zonas muy pobladas se tendria que modificar la
ruta del ducto y por lo tanto su longitud, otro factor es la topografia del terreno, asi
mismo, existen poblados y zonas que tienen regulaciones especiales gubernamentales,
militares, zonas de proteccion ambiental, entre otras (Castro, 2013).

v Transporte en vehiculos: pueden ser del tipo terrestre (camiones) o marino

(buques), normalmente, este tipo de transporte es utilizado cuando el transporte por
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tuberia es inviable economicamente. Las distancias recorridas con este tipo de

transporte, si es terrestre suelen ser pequefias, si es marino pueden ser distancias largas.

Asi como la inyeccion de CO, ha sido utilizada en los procesos de recuperacion
mejorada, de la misma manera el Nitrégeno (N.), por tanto en la siguiente seccion seran
descritos los aspectos mas importantes relacionados con la inyeccion de dicho gas, y
que tendran un gran impacto en el esquema de inyeccion para llevar a cabo el proceso

de recuperacion mejorada.
Inyeccion de Nitrogeno (N,)

Este proceso es similar a la inyeccion de CO, en cuanto a los principios y
mecanismos involucrados para lograr la miscibilidad. Se aplica a yacimientos que
contienen crudos livianos 0 medianos y en yacimientos profundos con temperatura
moderada; una de las ventajas del uso de este gas es que es de mayor disponibilidad
que el gas natural y que el CO,, y lo mas importante es que es menos costo (Thomas,
2008), figura 25.

Fig. 25. Inyeccion de Nitrogeno (Prados, 2013)

El N, puede mejorar la recuperacion de petréleo o gas por uno o mas de los
siguientes mecanismos: mantenimiento de presién, desplazamiento inmiscible o

desplazamiento miscible, pero su aplicacidn estd muy influenciada por las condiciones
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de presion, temperatura y las propiedades y composicion del fluido del yacimiento asi

como de las del gas inyectado (Satter, et. al., 1994).

e Propiedades, caracteristicas y fuentes del N,

El N, es un gas incoloro, inoloro e insipido que forma el 78.09% del aire que
los seres vivos respiran, es un gas no inflamable y que no sostiene la combustion, es
ligeramente mas liviano que el aire, ligeramente soluble en agua y de baja viscosidad.
El nitrégeno se presenta en el aire en forma de molécula de N, bajo esta condicion, se
comporta como un gas noble, es decir no reacciona con ningun otro elemento, salvo en
condiciones de muy alta presion y/o alta temperatura, donde forma compuestos nitrosos
como el NO o el NO, (Flores, 2009). En la tabla 4, se pueden observar las principales

caracteristicas fisicas del N,.

Propiedad fisica Valor
Peso molecular 28 g/mol
Temperatura de fusion (°C) -210 °C
Temperatura de ebullicion (°C) -196 °C
Temperatura critica -147 °C
Presion critica 492 psi
Densidad relativa al aire (aire=1) 0,97
Factor de compresibilidad 0,288

Tabla 4. Propiedades del N2 (Morales, 2011)

La principal fuente del N, es, pues, el aire, y el gas natural. Otras fuentes
naturales que contienen nitrégeno son las proteinas de las plantas, animales y restos
fosilizados de plantas vivas como el carbén, es importante mencionar que el N, de la
atmosfera se recicla en la naturaleza bajo dos formas principales: el amoniaco y los

nitratos (Textos cientificos, 2006).

Al igual que en el caso del Dioxido de Carbono, el Nitrogeno puede ser

inyectado de forma miscible o inmiscible, ambos conceptos definidos anteriormente,
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por lo que en esta seccion se hara mencién solo a las particularidades que presentan

ambos fendmenos en el caso del Nitrogeno.

e Tipos de desplazamiento con Nitrégeno
En todos los procesos de recuperacion secundaria y/o mejorada de
hidrocarburos por inyeccion de gas, el fluido desplazante empuja al fluido desplazado
creando un frente de desplazamiento, el cual es de tipo miscible o inmiscible, debido a
los objetivos de este trabajo especial de grado, se hara un especial enfoque en los

procesos miscibles.

v' Desplazamiento inmiscible: en este caso se busca que mediante un proceso
inmiscible entre el fluido desplazante (N,) y el desplazado (petréleo), se modifique la
relacion de movilidades a un desplazamiento favorable al petréleo. Este tipo de
desplazamiento se puede utilizar para mantenimiento de presién y mejoramiento en la
segregacion gravitacional (Morales, 2011).

v Desplazamiento miscible con N,: dos fluidos son miscibles cuando se pueden
mezclar en todas proporciones y todas las mezclas permanecen en una sola fase,
debido a que solo resulta una fase de la mezcla de los fluidos miscibles, no existe una
interfase entre ellos y consecuentemente no existe tension interfacial entre los fluidos;
una condicion para que los fluidos sean miscibles es que exista cierta afinidad quimica
entre las fases, es decir, entre el N, y el petrdleo. En general, menor presion minima

de miscibilidad se obtiene con CO, y mayor con N, (Morales, 2011).

Los conceptos de miscibilidad, asi como los tipos, presidon minima de

miscibilidad, son los mismos que para la inyeccion de CO, vistos en la seccidn anterior.

e Factores que afectan la presion minima de miscibilidad con N,

Las limitaciones por disponibilidad y costos del gas natural y del CO, han
permitido que el N, sea una alternativa econdémica y viable para la recuperacion
mejorada de petréleo mediante un desplazamiento miscible, por tanto un criterio
importante para su uso es la presion minima de miscibilidad, es por ello que se deben

mencionar algunas de las condiciones que favorecen la miscibilidad del petréleo con
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el Ny, los cuales incluyen presiones relativamente altas o crudos volatiles, ricos en
componentes livianos e intermedios (C2-Cs), esto obliga a que lo los yacimientos deben
ser los suficientemente profundos para que su formacién productora soporte la alta
presion requerida para alcanzar la miscibilidad (Morales, 2011).

Los principales factores que afectan la magnitud de la presion minima de

miscibilidad para este tipo de proceso son los siguientes:

v La composicion del petroleo del yacimiento y del fluido desplazante.

v' La temperatura del yacimiento, para el N, la presion minima de miscibilidad
puede disminuir al aumentar la temperatura del yacimiento, ya que la
solubilidad del N en los hidrocarburos aumenta para temperaturas mayores de
100 °F.

v" Manteniendo otros factores constantes, la presion minima de miscibilidad
aumenta cuando el peso molecular promedio de la fraccion C»-Ca en el petroleo
disminuye, ya que el tamafio de la zona bifasica se incrementa.

v El tamafio de la zona bifasica aumenta (por lo tanto, también la presion minima
de miscibilidad) al disminuir la densidad del crudo, o bien, al incrementarse el
peso molecular de la fraccion pesada.

Con excepcion de aquellos yacimientos de caracteristicas favorables, es comun
el surgimiento temprano del Nitrégeno inyectado, asi como bajas eficiencias de
barrido, ocasionando que grandes cantidades de petréleo queden sin contactar. En afios
recientes el énfasis ha ido cambiando al uso de gases no hidrocarburos de menor valor,
como CO;, N,, y gases de combustion. Aunque el N, y los gases de combustion no
recuperan petréleo tan eficiente como los gases hidrocarburos o CO,, su economia

resulta generalmente mas favorable (Morales, 2011).

Para determinar esta presion minima de miscibilidad se han utilizado
correlaciones, al igual que en el caso de inyeccion de CO,, las cuales permiten tener
una idea de dicho valor sin necesidad de realizar un ensayo experimental, las

correlaciones mas utilizadas son presentadas en la siguiente seccién.
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Correlaciones para estimar la Presion Minima de Miscibilidad con N:

Existen algunas correlaciones, que de acuerdo a Morales (2006), son las méas

relevantes, las cuales permiten determinar la presion minima de miscibilidad, cuando

el gas desplazante es el N, presentadas a continuacion:

v Correlaciéon de Glaso (1990): desarrollé una correlacién para determinar la

presion minima de miscibilidad con N, a partir de datos de estudios de desplazamiento

publicados en la literatura y datos de desplazamiento realizados durante su

investigacion. La presion minima de miscibilidad esta dada como una funcién de la

temperatura del yacimiento, % molar del metano y % molar de los componentes

intermedios en el fluido del yacimiento. Sus correlaciones estan dadas para crudos

menores de 40°API 0 mayores a este valor:

a)

b)

Para densidades menores a 40°API
PMM = (80,14 + 35,25« PM + 0,76 * PMZ) x 14,5
donde:

0,88
M * T0,11

Cc7+
PM =————
0,64 _ 0,33

C * C

2-6 1

Para densidades mayores a 40°API

PMM = (—648,5 + 2619,5 — 1347,6 * PM?) * 14,5

donde:
0,48
PM = Mc7+
= 7025 C;)'_lez % Cf,42
donde:
PMM (psi)

T: Temperatura, (°F)
C1: concentracién del metano, (% molar)

C2-Cs: concentracion de Intermedios, (% molar)
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MCy-+: peso molar del heptano plus.

v" Correlacién de Firozabadi y Azis (1986): estos investigadores, a través de sus
experimentos, lograron darse cuenta que los tres pardmetros que afectaban en mayor
proporcion la miscibilidad de contacto multiple de un yacimiento cuando se inyectaba
N, 0 gas de combustion eran: la cantidad de componentes intermedios en el petrdleo,
su volatilidad y la temperatura del yacimiento. Los componentes intermedios en el
fluido de un yacimiento se definen generalmente como la fraccion del C; al Cs, CO,,
y H,S, los cuales mejoraron el desarrollo de miscibilidad con altas concentraciones en
el petrdleo del yacimiento. Se observo que excluyendo al Cs de los intermedios,
mejoraba la correlacion de la presion minima de miscibilidad, por lo que los

intermedios en este trabajo se definieron como C; al Cs, CO, y H,S. la correlacion es

la siguiente:
CCZ — CCS CCZ - CC5 ?
— _ 3 (L& &0 3 (&2 0
PMM = 9433 — 188 * 10 (Mm . TO,ZS) +1430 = 10 (Mm . To,zs)
donde:
PMM (psi)

T: Temperatura, (°F)
C2-Cs: concentracion de componentes intermedios, (% molar)
MCy-+: peso molar del heptano plus.

v' Correlacién de Hanssen (1988): la correlacién simple sugerida por Firozabadi
(1986) pudo predecir razonablemente bien los resultados realizados en el trabajo de
Hanssen (1988). Reteniendo su simplicidad y generalidad, la correlacion se mejoro
incluyendo los datos de este trabajo y algunas ligeras modificaciones. En esta
correlacion se tomé como los componentes intermedios del C2-Cs, que es la definicién

mas comun. La ecuacion es mucho mas simple que las anteriores:
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C. — (. \ 05236
PMM = 0,05216 * (#)

c7+ *T
donde:

C2 —Ces: es la concentracion de los componentes intermedios (incluyendo al

CO,) en el petroleo, (% molar)
MC7.+: es el peso molar de la fraccion pesada
T: es la temperatura (°K).

v" Correlaciéon de Hudgins (1990): junto a sus colaboradores desarrollaron un
estudio de laboratorio de inyeccion miscible de N, para procesos de recuperacién
mejorada de crudo liviano. Ellos establecieron que la composicion del fluido del
yacimiento, especialmente la cantidad de C:-Cs son los principales componentes que

afectan la miscibilidad. Siendo su correlacion:

PMM = 5568e Rl + 3641 R?

_ 792,06 x C,_s5
B Mczy + T2

2,158 % 10° % ;%%
B M7, * Tf0'25

donde:
Cu: es la fraccion molar de metano en el crudo
C2-Cs: es la fraccion molar del etano a los pentanos (incluyendo CO, y H,S)
Tf: es la temperatura del yacimiento (°F).

Como se menciono anteriormente, dichas correlaciones permiten tener una idea
de la presion minima de miscibilidad necesaria en los desplazamientos miscibles,
forma bajo la cual sera desarrollada la inyeccion en este trabajo especial de grado. Asi

mismo, deben conocerse otros topicos, que juegan un papel fundamental en la decision
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y viabilidad de aplicacion del proyecto, tal es el caso de los procesos bajo los cuales
puede ser separado el Nitrogeno que sera utilizado en el proceso de inyeccion, esto serd

estudiado en la siguiente seccion.
Consideraciones importantes:

La diferencia principal entre la separacion de N, para uso convencional o para
la recuperacion mejorada, es que se tiene un incremento planeado con el tiempo en la
concentracion de N, del gas de alimentacion que va a las plantas de separacion, la
variacion en los procesos radican en la naturaleza del proceso de recuperacién mejorada
que se va a implementar (Morales, 2011). EI N, es inyectado a través de una serie de
pozos inyectores al yacimiento posicionados, para forzar el movimiento del petréleo
hacia los pozos productores. Al inicio, puede 0 no existir una pequefia cantidad de N,
en el petroleo y gas producidos, pero inevitablemente, éste comenzara a moverse hasta
Ilegar a los pozos productores, cuando el contenido de N, incrementa sustancialmente,
alcanzara un punto en el cual la produccién deja de ser econdmicamente rentable, y el

proyecto se detenga (Morales, 2011).

Comparacion entre las inyecciones de Didxido de Carbono y Nitrégeno en
yacimientos petroleros

A continuacion se presentard una tabla resumen con las principales
caracteristicas que deben ser tomadas en cuenta en los procesos de inyeccion de ambos
gases, las principales consideraciones técnicas y razones de factibilidad para la
ejecucion de los proyectos que requieran tales inyecciones bajo un desplazamiento

miscible.
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Parametros de jerarquizacion

Viscosidad (cP) a
condiciones del yacimiento
Gravedad API
Saturacidn de petréleo
residual (%)
Profundidad (pies)

Temperatura (°F)

Presién actual del

yacimiento

Mineralogia

Estructura y caracteristicas

Composicién del crudo

Capa de gas

Acuifero asociado

Fuente

Didxido de Carbono

Nitrogeno

Rango de valores

<12
>30
>25

>3000

No es critica

Mayor a la PMM, normalmente
Se requieren presiones mayores a
1500 psi

Areniscas, calizas y dolomitas

Yacimientos altamente
fracturados se consideran

desfavorables

Bajo contenido de asfaltenos,
alto porcentaje de hidrocarburos
livianos
Factor desfavorable
No es critica
Mas dificil y costo de obtener
que el Nitrdgeno, este es factor
gue en la mayoria de los
proyectos dificulta la viabilidad
para inyeccion de Dioxido de

Carbono

<0,4
>35
>40

>6000
No es critica
Es mas dificil alcanzar la

PMM miscibilidad con

Nitrégeno, por lo que se
requieren mayores presiones
que con el Didxido de Carbono
Areniscas y carbonatos
Carbonatos con canales o
fracturas de alta
permeabilidad, el buzamiento
de la estructura no es relevante
este

para tipo de

desplazamiento

Alto porcentaje de

hidrocarburos livianos

Factor desfavorable

No es critica

Abundante fuente, mas
econdmica y desarrollada en
procesos de recuperacion
mejorada que el Dioxido de

Carbono

Tabla 5. Comparacion entre la inyecciéon de CO, y N, (Fuente propia, 2018)

Después de haber estudiado los principales tdpicos asociados a las rocas

carbonaticas, los yacimientos naturalmente fracturados, y la inyeccion de CO, y N,
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ahora es importante estudiar la herramienta que permitira el estudio de estos dos
procesos de recuperacion mejorada, por tanto se debe hacer un estudio acerca de los

simuladores que permiten llevar a cabo dicho modelado.

d) Simulacién de yacimientos naturalmente fracturados

La simulacion numérica consiste en inferir el comportamiento real de un
yacimiento a traves de la construccion y operacion de un modelo fisico, conceptual o
numérico, con el fin de realizar predicciones futuras al yacimiento bajo diferentes
esquemas de produccion. Esta técnica se basa en describir adecuadamente los procesos
de flujo y comportamiento de fases que tienen lugar en el yacimiento a través de un
conjunto de ecuaciones diferenciales, ecuaciones de estado y derivadas parciales
(ecuaciones de conservacion de masa y/o energia) sujetas a diferentes suposiciones
(Colina, 2009).

La técnica de simulacion de yacimientos desempefia un importante papel en la
industria petrolera ya que a través de ella se realizan procesos de gerencia de
yacimientos con la finalidad de administrar, monitorear y evaluar el desempefio del
yacimiento, de acuerdo al o los diferentes esquemas de produccion planteados.
Igualmente a través de esta técnica se pueden establecer mecanismos de produccion y
de aqui su cuantificacién con lo cual se estima el factor de recobro aplicable al
yacimiento con el objetivo de obtener finalmente las reservas (Manual de Computer
Modelling Group, 2005). Los objetivos de la simulacion de yacimientos son:

Reproducir el comportamiento del yacimiento.

Determinar escenarios 0ptimos de explotacion.

Estimar el recobro de petréleo bajo ciertas condiciones.

Determinacion de las reservas recuperables.

Evaluar los efectos de modificaciones en las condiciones de operacion.

Comparar diferentes esquemas de recuperacion secundaria y/o terciaria.

SR N N N N SR

Estimar los efectos de localizacion y espaciamiento entre pozos.
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Tipos de simuladores numéricos de yacimiento

Actualmente existen diferentes tipos de simuladores de yacimientos los cuales
son clasificados en petrdleo negro, composicional, térmico y quimico, de acuerdo a las
caracteristicas de flujo de los fluidos y del comportamiento en la transferencia de masa
y calor, y por ende el comportamiento de las fases fluyendo en el yacimiento. La
seleccion del simulador depende basicamente de las caracteristicas del yacimiento a
modelar, del proceso de recuperacion a aplicar y de los datos disponibles, todo esto con
la finalidad de obtener resultados representativos del yacimiento. Los tipos de

simuladores son:

v Simulador de Petr6leo Negro (Black Oil): son frecuentemente utilizados para
simular procesos isotérmicos, de flujo simultaneo de petrdleo, gas y agua debido a las
fuerzas gravitacionales, viscosas y capilares, teniendo como principal suposicién que
la composicion de los fluidos en el yacimiento (petroleo, gas y agua) no varia
significativamente con la disminucion de presion. En general sirve para modelar
desplazamientos inmiscibles de fluidos, es decir, no hay intercambio de masa 0 cambio
de fases (Gammiero, 2018).

v" Simulador Térmico: permite considerar la variacion de temperatura como una
variable adicional en el tiempo y en el espacio, igualmente, toma en cuenta la
transferencia de calor y el flujo de fluidos, asi como las reacciones quimicas. Los usos
practicos de este simulador estan ubicados dentro de los procesos de simulacién de
inyeccion de vapor de agua, agua caliente y combustion en situ (Gammiero, 2018).

v Simulador Composicional: son utilizados en el estudio de desarrollo de
yacimientos de gas condesado y petréleo volatil, como en procesos de recuperacion
mejorada por desplazamientos miscibles y/o de inyeccion de gas, debido a que este
considera la variacion en la composicion de los fluidos en las fases de gas y liquido.
La transferencia de masa entre cada uno de los elementos es calculada en fracciones
molares de cada componente individual o seudocomponentes, combinando dos 0 mas

de los componentes hidrocarburos individuales (Gammiero, 2018).
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v Simulador Quimico: permite considerar las reacciones entre los componentes
constituyentes de las fases que representan los fluidos del yacimiento. Son usados en
procesos de inyeccion de surfactantes, polimeros, emulsiones, sistemas gelificantes y

flujo de compuestos alcalinos (Gammiero, 2018).

Se hara especial énfasis en los simuladores composicionales, para cumplir los
objetivos planteados en este trabajo especial de grado, ya que se llevard a cabo la
inyeccion de Didxido de Carbono y Nitrégeno en un yacimiento perteneciente a la zona
Sur de México.

e Simuladores de yacimiento composicionales

Estos simuladores representan el flujo multifasico y la transferencia de masa
interfacial de cada componente en un sistema hidrocarburo. Esto implica que en
cualquier momento dado, el simulador detecta el movimiento del fluido y establece el
estado de equilibrio de los fluidos del yacimiento en los puntos discretos. En cualquier
nodo, la presion de la fase, la saturacion de la fase y la composicion total se calculan
como una funcién del tiempo. En sistemas como los procesos de inyeccion miscible,
los efectos composicionales son significantes y afectan tanto los mecanismos de
transporte y el transporte en masa de las fases involucradas, es decir el comportamiento
de fases del sistema juega un papel importante en los mecanismos de distribucion del
fluido y de transporte. Los simuladores numéricos son generalmente més complicados

y requieren un grado mas alto de madurez numérica y sofisticacion (Fanchi, 2006).

Un modelo de simulacion de yacimiento composicional se requiere cuando los
efectos de transferencia de masa significante en la interface ocurren en el proceso de
desplazamiento del fluido. Este modelo generalmente define tres fases (gas, crudo y
agua) pero las composiciones reales de las fases crudo y gas son explicitamente
reconocidas debido a su comportamiento PVT mas complicado. Eso es, los
componentes separados (C1, C2, C3, etc.) en las fases crudo y gas son explicitamente
detectados (Fanchi, 2006).

La conservacion de masa se aplica a cada componente en vez de solo al crudo,

gas y agua, como en el modelo de petrdleo Negro o Black Oil.
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Limitaciones de los simuladores de yacimiento composicionales

Existen ciertas limitaciones inherentes en usar los simuladores de yacimiento
composicionales. Las dos limitaciones principales son los requerimientos de tiempo
excesivo del CPU y el problema de describir adecuadamente el comportamiento de

fases del fluido.

v Generalmente, los requerimientos de tiempo del CPU incrementan
exponencialmente como el numero de componentes del fluido aumenta. Se puede
aliviar este problema al agrupar el sistema en unos pocos pseudo-componentes. Esto
requiere la prueba rigurosa para asegurar que el sistema pseudo-sistema imita el
comportamiento de fases original dentro del rango de presion y temperatura que esta
siendo simulado.

v En la simulacién composicional, generalmente se trata al petréleo como una
mezcla de componentes discretos limitados. Pero de hecho, es una mezcla continua.
El método estandar para manejar este problema es el uso de la fraccion heptano plus
(C7+). Sin embargo, las dificultades con frecuencia surgen de asignar los parametros

necesarios a este pseudo-componente (Fanchi, 2006).

De acuerdo a Fanchi (2006), el uso de pseudo-componentes reduce el nimero
de ecuaciones de flujo y también el tiempo de computo, pero puede solamente

aproximar el comportamiento fisico del sistema.

e Modelo de Doble Porosidad en los simuladores de yacimientos fracturados
Basandose en la teoria de flujo de fluidos en medios porosos fracturados
desarrollada en 1960 por Barenblantt y Zheltov, Warren y Root introdujeron el
concepto de modelos de doble porosidad en la ingenieria de yacimientos. EI modelo
idealizado de una red de fracturas, altamente interconectadas, la cual se abastece de
fluido de numerosos bloques de matriz, se muestra a continuacion, figura 26, (Arana,
et. al., 2013).
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Yacimiento Real Yacimiento Idealizado

fractura

fractura

vugulos matriz matits

Fig. 26. Modelo de doble porosidad (Arana, et. al., 2013)
En un modelo de doble porosidad, los bloques de matriz almacenan el fluido y

las fracturas lo conducen hacia los pozos (Arana, et. al., 2013), como se muestra a

continuacioén, figura 27,

Gk
- L
—  Fluido de la Matriz Y
= !

N

. Transporte del fluido -
por las fracturas /

\

Fig. 27. Sistema matriz-fractura (Arana, et. al., 2013)

Este tipo de yacimientos probablemente genera los sistemas mas complejos.
Desarrollar una descripcion detallada y confiable del sistema matriz-fractura,
modelarlo lo méas cercano posible a la realidad y evaluar la confiabilidad de los
resultados de la simulacién, son problemas extremadamente dificiles. La orientacion,

el ancho y el espaciamiento de las fracturas son necesarios para describir el sistema de
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fracturas y para definir la configuracién geométrica de los bloques de la matriz.
Ademas, algunas propiedades como porosidad, permeabilidad y funciones de
saturacion de cada blogue de matriz, deben ser definidas como si fueran para
yacimientos no fracturados (Arana, et. al., 2013).

El flujo hacia los pozos se da principalmente a través del sistema de fracturas.
La permeabilidad efectiva de éste, casi siempre es mucho mayor que la permeabilidad
del bloque de matriz. La mayor parte de los fluidos estan contenidos en los bloques de
la matriz, debido a que la porosidad de las fracturas es mucho menor a la de éstos. Asi,
la transferencia de fluidos de la matriz hacia las fracturas es necesaria para obtener una
recuperacion significativa de hidrocarburos (Arana, et. al., 2013).

En las secciones anteriores se llevo a cabo la explicacion de los topicos tedricos
mas importantes a considerar en cualquier proyecto de recuperacion mejorada que
amerite la inyeccion de Didxido de Carbono o Nitrégeno en yacimientos petroleros, asi
como la herramienta que va a ser utilizada en los capitulos posteriores para estudiar sus
efectos en el yacimiento seleccionado. Es por tanto, que en el siguiente capitulo que
corresponde a la Metodologia implementada, se describiran todos los procedimientos
bajo los cuales se cubriran los objetivos especificos planteados en este trabajo especial
de grado.
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CAPITULO 111

METODOLOGIA

En este capitulo se describirdn detalladamente cada uno de los aspectos
relacionados con la metodologia a fin de lograr los objetivos propuestos, para lo que es
importante mencionar a qué nivel se hace referencia, por lo que se puede definir como
un trabajo del tipo experimental y documental, ya que de acuerdo a Fidias (1999), la
investigacion experimental es un proceso que consiste en someter a un objeto o grupo
de individuos a determinadas condiciones o estimulos (variable independiente), para
observar los efectos que se producen (variable dependiente); y la investigacion
documental es aquella que se basa en la obtencién y andlisis de datos provenientes de
materiales impresos u otros tipos de documentos.

Para poner en contexto esta investigacion, se hard una breve descripcién de lo
que se tiene, comenzando con que este trabajo especial de grado corresponde a un
trabajo de reingenieria sobre un modelo de simulacién ya establecido (modelo estatico
y dindmico), al que por medio de la herramienta de simulacion Computer Modelling
Group (CMG), se le implementard un proceso de inyeccion miscible de gases inertes
para mejorar la productividad del yacimiento, el mismo se encuentra ubicado en la
Region Sur de México y cuyas caracteristicas geoldgicas y estructurales seran
explicadas mas adelante. Para llevar a cabo dicho proyecto, se plantearon ciertos
objetivos cuya metodologia de ejecucion sera explicada en las secciones siguientes.

Para los dos primeros objetivos que consisten en la recoleccion de informacion
del yacimiento y revision bibliografica disponible referida a yacimientos naturalmente
fracturados e inyeccion de gases como mecanismos de recuperacion mejorada, se
consideran de nivel documental, basado en la investigacion de autores y trabajos

previos referentes a dichos topicos, con la finalidad de armar el marco tedrico necesario
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para entender y poder justificar los principales fendmenos y procesos que ocurren a
nivel de subsuelo en los yacimientos naturalmente fracturados y su respuesta ante la
inyeccion de gases.

Consecuentemente, los objetivos que indican validacion de los datos de fluido
y roca fluido, anélisis de sensibilidades y validacion por medio de la simulacion, se
consideran en el nivel experimental, ya que se basan en datos recolectados, valoracion
de yacimientos vecinos y datos utilizados para modelar el yacimiento en forma estéatica
y dinamica, se podran hacer ajustes sobre el modelo y posterior sobre las gréaficas del
comportamiento del yacimiento en cuanto a produccion, presion, saturacion, entre
otras, para dar un valor agregado a dicho modelo y ademas esto permitira entender la
dindmica del yacimiento ante las fracturas, cbmo afectan las mismas a la produccién y

cuél es la metodologia idonea para modelarlas.

Validacion de los datos roca-fluido como curvas de permeabilidad relativa

con sus puntos extremos o “end points”, mojabilidad y curvas de presion capilar

Este objetivo permitira corroborar que las caracteristicas que muestra el modelo
de simulacién inicialmente, obedecen al comportamiento que tedricamente se ha
estudiado en el capitulo anterior, en base a trabajos y experiencias de otros autores en
el area de yacimientos naturalmente fracturados en carbonatos, se llevara a acabo de la

siguiente manera:

a) Validacion de las curvas de permeabilidad relativa
En principio lo que se busca con esta validacion es determinar si la mojabilidad
reportada es representativa del yacimiento en estudio, si el valor de la saturacién de
petrdleo residual es alta para justificar la aplicacion de un proceso de recuperacion
secundaria 0 mejorada y la consistencia de los valores de permeabilidad relativa en los
puntos de saturacion de agua irreducible y saturacion de petréleo residual, para ello lo
primero que se evaluaran son los llamados “End Points”, que corresponden a los cuatro

puntos finales de las curvas de permeabilidad relativa, siendo estos:
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Siw (Saturacion irreducible de agua)

v

v" Sor (Saturacion residual de Petréleo)

v Kro (Permeabilidad relativa del petr6leo en el punto de Siw)
v

Krw (Permeabilidad relativa del agua en el punto de Sor)

Los mismos seran mostrados en la figura 28 siguiente:

1.0 Kro

x
(=]
o Krw
x\-
o]
0 Siw Sar 1.0

S

w
Fig. 28. Curva de permeabilidad relativa y sus “End Points” (Vegas, 2016)
Como se trata de un yacimiento naturalmente fracturado, se hara la separacion
entre la validacion de la curva de permeabilidad relativa de la matriz y de la de la

fractura:

1) Permeabilidad relativa de la matriz

Segun Madrid (2012), en sistemas preferencialmente mojados por petroleo,
como es este caso de estudio, correspondiente a un yacimiento carbonatico
naturalmente fracturado, el rango de saturacion irreducible de agua es menor que en el
caso de sistemas mojados por agua, usualmente entre 0,05 y 0,1, con un promedio
cercano a 0,15 mientras que las saturaciones residuales de petréleo estan en el rango
entre 0,1 y 0,5, con un promedio de 0,25; con respecto a los puntos de permeabilidad
relativa se espera que la permeabilidad relativa al petrdleo en el punto de saturacion
irreducible de agua sea 1, aunque no es un valor fijo ya que segun Toro y Martins
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(2011) este valor normalmente estd comprendido entre 0,7 y 1; con respecto al valor
de permeabilidad relativa al agua en el punto de saturacion de petréleo residual se debe
verificar que este sea menor al valor de permeabilidad relativa al petroleo, normalmente
este valor se encuentra entre 0,3 y 0,5 de acuerdo a Toro y Martins (2011). Basado en
esta referencia se hara la evaluacion de los “End Points” de la curva de permeabilidad
relativa de la matriz del yacimiento en estudio.

Por otro lado, se hara la verificacion de la mojabilidad del sistema, tomando en
cuenta lo dicho en el marco tedrico, los yacimientos carbonaticos naturalmente
fracturados suelen ser mojados por petréleo o en el mejor de los casos de mojabilidad
mixta, por lo tanto esto debe ser confirmado. El valor de la saturacion a la cual Krw y
Kro son iguales, es decir el punto de interseccidn entre las curvas, en conjunto con los
puntos finales de Kro y Krw esta relacionado con la condicion de mojabilidad de la
roca, y el mismo sera utilizado para validar y caracterizar al yacimiento como ole6filo

(mojado por petrdleo) o hidréfilo (mojado por agua).

2) Permeabilidad relativa del sistema de fracturas
Para hacer la validacién de la curva de permeabilidad relativa de la fractura, se
utilizara lo visto en el capitulo anterior donde se definié un comportamiento del fluido
de tipo segregado en estas curvas, dando una forma caracteristica a las mismas, esta

sera la base para hacer la validacion.

b) Validacion de las curvas de presion capilar

El principal valor que se les da a las curvas de presion capilar es que permiten
determinar la zona de transicion y la ubicacion de los contactos de los fluidos, en este
caso al igual que en las curvas de permeabilidad relativa, se hara la verificacion de las
mismas en el sistema matriz y en las fracturas, donde se podréa identificar si las mismas
son representativas del tipo de yacimiento al que se va a realizar el estudio, debido a
que en el capitulo anterior se dieron algunos lineamientos que rigen el comportamiento
de estas en sistemas naturalmente fracturados, asi mismo en base a la forma de la curva
se podra interpretar la heterogeneidad del yacimiento (baja o alta porosidad) y se podra

hacer una interpretacion en base a dicha forma del tipo de proceso de desplazamiento
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(imbibicidn o drenaje). En base a la curva de presion capilar del sistema de fracturas se
verificara la existencia 0 no de zona de transicion, para de igual forma validar la

representatividad del yacimiento carbonatico naturalmente fracturado en estudio.

Validacion de los datos de fluidos del modelo, referente a valores obtenidos
del PVT del modelo, valores de viscosidad y API

La validacion de los datos de fluidos del modelo lo que busca es determinar
qué tan representativas fueron las muestras tomadas del yacimiento, con la finalidad
de conocer si las mismas van a mostrar el comportamiento de los fluidos en forma
adecuada. Los parametros a validar seran presion de burbuja (Pb), Relacién gas
petroleo en solucidn (Rs), densidad del petroleo (po) y gravedad API.

Los resultados a validar fueron obtenidos de un PVT recombinado es decir
incluye prueba de liberacion diferencial la cual serd validada por el método de la
Funcién Y y la prueba de separadores que serd validada por el método de balance de
materiales.

v Validacion de la prueba de separadores (liberacion instantanea): la prueba
consiste en separaciones instantaneas (flash) que se realizan en un separador en el
laboratorio, la misma sera validada por medio de la Funcion Y, la cual permitira validar
la presion de burbuja (Pb) resultante del PVT, el método consiste en graficar los
valores obtenidos de la Funcion Y versus la presion registrada, la linealidad obtenida
del grafico dara idea de qué tan adecuada ha sido la presion de burbuja estimada,
también dicha linealidad es mostrada cuando el crudo tiene poca cantidad de
componentes no hidrocarburos y las mediciones en el laboratorio fueron hechas con
precision (Gammiero, 2018); la recta sera determinada con minimos cuadrados, por
medio de la herramienta Excel, si el grafico obtenido tiene un comportamiento lineal

la prueba es valida; la funcion Y es mostrada en la siguiente ecuacion:
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Donde:

Pb: presion de burbuja

P: presion a la cual la funcion “Y” esta siendo calculada

V/Vb: es el volumen correspondiente a la presion P relativo al volumen medido
a la presion de burbuja.

En caso de no obtener linealidad en el gréfico, se considerara que el analisis es
inconsistente. Si la curvatura no es muy severa, se puede corregir la presion de burbuja

para hacer la curva rectilinea.

v Validacion de la prueba de liberacion diferencial: esta prueba consiste,
basicamente, en un estudio de expansidn a composicion variable, la cual se realiza en
el laboratorio para simular el comportamiento de los fluidos en el yacimiento durante
el agotamiento de presion. La misma seré validada por medio del método de balance
de materiales, el cual consiste en verificar si la relacién gas petroleo en solucién
experimental de la prueba de liberacion diferencial es igual a la relacion gas petréleo
en solucion calculada por balance de materiales; la informacion requerida para aplicar
el método es: gravedad API del crudo residual, relacion gas petrdleo en solucion a
diferentes presiones, factor volumétrico de formacion del petroleo a diferentes

presiones y la gravedad especifica del gas liberado en cada etapa de la liberacion.

El recélculo de la prueba de liberacion diferencial, por medio del balance de
materiales, se inicia desde la presion mas baja de la tltima etapa de expansion, es decir,
desde presién y temperatura atmosféricas y termina a la presion de burbujeo y
temperatura del yacimiento. Se tomara como base para el calculo 1 litro (1000 cm3) de
petrdleo residual a condiciones normales (60 °F y 14.7 Psia) se tiene entonces:

g
cm3

Mo1 = (Yo * pw) +1000cm?

La gravedad especifica del petréleo (y ) sera calculada a partir de la gravedad
API segun:

141,5

Yo = 1315+ API
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A condiciones atmosféricas, la masa de gas disuelta en el petroleo es cero, luego
se cumple que:
mgy =0; Vg1 =0; Rsy =0
Al pasar a temperatura del yacimiento y la primera etapa de presurizacion cierto
volumen de gas entra en solucion en el petréleo. La masa en gramos de la fase liquida

a esta nueva presion sera:

g
cm3

La masa de gas a estas condiciones es igual a la diferencia entre la masa de

* 1000cm?3

Mo = (Boai * Poai)

[13%3]

petroleo a la presion correspondiente a la etapa “i” menos la masa de petroleo a la
presion correspondiente a la etapa “i-1”. La masa de gas en gramos se calculard asi:
my; = (mo; — mgp;—1)
La masa de gas se usa para estimar el volumen de gas y posteriormente la
relacion gas petréleo. Conocida la masa de gas, se debera dividir por su densidad para

encontrar el volumen gue esa masa de gas ocupa:
Vo= mgi _ mgi
= =
Pgi  Vgi * Paire

La densidad del aire se puede estimar como el cociente entre el volumen que

ocupa una libra-mol de aire a condiciones normales dividido por el peso molecular del
aire:
28,96 lb/mol
Paire = 379 4 pie3 /mol
El volumen de gas en solucion a esas condiciones viene dado por:

v 3794 Mgl _ 0,02881 14
. o 3k = —_—
9t 2896 %4547 ygai Ygai

La relacion gas petroleo (Rs) en PC/Bbl (1 barril es aproximadamente
equivalente a 159 litros) es entonces:
Ry = (Rsqi—1 + 159V;)
Este procedimiento se repetird hasta que se hayan cubierto todas las etapas de

despresurizacion de la prueba. La diferencia entre los valores calculados y los
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experimentales no debe exceder nunca de 5%. En caso de que la diferencia exceda el
5% la prueba sera descartada (Barrientos, 1997).

Seguidamente el siguiente objetivo sera desarrollado de la siguiente manera:

Estudio de los pardmetros o propiedades que tienen mayor influencia sobre
los resultados de la simulacion en yacimientos naturalmente fracturados, con la

finalidad de utilizarlos en el analisis de sensibilidades

Para abordar este objetivo, se haréd uso de trabajos previos, con la finalidad de
poder identificar cuales pardmetros podrian ser utilizados en los trabajos de simulacién
de yacimientos naturalmente fracturados para ofrecer escenarios de produccion
posibles en el caso de tener incertidumbre en los datos necesarios para armar los

modelos estéticos y dinamicos.

Una vez estudiados estos parametros y su respuesta en el comportamiento
productivo del yacimiento o factor de recobro, se generara un diagrama de
jerarquizacion, que permita visualizar cuales son los parametros de mayor incidencia

sobre el factor de recobro en este caso de estudio.

En el siguiente objetivo se explicara cémo serd el procedimiento para

sensibilizar los datos.

Ejecucion por medio de la simulacion del yacimiento sensibilidades y
validacion de los datos

De acuerdo a lo propuesto en la descripcion de la metodologia a seguir en el
objetivo anterior, los pardmetros a evaluar por medio del analisis de sensibilidades en
el simulador CMG, seran los que de acuerdo a trabajos anteriores han ofrecido mejores
respuestas en el aumento del factor de recobro y también aquellos parametros que de

acuerdo al criterio de esta investigacion presenten mayor incertidumbre.
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En la figura 29 se muestra un ejemplo de la metodologia a utilizar para el
andlisis de sensibilidades y su respuesta en el factor de recobro, tomando la presion

inicial del yacimiento (Pi).

Fig. 29. Metodologia para el analisis de sensibilidades (Fuente propia, 2018)

Finalmente una vez validados y analizados todos los datos del yacimiento
utilizados en el modelo y con base a la recopilacion documental previamente hecha se
cubriran los dos ultimos objetivos propuestos, que consisten en la seleccion de posibles
areas pilotos para la inyeccién de CO2 y Nz, y la realizacion de predicciones de
produccion con fines de evaluar las mejoras del factor de recobro; estos dos se lograran
mediante la herramienta de simulacion de yacimientos, poniendo especial atencion

sobre la respuesta a la productividad una vez inyectados ambos gases, probando los
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pozos mas productivos en este tipo de sistemas y finalmente concluyendo qué resulta

lo 6ptimo, por tanto estos objetivos también alcanzaran un nivel experimental.

Seleccion del area piloto para la inyeccion de COz2y N2

Para comenzar a describir la metodologia que sera seguida para cubrir este
objetivo, se hara la descripcion geoldgica y estructural de la region donde esté ubicado
el yacimiento M2813, en la Region Sur de México.

Para Pemex el territorio nacional se encuentra dividido en regiones, dentro de
las cuales se encuentra la Region Marina Noreste, Region Marina Suroeste, Region
Norte y la Region Sur (figura 30) (Altamirano, et. al., 2012).

"
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Golfo de México

Fig. 30. Regiones de México (Altamirano, et. al., 2012)

La Region Sur tiene una superficie aproximada de 390.000 Kmz?, y comprende
los estados de Guerrero, Oaxaca, Veracruz, Tabasco, Campeche, Chiapas, Yucatan y
Quintana Roo, y se ubica en la porcién Sur-Sureste de la Republica Mexicana. El
yacimiento M2813 pertenece al activo integral Bellota-Jujo, el mismo se encuentra
localizado dentro del area llamada Region Sur. Administrativamente, esta region esta
conformada por un Activo Regional de exploracion y cinco activos integrales: Bellota-
Jujo, Cinco Presidentes, Macuspana, Muspac y Samaria-Luna (Altamirano, et. al.,
2012), figura 31.
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Fig. 31. Ubicacion geografica del Activo Integral Bellota-Jujo (Altamirano, et. al., 2012)

El activo integral Bellota-Jujo cuenta con 34 campos (1 enero del 2012), este se
encuentra principalmente sobre el area geoldgica denominada cuenca del sureste pero
en especifico sobre el Pilar Reforma Akal que se encuentra en al area Chiapas-Tabasco,
donde la secuencia estratigrafica estudiada corresponde a rocas que varian en edad
desde Calloviano hasta el Mioceno Superior. Las rocas carbonatadas del Cretéacico
Inferior (calizas clasticas, micritas con miliélidos y dolomias de plataforma) cubren la
parte alta del Jurasico Superior (Tithoniano) y permanecen infrayacientes a las
diferentes facies sedimentarias identificadas en el Cretacico Medio, constituyendo en
conjunto las rocas productoras en esta porcion de la provincia. El Cretacico Medio se
constituye por una seccion de calizas dolomiticas y dolomias que contienen bandas de
pedernal negro-blanco y capas de lutitas negras carbonosas y bentonita verde
(Altamirano, et. al., 2012).

La apertura del Golfo de México y la zona de subduccion de la Placa de Cocos
y del Caribe; han interactuado y regido los principales eventos tectonico-sedimentarios

gue han controlado la estratigrafia del sureste de México, figura 32.
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Fig. 32. Columna estratigrafica del area Mesozoica Chiapas-Tabasco (Cdrdova, et. al., 2011)

La asignacion del campo MX-1 cubre un area de 82.7 km? y geograficamente
se encuentra en el estado de Tabasco, a 36 km al sureste de la ciudad de Comalcalco y
a 7 km de la ciudad de Cardenas, dentro del area que cubre el Activo de produccion
Bellota-Jujo; a esta asignacion pertenece el yacimiento M2813, el cual seréa el objetivo
de estudio en este trabajo especial de grado, esta zona esta caracterizada por ser de
rocas carbonatadas naturalmente fracturadas de bajas porosidades y permeabilidades,
formada estructuralmente por numerosos pliegues asimétricos con presencia de fallas
normales.
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Todo lo anteriormente dicho, lleva a mencionar aquellos aspectos de mayor
relevancia que serdn tomados en cuenta en la seleccion del area piloto para la aplicacion
del proceso de recuperacion mejorada por inyeccion de gases inertes (CO, y N,), siendo

el siguiente procedimiento el seguido:

1) Estudio de la zona en general

2) Seleccién de la zona de mayor permeabilidad y porosidad, tanto de matriz
como de fractura

3) Para la seleccion de esta zona debe ser tomada en cuenta la distancia con
respecto al acuifero, para evitar irrupcion temprana en la zona piloto y con ello
disminucion de la eficiencia del proceso de recuperacion mejorada

4) La zona piloto debe estar alejada de las fallas, para evitar pérdidas del gas de
inyeccion

5) Lainyeccion debe realizarse en zonas bajas del yacimiento para evitar que por
segregacion gravitacional, el gas inyectado se vaya al tope de la estructura por
diferencia de densidades, antes de cumplir con lo propuesto en el proceso

6) Seleccion del arreglo de pozos, que no serd mayor a 7 pozos.

Una vez seleccionada la zona piloto y el arreglo bajo el cual seré llevado a cabo
el proceso de inyeccion, por medio de la herramienta de simulacion CMG, se realizaran
las predicciones de produccion, a través de la evaluacion de casos: base o agotamiento
por recuperacién primaria, de desarrollo de perforacién de nuevos pozos y de inyeccion
de gases, con fines de evaluar las mejoras del factor de recobro.

El procedimiento comenzara con el estudio del caso base por recuperacion
primaria, seguidamente seran puestos a trabajar aquellos pozos seleccionados para la
inyeccion con la finalidad de determinar pardmetros 6ptimos de produccion e inyeccion
bajo este esquema y con ello concluir su impacto en el comportamiento del factor de

recobro del yacimiento en estudio.
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CAPITULO IV

ANALISIS DE RESULTADOS

En este capitulo se mostraran los resultados obtenidos de: (1) La validacion
Ilevada a cabo sobre los datos que se utilizaron para la construccion del modelo estatico
y dindmico, lo que permitira conocer los fendmenos que ocurren en el yacimiento
carbonatado naturalmente fracturado; (2) Los resultados obtenidos tanto del analisis de
sensibilidades por medio de la simulacién de yacimientos como los resultados de la
inyeccion de gases inertes (Nitrogeno y Dioxido de Carbono).

Primeramente, los resultados obtenidos de las validaciones de los datos

utilizados en la construccién del modelo de simulacioén:

1. Validacién de los datos roca-fluido como curvas de permeabilidad relativa
con sus puntos extremos o “End Points”, mojabilidad y curvas de presion

capilar

a) Validacion de la curva de permeabilidad relativa de la matriz
En este aspecto es importante mencionar que la curva fue suavizada y ademas
normalizada, esto con la finalidad de disminuir el tiempo de computo y problemas de
atasco durante la simulacion, dando como resultado la grafica mostrada en la figura
33.
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kr - relative permeablty
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Fig. 33. Curva de permeabilidad relativa de la matriz (Fuente propia, 2018)

La gréfica demuestra el comportamiento esperado y descrito en el capitulo
anterior, cuando se hizo la descripcion de las caracteristicas mas relevantes de este tipo
de curvas para el sistema en estudio, asi como los valores esperados en sus “End
Points”, pudiendo definirlos en este caso de la siguiente manera:

Swi (Saturacion irreducible de agua): 0.1 0 10%

Sor (Saturacion residual de petréleo): 0.35 0 35%

Kro (Permeabilidad relativa del petroleo en el punto de Swi): 1

Krw (Permeabilidad relativa del agua en el punto de Sor): 0.23

Los “End Points”, estan en el rango fijado en la metodologia como esperados,
(Swi entre 0.05 y 0.1; Sor entre 0.1 y 0.5, Kro entre 0.7 y 1y, finalmente, Krw entre
0.3 y 0.5), excepto la permeabilidad relativa al agua (Krw) que arrojé un valor por
debajo al rango esperado, el mismo sera analizado mas adelante. Todos estos resultados
permitieron inferir que en el caso de la matriz los datos reportados son representativos
de un yacimiento carbonatico naturalmente fracturado, en este caso lo que se buscara
es disminuir la saturacion de petroleo residual por medio de la inyeccion de gases
inertes. Asi mismo en este grafico, se pudo identificar la tendencia de la mojabilidad
de la roca, entendiendo asi que el yacimiento es oleofilo, es decir mojado por petroleo,

ya que al analizar la posicion del 50% de saturacion de agua, y trazar una linea vertical
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se observa que la primera curva en cortarse es la de petréleo. Sin embargo, hasta este
punto es importante hacer las siguientes menciones con respecto a la mojabilidad que
muestra el sistema y es que las rocas yacimiento son estructuras complejas, que a
menudo comprenden una diversidad de tipos de minerales, tal es el caso de los
carbonatos, donde cada mineral puede tener una mojabilidad diferente, lo que hace que
el cardcter de la mojabilidad de la roca compuesta sea dificil de describir;
habitualmente, los constituyentes primarios de los yacimientos (cuarzo, carbonato y
dolomia) son mojables por agua antes de la migracion del petréleo, con esto lo que
quiere decirse es que la roca de este sistema era mojada por agua (hidréfila), esto
fundamentado en los trabajos de autores como Abdallah et. al., (2007) y Salgado et.
al., (2005), quienes, para sustentar lo anteriormente dicho, plantearon las siguientes
hipétesis:

La primera es que el cambio en la mojabilidad inicial de la roca pudo estar
relacionado con la historia de saturacion, de modo tal que las superficies de poros que
habian sido contactadas previamente por agua pueden ser mojadas por petroleo, pero
nunca las superficies contactadas por petréleo pueden ser mojadas por agua,
adicionalmente, la mojabilidad de los carbonatos también es influenciada por las
interacciones especificas con los acidos carboxilicos y por la reactividad de los
minerales carbonatados.

La segunda hipotesis esta relacionada con la profundidad, ya que la mojabilidad
puede variar con ésta, con una mayor preferencia de la mojabilidad por agua cerca de
la base de la zona de transicion, y una mayor preferencia de la mojabilidad por petréleo
cerca del tope, es decir, el resultado de esta mojabilidad podria estar influenciado con
el lugar de la toma de muestra del nucleo; donde las zonas méas altas poseen mayor
presién capilar, lo que puede contrarrestar la presion de separacion y desestabilizar la
pelicula de agua, permitiendo que los componentes activos en superficie, presentes en
el petroleo, contacten la superficie de la roca, haciendo una analogia, en una posicion
mas baja de la estructura, las superficies solidas retienen en su mayoria la pelicula de

agua.
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Por otro lado, la evaluacion de los “End Points” permite tener una idea de la
historia de saturacion del yacimiento en estudio, determinar la viabilidad de aplicacion
de procesos de inyeccién de agua y posterior recuperacion mejorada, permiten
determinar la preferencia de movimiento de fases dentro del yacimiento, hacer
evaluaciones de reservas, y finalmente representan un parametro para correlacionar
otras propiedades (Crotti et. al., 2000).

Continuando con el analisis de la figura 33, los puntos extremos de saturacion
(saturacion irreducible de agua y saturacion residual de petroleo), representan el limite
de saturacién en que los fluidos dejan de comportarse de manera estatica para presentar
movilidad dentro del sistema poral, siendo la saturacion irreducible de agua 10%,
normalmente este valor suele ser mas bajo en sistemas mojados por petrdleo que por
agua donde normalmente alcanza 25%, asi mismo la saturacion residual de petréleo en
este sistema alcanzd 35%, esto sefiala baja eficiencia de desplazamiento del sistema, lo
que permitid corroborar que la aplicacion de un proceso de recuperacion mejorada seria
satisfactorio, por tanto, una vez llevado a cabo el proceso de inyeccion de gases inertes,
se estimaria, que esta saturacion de petroleo residual disminuyera en un importante
porcentaje, incorporando asi reservas al historial de produccion de este yacimiento.

Por su parte, los otros puntos extremos que representan los valores de
permeabilidad relativa a cada fluido dentro del sistema (permeabilidad relativa al agua
y permeabilidad relativa al petréleo), demuestran que para una saturacién irreducible
de agua de 10%, la permeabilidad relativa al petréleo es maxima igual a 1, luego de ahi
comienza a disminuir abruptamente porque el agua comienza a fluir (normalmente, la
movilidad del agua es méas favorable), sin embargo, evaluando la permeabilidad
relativa al agua en la saturacién irreducible de agua ésta s6lo alcanz6 0,23; lo que
permitio identificar que el sistema presenta menor tendencia al flujo de agua a pesar de
ser el fluido no mojante que ocupa los poros mas grandes dentro del yacimiento, asi

mismo permitid predecir una baja irrupcion de agua en el mismo.
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b) Validacion de la curva de permeabilidad relativa de la fractura
Asi mismo, fue obtenida la curva de permeabilidad relativa del sistema de

fracturas, mostrada en la figura 34:

ki - relative permeability

Fig. 34. Curva de permeabilidad relativa de la fractura (Fuente propia, 2018)

En esta grafica pudo ser evidenciado el efecto de flujo que se presenta en las
fracturas como consecuencia de la permeabilidad de estas, dando lugar al tipo de flujo
segregado, es decir el flujo de fluidos a través de las fracturas se encuentra gobernado
por la gravedad; por otro lado, la forma de la grafica permite inferir la manera en la
cual estan distribuidas las fracturas en el niacleo, mostrando una tendencia en la
direccién axial del mismo (figura 5). La mojabilidad en este grafico no es evaluada ya
que su resultado no seria concluyente del sistema, pues como se menciond, el flujo que
se presenta en las fracturas es segregado y los fluidos se distribuirdn de acuerdo a su

densidad y a los efectos de gravedad.
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¢) Validacion de la curva de presion capilar de la matriz
Dicha curva es mostrada en la figura 35.

Peow (psi)

Fig. 35. Curva de Presion capilar de la matriz (Fuente propia, 2018)

El principal objetivo del analisis de las curvas de presion capilar es, en
principio, determinar la zona de transicion, la profundidad de contacto de los fluidos y
ademas la forma de la curva da idea de la distribucién de porosidades del sistema; de
acuerdo al reporte dado con el cual fue construido el modelo, los valores de porosidad
oscilaban entre 0.1% y 10.1%, sin embargo, al hacer un anélisis de la grafica de presion
capilar y entendiendo que esta es inversamente proporcional al radio de poro, se
verifico que ambas situaciones no eran congruentes. Trejo (2010) en su trabajo de
investigacion, plante6 que pequefios tamafios de granos o de poro con altas
permeabilidades de la roca estaban relacionados con bajas presiones capilares, con esta
hip6tesis aunado al hecho de que es un yacimiento carbonatado (alta heterogeneidad)
y ademas naturalmente fracturado (alta permeabilidad en el sistema de fracturas), se
pudo discernir que el nucleo tomado para hacer el analisis de presion capilar era de una
zona de alta densidad de fractura, lo que aumento el valor de permeabilidad que con la
baja porosidad del sistema, dio como resultado el tipo de grafica mostrado en la figura

41. La forma de la curva es caracteristica de una roca mojada por petréleo (Abdallah
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et. al., 2007), por su parte, se determind que la curva fue obtenida bajo un proceso de
imbibicion ya que al igual que en la curva de permeabilidad relativa el proceso termina
a la misma saturacion de petroleo residual (tomando en cuenta que ambas curvas

estaban normalizadas).

d) Validacion de la curva de presion capilar de la fractura
Dicha curva es mostrada en la figura 36.

Peowi (psi)

Fig. 36. Curva de Presion capilar de la fractura (Fuente propia, 2018)

Como era de esperarse, en la curva de presion capilar de la fractura la zona de
transicion desaparecio, debido a que los fluidos en esta zona estan ubicados totalmente
por su densidad, por tanto, de acuerdo con la experiencia de diversos autores, dicha
curva presenta un plano horizontal donde todas las presiones medidas en el fluido
debian ser iguales por presion hidrostatica, tal efecto pudo ser evidenciado en la grafica
mostrada en la figura 36.

Una vez validadas las curvas relacionadas con las propiedades roca-fluido del
sistema, se llevara a cabo la validacion de los datos de los fluidos, inherente al siguiente

objetivo.

87



2. Validacion de los datos de fluidos del modelo, referente a valores obtenidos
del PVT del modelo, valores de viscosidad y API

Para la validacién de los datos de fluidos, se llevo a cabo el andlisis de una
prueba de Presion, Volumen y Temperatura (PVT) recombinada, realizada en uno de

los pozos del yacimiento. La validacién se llevé a cabo de la siguiente manera:

a) Resultado de Prueba de liberacion instantanea (flash)
Fue validada por medio de la Funcion Y. La prueba de liberacion instantanea
dio como presidn de burbuja (Pb) 4760.53 Ipc a la temperatura del yacimiento de 296,6
°F. Los resultados, se muestran en la tabla 6, y en la figura 37 el gréfico de la funcion
Y.

Validacion de la Prueba de Liberacion Instantéanea
P(Kg/lcm?) | V/Vb @ 296,6 °F| P (Ipc) | FunciénY
334.7 1.000 4760.53851
316.4 1.022 4500.25212 | 2.6290
281.2 1.077 3999.59196| 2.4709
210.9 1.265 2999.69397| 2.2151
140.6 1.712 1999.79598| 1.9389
112.5 2.076 1600.12125| 1.8356
91.4 2.513 1300.00962| 1.7594
Tabla 6. Datos de la prueba de Liberacion instantanea a 296,6°F (Fuente propia,
2018)
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Validacion de la Prueba de Liberacion Diferencial
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Fig. 37. Validacion de la prueba de Liberacion Instantanea a 296,6°F (Fuente propia, 2018)

La linealidad del grafico resultante indica que la presion de burbuja estimada
mediante la prueba de liberacion instantanea (flash) era representativa de las
caracteristicas del fluido en el yacimiento y que el fluido presentaba bajo contenido de
componentes hidrocarburos pesados, asi mismo permitié identificar que las mediciones
de presion y volumenes relativos, el momento de toma de la muestra y las condiciones

de presion y temperatura bajo los cuales se llevo a cabo el proceso fueron adecuados.

b) Resultado de la validacion de la prueba de liberacién diferencial

Se realizd por medio del método de la ecuacién de balance de materiales, al
igual que en el caso anterior, fue disefiada una hoja de Excel para llevar a cabo tal
validacion, con la metodologia descrita en el capitulo anterior. Los datos necesarios
para realizar la misma fueron: gravedad API del crudo residual, relacion gas petroleo
en solucién a diferentes presiones, factor volumétrico de formacion del petréleo a
diferentes presiones, gravedad especifica del gas liberado en cada etapa de la liberacion
y densidad del petroleo medida, teniendo los siguientes datos de la prueba, los cuales

se muestran en la tabla 7:

Gravedad API: 39
Temperatura de la prueba: 296.6 °F
Densidad del agua: 1gr/cc

Volumen de la muestra de crudo: 1000 cc
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Punto Presion | Presion Rs Bo D_ensidad GEg
(Kg/cm?)|  (Ipc) | (PCN/BN) | (BY/BN) | (oil) (gr/cc)
1 1.1 15.6 0.0 1.111 0.776 2.284
2 35.2 500.7 427.3 1.479 0.726 0.972
3 70.3 999.9 592.4 1.586 0.699 0.874
4 140.6 1999.8 953.4 1.800 0.654 0.872
5 210.9 2999.7 1406.0 2.072 0.610 0.906
6 281.2 3999.6 2101.1 2.497 0.561 1.026

Tabla 7. Datos de la prueba de Liberacion Diferencial (Fuente propia, 2018)

Como se observa en la tabla 8, el error promedio es mayor al 5% lo que indica
que la prueba no puede ser tomada como valida o representativa, por tal razon, lamisma
compafiia encargada de llevar a cabo el analisis PVT del fluido del yacimiento, hizo la
correccion de la prueba, mostrando en su informe (Pemex Reservoir Fluid PVT &
Miscibility Studies, 2004), valores corregidos de la relacién gas petroleo en solucion,

asi como del factor volumétrico de formacion para cada paso de presion (tabla 9).

Balance de materiales
mo2 (gr) | mgi(gr) | Vagi (PCN) Rsdi Error
(PCN/BN)

829.9 0.0 0 0 *
1073.8 243.8 7.228 1149.246 62.82%
1108.6 34.9 1.149 1331.967 55.53%
1177.2 68.6 2.266 1692.288 43.66%
1263.9 86.7 2.758 2130.780 34.01%
1400.8 136.9 3.844 2742.028 23.371%

43.88%

Tabla 8. Validacion de la prueba de Liberacién Diferencial (Fuente propia, 2018)
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Presion Rs Bo
(Ipc) (PCN/BN) | (BY/BN)

15.6 0.0 1.000
500.7 70.7 1.082
999.9 190.9 1.160
1999.8 455.4 1.317
2999.7 786.1 1.516

3999.6 1294.8 1.826

Tabla 9. Valores corregidos de Rs y Bo para la Prueba de Liberacion Diferencial (Fuente

propia, 2018)

De acuerdo con las figuras 38 y 39, se pudo verificar que la cantidad de gas

obtenida por medio de la prueba de liberacion diferencial era mayor a la que realmente

tenia el fluido del yacimiento, por esta razén las densidades medidas tanto del petréleo

como del gas son diferentes, en el caso del petroleo la densidad aumenta. La empresa

encargada del muestreo y analisis no reporto ambas densidades luego de la correccion

para con ello validar estos nuevos valores de Rs y Bo.
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Fig. 38. Variaciones del Rs en la validacion del PVT (Fuente propia, 2018)
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Fig. 39. Variaciones del Bo en la validacion del PVT (Fuente propia, 2018)

Al analizar ambos gréficos (figuras 38-39), se demostré que la correccion no se
realizd ajustando la presion de burbuja ya que esta si era representativa del yacimiento,
situacion verificada por medio de linealidad de la Funcién Y; el ajuste fue hecho
proporcionalmente con ambos valores, Rs y Bo, pues ambas curvas (sin corregir y
corregidas), son paralelas.

Para garantizar la representatividad del fluido del yacimiento en el modelo de
simulacion, por medio de la herramienta WINPROP de CMG, se llevé a cabo un
proceso de regresion repetitivo, que consisti en ajustar variables como Presidn critica,
Volumenes, Temperatura critica, entre otros, hasta que los datos experimentales
coincidieran con los ajustes de la herramienta computacional, los datos ajustados
fueron presion de saturacion, temperatura del yacimiento, factor volumétrico de
formacion, relacion gas petroleo en solucion, viscosidad y volimenes relativos; todo
esto permitié garantizar que la ecuacién de estado describia adecuadamente las
caracteristicas del fluido. Por medio de los experimentos de liberacion diferencial,
expansion a composicién constante (CCE) y presion de saturacion, fue llevado a cabo

el proceso de regresion iterativa, los resultados son mostrados a continuacion.
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c) Prueba de Expansidn a composicidn constante

Con este experimento se garantizo que los volimenes relativos dados en el PVT

fueran congruentes con los utilizados en el modelo de simulacidn, ver figura 40.
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Fig. 40. Regresion de los VVolumenes Relativos obtenidos del PVT (Fuente propia, 2018)

d) Prueba de Liberacién diferencial

La importancia de utilizar el proceso de regresion con esta prueba es que
permitio garantizar que la relacion gas petroleo en solucion (Rs), el factor volumétrico
de formacion (Bo) y la viscosidad del petroleo, obtenidas del PVT fueran representadas

adecuadamente en el modelo, ver figuras 41-42.
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Fig. 41. Regresién del Bo y Rs (ROV y GOR respectivamente) obtenidos del PVT
(Fuente propia, 2018)
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Fig. 42. Regresion de la viscosidad del fluido obtenida del PVT (Fuente propia, 2018)

La ecuacion de estado fue ajustada para evitar atascos computacionales durante

las corridas de simulacién, por medio de la actualizacién de componentes pudieron ser

agrupados los componentes mas pesados del fluido, con ello se logré pasar de 40

componentes a 17, los cuales seran mostrados en la siguiente figura.
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Component Primary Secondary

co2 0.018852984 0.0
H28 0.013585831 0.0
N2 0.0045722516 0.0
CH4 0.52402635 0.0
C2H6 0.10455752 0.0
C3Ha8 0.059942822 0.0
IC4 0.011047929 0.0
NC4 0.026416334 0.0
IC5 0.011098285 0.0
NC5 0.01394838%9 0.0
FCB 0.020031296 0.0
CO7-C10 0.07545063 0.0
Cc11-C13 0.036388212 0.0
Cc14-Cc17 0.031482773 0.0
C18-C21 0.019105767 0.0
C22-C26 0.013695507 0.0
C27+ 0.015797113 0.0
Sum 0.9999999936 1]

Fig. 43. Ajuste de componentes para la Ecuacion de Estado (Fuente propia, 2018)

Una vez realizadas las validaciones necesarias para determinar la
representatividad de los datos, utilizados en la construccion del modelo, se llevé a cabo

el siguiente objetivo.

3. Estudio y descripcion de los parametros o propiedades que tienen mayor
influencia sobre los resultados de la simulacién en yacimientos
naturalmente fracturados, con la finalidad de utilizarlos en los analisis de

sensibilidades

La validacion de los datos fue fundamental en el andlisis del comportamiento
del yacimiento y posteriormente de los resultados, ya que permitié adaptar las
caracteristicas del fluido reportadas en el informe del PVT al yacimiento y con ello
garantizar la representatividad del mismo en el modelo de simulacidn, esto se logré por
medio de la herramienta WINPROP de CMG (figuras 40-41-42), cuyos resultados y
analisis se mostraron anteriormente. Seguidamente con los datos que fueron obtenidos
de la zona por medio de trabajos anteriores, se corroboraron las propiedades de la roca

y roca-fluido bajo las cuales fue construido el modelo de simulacion.
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Los parametros que generan mayor efecto en los analisis de sensibilidades para
inyeccion de gases inertes son: espesor de la formacion, presion inicial del yacimiento,
tasa maxima de inyeccion del gas, tasa de produccion y presion de fondo de los pozos,
esta seleccion esta basada en la relevancia de los mismos expresada en la literatura
(Monsalve, et. al., 2016). Asi mismo, por ser un yacimiento naturalmente fracturado se
agregaron otros parametros de analisis, los cuales fueron compresibilidad de la roca y
de las fracturas, y espaciamiento entre fracturas. El analisis se llevé a cabo sobre el
pozo C-143, que fue el que resulto mas prospectivo, y ademas la seleccion de un solo
pozo redujo los tiempos de computo. Con toda esta informacién se dio paso a la

realizacion del siguiente punto.

4. Ejecucion por medio de la simulacion del yacimiento sensibilidades y

validacion de los datos

El estudio y andlisis de los pardmetros mencionados, demostro que los procesos
de inyeccidén de gases inertes estan fuertemente afectados por el espesor de la
formacion productora, ya que un incremento en su magnitud dificultaria el cubrimiento
de la zona completa por el gas de inyeccion, lo que disminuye la efectividad del proceso
y la posibilidad de alcanzar la miscibilidad entre el gas y el crudo de manera uniforme
en el yacimiento, el analisis de sensibilidad con el simulador no pudo ser llevado a cabo
con este parametro debido a que el espesor de la formacidn no era uniforme, el modelo
geoldgico es real por tanto los espesores en cada punto del yacimiento variaban en
funcion de la deposicion del material.

Por otro lado, la siguiente variable de mayor influencia fue la presion del
yacimiento, pues esta esta relacionada con la probabilidad de que el proceso de recobro
con gas sea miscible, es decir, esta relacionada con la presion minima de miscibilidad,
recordando que mientras mayor sea la presion del yacimiento serd mas facil alcanzar
dicho valor sobre todo en la inyeccién de Nitrdgeno, la respuesta del yacimiento ante

la modificacion de este pardmetro puede ser observada en las figuras 44 y 45.
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Fig. 44. Petroleo producido acumulado. Presion inicial de 11000 PSI (Fuente confidencial,
2018)
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Fig. 45. Petréleo producido acumulado. Presion inicial de 7000 PSI (Fuente confidencial,
2018)

Se puede observar que a medida que aumenta la presion del yacimiento,
aumenta la recuperacién de hidrocarburo por desplazamiento miscible y viceversa, este
analisis fue hecho usando como gas de inyeccién Didxido de Carbono. Es notable que
cuando el yacimiento alcanza la presion minima de miscibilidad la produccion es nula.

El otro parametro de mayor relevancia fue la tasa de inyeccion de gas, pues esta
estd directamente relacionada con la cantidad de gas que ingresa al yacimiento, a
medida que esta aumenta mejora tanto la presion del yacimiento como la posibilidad
de cubrir mayor cantidad de hidrocarburo para lograr la miscibilidad, sin embargo, debe
ser tomada en cuenta la economia del proyecto, la disponibilidad asociada a la fuente
del gas de inyeccion y las instalaciones requeridas, la respuesta del yacimiento es

mostrada en las figuras 46 y 47.
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2018)
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Finalmente, el otro pardmetro de mayor influencia es la densidad de fractura,
pues esta controla el flujo de fluidos hacia los pozos productores, y también esta
relacionada con la pérdida de fluidos de inyeccion e incluso pérdida del fluido de la
formacion si no existen sellos robustos adyacentes al yacimiento objetivo. Al igual que
en el caso del espesor, el modelo en estudio no presentaba un valor constante de
densidad de fractura, lo que dificultd el analisis de sensibilidad sobre este pardmetro.

A continuacién, el objetivo a tratar se refiere a la zona seleccionada para la

aplicacion del estudio de simulacion.
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5. Seleccidn del area piloto para la inyeccion de COz2y N2

La seleccion de la zona piloto, se fundamentd, principalmente, en las
caracteristicas estructurales de la zona, asi como la posicion del sistema de fallas, las
zonas de mayor permeabilidad, la ubicacion del contacto agua-petroleo, entre otras
caracteristicas, para finalmente escoger el arreglo de pozos a utilizar en la zona piloto.
Para entender de mejor manera la estructura del campo y su posible forma de
explotacion, es importante hacer mencion de su sistema petrolero donde los principales
sistemas generadores del area son de edad Tithoniana pasando al periodo Cretacico
Inferior, aunque en este Gltimo su area de accion es muy restringida, siendo el de edad
Tithoniana el mas importante. Son calizas arcillosas depositadas en una cuenca
carbonatada sin oxigeno de alto contenido organico, de un Kerogeno de tipo Il cuya
generacion principal es de hidrocarburos liquidos; por su parte, la roca almacenadora
la constituye principalmente las dolomias fracturadas distribuidas en las edades del
Kimmeridgiano al Tithoniano pasando hasta el periodo Cretacico Inferior, las de edad
correspondiente al Tithoniano presentan fracturamiento menor al de edad
Kimmeridgiano, sin embargo, su permeabilidad es muy buena y, finalmente, la roca
sello esta constituida por rocas arcillosas del periodo Cretécico tardio y las lutitas de la
época del Terciario, hacia la parte inferior de la secuencia sedimentaria, las evaporitas
de edad Oxfordiana constituyen el sello (Cérdova, et. al., 2011).

En la parte especifica de los yacimientos de interés, las zonas del campo MX-1
donde las columnas del periodo Cretacico Inferior y Jurasico Superior no alcanzaron
el grado de dolomitizacién y fracturamiento suficientes para permitir el llenado y
acumulacion de hidrocarburos, constituyen sello local para las acumulaciones del
campo (Cérdova, et. al., 2011).

La asignacion, del yacimiento M2813, es productora de petroleo ligero de 39°
API en rocas carbonatadas naturalmente fracturadas de los periodos Cretécico Inferior
y Jurésico Superior Kimmeridgiano, con espesores netos de 780 pies y 453 pies

respectivamente, con un rango de porosidad entre 0.1% y 10%, la permeabilidad
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promedio es de 10 mD y un promedio de saturaciones de agua entre 10% y 25%
(Pemex, 2016).

El campo MX-1 estd limitado por un anticlinal de rumbo sureste, con una
componente vertical de desplazamiento de aproximadamente 3280 pies y un
buzamiento entre 15 y 20 grados. El pliegue es asimétrico; su flanco frontal tiene un
buzamiento de 8 a 13 grados, pero el buzamiento de su flanco nororiental sélo es de 4
a 6 grados. ElI campo esta delimitado hacia el este por una falla normal, mientras que
su extension hacia al noroeste no se conoce. Las fallas normales del interior del campo
son interpretadas por Petrdleos Mexicanos como fallas de crecimiento, puesto que hay
cambios de facies y de espesor de las rocas Cretécicas a través de ellas (Suter, et. al.,
2012), (figura 48).
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Fig. 48. Mapa estructural campo MX-1 (Suter, et. al., 2012)

El yacimiento M2813, esta constituido principalmente por un pliegue que
muestra depresiones en diferentes zonas como resultado de agentes tecténicos, cuyo

alto estructural mas importante se encuentra hacia el suroeste de la estructura, separado
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por un sistema de fallas normales, que de acuerdo a su interpretacién son sellos
estructurales, en direccion noreste y este-oeste, asi mismo, existe una falla hacia el
norte de la estructura con direccion este-oeste, que podria considerarse el sello
estructural hacia esa zona, pues los pozos productores estan ubicados hacia la region

sur, delimitados por las fallas normales antes mencionadas, (figura 49).

Fig. 49. Yacimiento M2813 (Fuente confidencial, 2018)

Entendiendo las principales caracteristicas estructurales del campo, se
selecciond como zona piloto la ubicada en la region suroeste (figura 50) indicada con
un circulo, donde predomina una depresion estructural, pero cuya ubicacion
corresponde a una de las zonas mas altas de la estructura y alejada del sistema de fallas,
las cuales podrian originar la pérdida del gas de inyeccion antes de cumplir su funcion
dentro del yacimiento, asi mismo es una zona alejada del contacto agua petréleo. Sus
pozos se ubican a aproximadamente 18000 pies de profundidad. El arreglo escogido
para esta zona piloto es de cinco pozos, de una forma geométrica conocida, estos son
C-143, C-145, C-161A, C-201 como productores y para el inyector fue utilizado el
C-163A (figura 51).
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Fig. 50 Descripcidn de la zona piloto (Fuente confidencial, 2018)
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Fig. 51. Arreglo de cinco pozos (Paris, 2001)

Las razones de la eleccion de este arreglo se deben a que, es uno de los mas
utilizados por su alta conductividad, ya que la via de flujo mas corta es una linea recta
entre el inyector y el productor, lo que permite ademas tener una buena eficiencia de
barrido, que podria traducirse en un aumento del factor de recobro del yacimiento. Otra
de las razones de implementacion de este tipo de arreglo es que es muy flexible, al
permitir generar otros arreglos simplemente reorientando la posicién de los pozos
inyectores, esto s6lo si se considera que el caso base no proporciona resultados de
produccion de petrdleo positivos (Paris, 2001).
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Finalmente, seran mostrados y analizados los resultados inherentes al ultimo
objetivo en el que se propuso la inyeccion de gases inertes para aumentar el factor de

recobro del yacimiento objetivo.

6. Predicciones de produccion a través de la evaluacion de casos: base o
agotamiento por recuperacion primaria, de desarrollo de perforacion de
nuevos pozos y de inyeccion de gases, con fines de evaluar las mejoras del

factor de recobro

Para ser factible la aplicacion de este tipo de proceso de recuperacion mejorada,
debe ser tomada en cuenta, en primer lugar, la fuente del gas, lo que resulta
problematico en la mayoria de los proyectos. Sin embargo, México cuenta con
importantes sitios potenciales para el secuestro de Didxido de Carbono, sobre todo en
el subsuelo (almacenamiento geoldgico) en los yacimientos petroliferos agotados.
PEMEX tiene identificados 23 proyectos de captura de CO., el cual es proveniente de
las actividades de la industria petroquimica, manufactura y del cemento. En la frontera
entre EEUU y Meéxico existen plantas generadoras de energia pertenecientes a
compafiias americanas, las cuales pueden promover la captura e intercambio de CO: a
nivel Federal o Estatal hacia México.

De acuerdo a informacion disponible, es posible el secuestro geoldgico de CO:
mediante la inyeccidn de una corriente de gases de chimenea en el campo Cantarell,
para luego ser utilizado en procesos de recuperacion mejorada de hidrocarburos.
Existen numerosas fuentes de CO. cercanas al yacimiento, una de estas son los gases
de combustion procedentes de la planta de Nitrogeno en Atasta, donde se podria
capturar 1.4 millones de toneladas anuales de CO-, aunque el potencial de la region es
mucho mayor.

PEMEX, en el afio 2000, comenz06 una operacion de inyeccion de nitrégeno
para represionar yacimientos de Cantarell y aumentar la produccion por mas afios. El
nitrégeno es producido y comprimido desde la peninsula de Atasta, ubicada costa
adentro y enviado en tuberias hacia el campo Cantarell. Para la realizacion de este

proyecto, se requirié de la optimizacion y modernizacion de las instalaciones. Se
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instalaron 454 km de tuberias y se construyeron 28 plataformas marinas, se modernizo
la infraestructura de refinacién existente; también se incluy6 la construccién de una
planta de nitroégeno y dos plataformas de inyeccion. Se considera a Cantarell como un
posible candidato para un proyecto de secuestro geoldgico, porque posee una
extraordinaria ventaja sobre otros campos, como lo es el sofisticado nivel de datos
técnicos y cientificos, asi como la infraestructura actual que esta operando en el campo.

De acuerdo a estas consideraciones, las fuentes idoneas para la captura del CO
se localizarian en la region del Golfo de México e involucrarian principalmente al
sector industrial: plantas petroquimicas, refinerias, plantas de generacién eléctrica,
industrias quimicas, plantas de acero y de cemento.

Con todo lo expuesto anteriormente, lo que se quiere decir, es que es posible en
el yacimiento en estudio la aplicacion de este tipo de recuperacion mejorada, siempre
y cuando sea tomada en cuenta la fuente y los gastos de inversién y mantenimiento
puedan ser cubiertos por los ingresos del proyecto.

Para el estudio se hizo un andlisis de 4 pozos productores y un inyector (arreglo
de 5 pozos invertido), de cuyos productores se mostraran los historiales de produccion
en las siguientes figuras 52-53-54-55, correspondiente a los pozos C-143, C-145, C-
161A y C-201 respectivamente, hasta que alcanzaron su declinacion, el cual
corresponde al caso base de la investigacion, antes de la propuesta de inyeccion de

gases inertes.
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Fig. 52. Historia de produccion Pozo C-143 (Fuente confidencial, 2018)
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Fig. 53. Historia de produccion Pozo C-145 (Fuente confidencial, 2018)

Oil Rate SC (bbliday)
@

e L
B oo e
2
a
2
B4 S S S SN
a

soo4-- 4 - S

1980 2000 010 020 020
Time {Date)
Oil Rate 5C

Fig. 55. Historia de produccion Pozo C-201 (Fuente confidencial, 2018)

Las figuras mostradas demuestran el comportamiento inicial tipico de un
yacimiento naturalmente fracturado, con altas tasas de produccion en los primeros afos
de explotacion del yacimiento y con rapida declinacion de la misma, cuyas
caracteristicas fueron desarrolladas en el capitulo 2. En el caso particular del pozo

C-145 (figura 53), es evidente como un efecto de baja permeabilidad y baja
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conductividad de fracturas, que son quienes proporcionan el flujo hacia los pozos
productores, esté presente, debido al instantaneo cierre del mismo, esta hipotesis parte
del hecho de la alta heterogeneidad bajo la cual fue construido el modelo estatico del
yacimiento en estudio. Para el momento del cierre del Gltimo pozo (C-143), se habian
producido 10,5 MMBbls, obteniendo con ello un factor de recobro de apenas 11,9%,
sabiendo que el petréleo original en sitio reportado por el simulador fue de 88,4MMbls.
Este numero tan bajo en el factor de recobro, reiterd que la aplicacion de un proceso de
recuperacion secundaria 0 mejorada era oportuno para incluir reservas y reducir la
saturacion de petrdleo residual. La cantidad de petréleo producido acumulado puede

ser visualizada en la siguiente figura:
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Fig. 56. Produccién acumulada del campo para el caso base (Fuente confidencial, 2018)

Se observé en la figura 56, que la produccion del campo estaba en funcion del
sistema de fracturas, lo que permitid interpretar que en este yacimiento la matriz sélo
contribuyo al almacenamiento del hidrocarburo, por tanto, de acuerdo a la clasificacion
de Nelson (1999) y donde indica que el yacimiento puede ser denotado como de tipo
2.

Para llevar a cabo un proceso de inyeccion de gases miscibles, el primer aspecto
que debe ser tomado en cuenta es la presion del yacimiento para el momento en el que
se desea implementar el proyecto, ya que esta esta directamente relacionada con la
presién minima de miscibilidad (PMM), necesaria para garantizar tal desplazamiento;
de acuerdo al reporte PVT del fluido del yacimiento el valor de PMM correspondia a

4800 PSI, obtenido mediante la prueba de burbuja ascendente. A continuacion, se
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mostrard el comportamiento de presion mostrado por el sistema durante su fase de

produccion primaria:
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Fig. 57. Comportamiento de la presion del campo para el caso base (Fuente confidencial,
2018)

Es importante mencionar, que cuando se desea llevar a cabo un proceso de
inyeccidn bajo condiciones miscibles, el caso base no es considerado desde el punto de
vista de agotamiento de presion, pues la funcion del fluido a ser inyectado no es de
mantenimiento de presion sino de obtencion de miscibilidad, es decir, el caso base
permite identificar hasta que momento la inyeccion puede ser llevada a cabo de forma
miscible y no el momento de declinacion de produccion para comenzar a inyectar el
gas, sabiendo esto a continuacion seran presentados los resultados y analisis referentes

a la inyeccion de Dioxido de Carbono y Nitrégeno.

¢ Resultados de la inyeccion de Dioxido de Carbono

Para llevar a cabo este proceso, fueron estudiados trabajos anteriores, con
objetivos similares, asi mismo se revisaron campos de caracteristicas comparables, con
la finalidad de establecer la tasa de inyeccion del gas adecuada para el nimero de
celdas asi como la estadistica de campos vecinos. Con una tasa de inyeccion de
5 MMpcd, fueron obtenidos los siguientes resultados de produccion en cada pozo. La
inyeccién de CO:se plante6 comenzar en el afio 2004, cuando ya tres de los pozos
productores estaban cerrados; tomando en cuenta el historial de produccion de los
pozos fueron establecidos como limitaciones o (“constraints”) que son parametros de
produccién u operatividad de los pozos (Tabla 10) y los resultados son mostrados en
las figuras 58-59-60-y 61.
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O Feads AC (obilday)

Pozos
Parametros C-143 C-145 | C-161A | C-201
Tasa de produccion 4000 800 14000 3000
maxima (STO max.) Bbls Bbls Bbls Bbls
Presion de fondo 1500 1500 1500 1500
Minima (BHP min.) PSI PSI PSI PSI

Tabla 10. Parametros de operatividad de los pozos (Fuente propia, 2018)
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Fig. 58. Respuesta de produccion del Pozo C-143, bajo la inyeccion de CO, (Fuente
confidencial, 2018)
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Fig. 59. Respuesta de produccion del Pozo C-145, bajo la inyeccion de CO, (Fuente
confidencial, 2018)
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Fig. 60. Respuesta de produccion del Pozo C-161A, bajo la inyeccion de CO; (Fuente
confidencial, 2018)
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Fig. 61. Respuesta de produccion del Pozo C-201, bajo la inyeccion de CO, (Fuente
confidencial, 2018)

Con los resultados arrojados de la simulacién pudo evidenciarse, que bajo
cualquier proceso de estimulacion, los pozos mantienen un comportamiento de
produccion similar al inicial, sin embargo en este caso pudo determinarse que la
produccion de petroleo bajo inyeccién de Didxido de Carbono a la tasa mencionada,
no logré mantenerse por mas de 4 afios, por lo menos bajo el esquema de inyeccién de
continua. El pozo C-145 permanecid sin produccion, lo que confirma la hipotesis
planteada a cerca de la permeabilidad y transmisibilidad de las fracturas planteada
anteriormente. Pudo restablecerse la produccion en los pozos y ello es reflejo de la
eficacia del proceso. Sin embargo pudo demostrarse que al alcanzar presiones por
debajo de 4500 PSI (por debajo de la presion minima de miscibilidad), los pozos
comenzaron a declinar hasta alcanzar produccion nula, lo que da idea de que el Dioxido
de Carbono no deberia ser utilizado en este tipo de yacimientos para mantener la
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presion del mismo y con ello la produccién, sino como generador de desplazamientos
sea en forma miscible o inmiscible. Se puede plantear la hipotesis de que la alta
heterogeneidad del yacimiento producto de su origen carbonatado y aunado al hecho
de ser un yacimiento naturalmente fracturado, pudo conducir a la pérdida o
adedamiento del gas de inyeccion hacia una zona de mayor permeabilidad, situacion
que comunmente suele presentarse en los yacimientos de esta naturaleza, esta hipétesis
es planteada debido al hecho de que el gas a pesar de presentar excelente movilidad
con respecto a los fluidos del yacimiento, tardo en la mayoria de los pozos, méas de un
afio para promover la recuperacion de hidrocarburos.

Segln Ortiz (2017), el disefio de una prueba piloto en yacimientos naturalmente
fracturados requiere de la amplia caracterizacion del sistema de fracturas asi como del
vasto conocimiento de la comunicacion entre las distintas zonas que pueden conformar
el yacimiento debido a la anisotropia, a las diferencias estructurales entre cada zona del
yacimiento, a los cambios de litologia y al sistema de fallas que pueden inducir a la
pérdida del gas de inyeccidn, pudiendo generar también zonas hidraulicamente
incomunicadas o parcialmente comunicadas.

En la figura 62, es mostrado el comportamiento del petréleo producido
acumulado durante el periodo de estudio del campo.
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Fig. 62. Factor de recobro bajo la inyeccion de CO- (Fuente confidencial, 2018)

El total de petroleo producido desde el momento de apertura de los pozos,
incluyendo la inyeccion de CO> fue de 14,3 MMBbls, lo que significa un aumento en

la cantidad de petréleo producido de 36%, es decir, este porcentaje esta asociado a los
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3,8 MMBbls producidos adicionalmente, alcanzando finalmente un factor de recobro
de 16,2%.

La variacion en la presion puede evidenciarse en la figura 63, donde puede ser
observado que la inyeccion no sirvio para restaurar la presion del yacimiento, al
contrario, el mismo sufrié una caida abrupta de la misma debido a la produccién de

hidrocarburo adicional, resultado de la inyeccién de Dioxido de Carbono de manera

miscible.
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Fig. 63. Variacion de la presion del yacimiento bajo la inyeccion de CO- (Fuente
confidencial, 2018)

La miscibilidad también pudo ser monitoreada por medio de la herramienta
Result 3D de CMG, donde se podia ir distinguiendo como la saturacion de petréleo
residual en el yacimiento fue reduciéndose, es evidente que cuando dicha saturacion
dejo de disminuir el proceso dejé de ser miscible.

Mostrados los resultados y andlisis inherentes a la inyeccion de Didxido de

Carbono, ahora se presentaran los provenientes de la inyeccion de Nitrogeno.
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¢ Resultados de la inyeccion de Nitrégeno

En los campos ubicados, sobre todo, en el Golfo de México, el uso del
Nitrégeno en la recuperacién de hidrocarburos, ha estado orientado a la parte
inmiscible, con la finalidad se coadyuvar en el mantenimiento de la presion de los
yacimientos, sin embargo, en este estudio el uso del Nitrégeno fue orientado hacia la
mejora de la eficiencia de desplazamiento del petroleo en el subsuelo.

En el caso de los procesos que involucran al Nitrégeno, la tasa a la cual es
inyectado, es mayor a la que podria utilizarse para recuperar la misma cantidad de
hidrocarburo con un gas mas pesado, como el Didxido de Carbono, esto se debe a que
es un gas muy liviano, y por ende se requiere mayor cantidad para aprovechar el
fendmeno de miscibilidad, asi mismo requiere mayor presion minima de miscibilidad
para alcanzar tal estado, esto fue estudiado en el capitulo 2.

Al igual que en el caso anterior, las limitaciones o también conocidos como
“Constraints” fueron conservados con los mismos valores, ya que la historia de
produccion era la misma y los pozos en cuanto a completacion y produccion también.
La tasa de inyeccién utilizada fue de 7 MMpcd, comenzando, igualmente, en el afio
2004. Los resultados de las tasas de produccion son mostrados en las figuras siguientes.
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Fig. 64. Respuesta de produccion del Pozo C-143, bajo la inyeccion de N (Fuente
confidencial, 2018)
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Fig. 65. Respuesta de produccién del Pozo C-145, bajo la inyeccion de N (Fuente
confidencial, 2018)
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Fig. 66. Respuesta de produccion del Pozo C-161A, bajo la inyeccién de N, (Fuente
confidencial, 2018)
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Fig. 67. Respuesta de produccion del Pozo C-201, bajo la inyeccion de N (Fuente
confidencial, 2018)

El primer aspecto a considerar en el analisis es el hecho de que aunque los pozos

presentaron menor recuperacion de hidrocarburo, la produccion se mantuvo por mas
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tiempo, y ello estd referido al hecho de la eficacia del uso del Nitrogeno como
conservador de la presion, a medida que el yacimiento alcanza la presion minima de
miscibilidad la recuperacién disminuye debido a que deja de favorecer el
desplazamiento miscible. Al igual que en el caso anterior (Inyeccion de CO.), a partir
del afio 2013 la produccidn es nula, este hecho podria estar referido a la pérdida del gas
de inyeccién hacia zonas de mayor permeabilidad o pérdida a través de la fallas
adyacentes. Sin embargo debe ser reconocido, la reactivacion a produccion de los
pozos. En los siguientes graficos se mostraran las respuestas de presion y factor de

recobro ante la inyeccion de este gas inerte.
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Fig. 68. Variacidn de la presion del yacimiento bajo la inyeccion de N (Fuente confidencial,
2018)

El trazado del comportamiento de la presion indica como el yacimiento al
percibir la inyeccion de Nitrogeno intento restaurarla, pero la densidad de fractura
motiva a la pérdida de la misma de forma abrupta. En los casos donde se desea

mantener la presion del yacimiento las tasas de inyeccién son mucho mas altas en
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comparacion con la inyeccion con fines miscibles o inmiscibles para mejorar el

desplazamiento del fluido del yacimiento.
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Fig. 69. Factor de recobro bajo la inyeccion de N2 (Fuente confidencial, 2018)

En este grafico se evidencia el aumento en el factor de recobro debido a la
inyeccion de Nitrégeno miscible, a pesar de ser bajo el aporte, si representa un
incremento, cuya factibilidad debe ser evaluada bajo un andlisis econémico. El
aumento en el petroleo producido alcanz6 12,3 MMBDIs al finalizar la operacion, lo
que significa un aumento en la produccion con respecto al inicial de 17% es decir
1,8 MMBbls, alcanzando finalmente un factor de recobro de 13,9%.

Una vez cubiertos los objetivos planteados en esta investigacion, en los
siguientes capitulos finales seran presentadas las conclusiones y posteriormente las

recomendaciones consideradas sobre este Trabajo Especial de Grado.
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CAPITULO V

CONCLUSIONES

Los yacimientos naturalmente fracturados representan uno de los desafios mas
importantes que hoy la industria petrolera enfrenta, y ello se debe precisamente a los
retos de ingenieria que imponen para recuperar su produccién una vez ha sido agotada
la energia natural del yacimiento.

Los carbonatos suelen presentar alta heterogeneidad relacionada
principalmente con la forma y lugar de deposicion de los sedimentos, esta alta
heterogeneidad aunada al hecho de ser fracturados por naturaleza cuando la
compresibilidad del material es muy baja, plantea uno de los escenarios de explotacion
con mayor grado de dificultad, representados por modelos de doble porosidad.

Se valid6 el modelo dindmico, verificando las caracteristicas comunes presentes
en los carbonatos fracturados que guardaran relacién con lo que mostraba el modelo
estatico-dinamico suministrado, tal es el caso de las curvas de permeabilidad relativa y
presion capilar, tanto en el sistema de fracturas como en la matriz, y el modelo de
fluidos.

Fueron analizados los “End Points”, resultando en Saturacion irreducible de
agua 0.1 o 10%, Saturacion residual de petroleo: 0.35 o 35%, Permeabilidad relativa
del petréleo en el punto de Swi: 1y Permeabilidad relativa del agua en el punto de Sor:
0.23; para determinar la cantidad de petréleo residual asi como la tendencia de
movimiento de los fluidos en el yacimiento, este aspecto es fundamental para
determinar la factibilidad de la aplicacion de procesos de recobro secundario o
mejorado. Asi mismo, el analisis de esta curva reflejo que la mojabilidad de la roca era
preferente al petroleo, cuya propiedad probablemente estaba asociada a la historia de
saturacion de la roca o al lugar de la toma de muestra del nucleo.

Seguidamente, la ecuacién de estado utilizada para representar el fluido del
yacimiento, de acuerdo al analisis PVT dado, fue ajustada de 40 componentesa 17, con

la finalidad de reducir los tiempos de simulacion y atascos computacionales. También
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las pruebas de liberacion diferencial, expansién a composicion constante (CCE) y
presion de saturacion, fueron utilizadas para llevar a cabo un proceso de regresion
iterativa, que permitié ajustar los valores de volumen relativo (Vr), relacion gas
petréleo en solucion (Rs), factor volumétrico de formacion del petrleo (Bo), la
viscosidad del petroleo (no) y la presion de burbuja (Pb), todo esto con el fin de
representar por medio de la herramienta WINPROP de CMG el fluido del yacimiento
lo més cercano a la realidad posible.

Se seleccion6 un area piloto en el yacimiento M2813 ubicado en la Region Sur
de Meéxico, que considerd un arreglo de 5 pozos invertido, basado en los pozos
existentes en el modelo de simulacion original, siendo estos C-143, C-145, C-161A,
C-201, y el pozo inyector en el centro del arreglo denominado C-143; el mismo fue
propuesto en la zona sur-oeste del campo MX-1, tomando en cuenta las caracteristicas
petrofisicas del lugar, posicion estructural, presencia de fallas y lejania con el contacto
agua-petroleo para evitar posibles irrupciones, para luego determinar si los procesos de
inyeccidn de gases inertes como el Dioxido de Carbono y Nitrégeno, resultarian en el
aumento del factor de recobro del campo.

Los pardmetros que tuvieron mayor efecto sobre los resultados de produccion
de petroleo por medio de la simulacion de yacimientos a través del analisis de
sensibilidades fueron el espesor de la formacion, la presion inicial del yacimiento, la
tasa de inyeccion y la densidad de fractura, considerados con el soporte de revision de
trabajos y experiencias anteriores. El andlisis de sensibilidad permitié reconocer que
un aumento en los parametros mencionados se traduciria en mayor recobro de petréleo,
pero para determinar hasta qué punto es factible el uso de los gases, por ejemplo en la
tasa de inyeccion, es necesario llevar a cabo un andlisis econdémico.

El factor de recobro alcanzado con sélo la historia de produccién de los pozos
hasta el afio 2005, fue del 11,9%, referente a un POES de 88,4 MMBbIs,
correspondiendo a 10,5 MMBDbls producidos desde el afio 1980.

Las tasas de inyeccion adecuadas para el nimero de celdas y condiciones de

subsuelo, y utilizadas con el soporte de trabajos anteriores en yacimientos de
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caracteristicas similares, correspondieron a 5 MMpcd desde el afio 2004 hasta el 2011
para el Diéxido de Carbono y de 7 MMpcd de Nitrogeno hasta el 2013 respectivamente.

Los resultados arrojaron que la inyeccion de Didxido de Carbono incremento el
factor de recobro del campo hasta el afio 2011 a 16,2% lo que signific6 unos 14,3
MMBBDbls producidos desde 1980 hasta la fecha mencionada. La inyeccion de CO., en
base a la respuesta de produccion mostrada por los pozos es funcional siempre y cuando
sea utilizada para mejorar la eficiencia de desplazamiento del fluido del yacimiento y
no como estrategia de mantenimiento de su presion.

La inyeccion de Nitrogeno demostré un incremento del factor de recobro de
hasta un 13,9%, lo que se tradujo en 12,3 MMBblIs hasta el 2013, a pesar de que la
recuperacion fue menor, se demostré la efectividad del uso del Nitrogeno en el
mantenimiento de la presion de los yacimientos, es decir, la caida de presion en los
pozos fue menos abrupta que en el caso del CO..

Se pudo evidenciar tanto en la inyeccion de CO2 como de N2, que cuando esta
dejaba de comportarse de manera miscible la produccion era nula, situacién muy
comun en los yacimientos naturalmente fracturados donde las fugas de gas hacia otras
zonas de mayor de permeabilidad e incluso hasta la superficie son recurrentes, por ello
la importancia de tener el yacimiento bien caracterizado. Otra caracteristica observada
fue que el comportamiento de los pozos bajo la inyeccién de gas era similar al

comportamiento bajo produccion primaria.
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RECOMENDACIONES

Se recomienda tener mas de una prueba de fluidos, con la finalidad de
compararlas en diferentes lugares del yacimiento, correspondientes a la misma zona
productora, pues ello permitira verificar la representatividad de las mismas y en el caso
de presentarse alguna duda poder utilizar correlaciones para corregir los datos que

generan incongruencias.

Estudiar otras posibles areas que permitan corroborar el estudio, utilizando no
solo el area considerada como de mayor prospeccion sino también aquellas donde las
condiciones del yacimiento no sean las méas favorables, como permeabilidad,
porosidad, profundidad, distancia con el contacto agua petréleo, entre otros, con la

finalidad de masificar la inyeccion

Considerar pruebas de presion que permitan determinar la conectividad entre
las areas del yacimiento separadas por fallas que pueden originar la pérdida del fluido

inyectado.

Estudiar la inyeccion de gases bajo diferentes esquemas, no sélo la inyeccion
continua, con la finalidad de disminuir la cantidad de gas de inyeccién y con ello hacer
el proceso mas econdémico, como por ejemplo inyeccion de gas seguido de una espuma,
inyeccidn de gas seguido por agua, inyeccion simultanea de gas y agua, o cualquiera

de las formas descritas en el capitulo 1.

Realizar un estudio econdmico que permita determinar la factibilidad de la
aplicacion de procesos de recuperacién mejorado por medio de la inyeccién de gases

inertes.
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