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Resumen: EIl presente Trabajo Especial de Grado tiene como objetivo principal,
evaluar la factibilidad de una inyeccién de surfactantes como método de recuperacion
terciaria en el campo Volve del Mar del Norte, mediante el uso de una herramienta de
simulacion numérica. Para ello se inicio con el estudio del mecanismo de empuje que
predominard en el campo, identificando, al mecanismo hidraulico, mecanismo por
capa de gas y gas en solucion, como los mas importantes, ademas, las caracteristicas
que presentaban la roca y los fluidos asociados al yacimiento, de manera que, al
comparar con un criterio de disefio, estimar si la inyeccion de surfactantes podia ser
un proyecto viable en la zona en estudio. Luego se procedié a seleccionar la
herramienta de la compafiia CMG (IMEX, GEM o STARS), que permitiera estimar el
comportamiento de la inyeccion, a partir de la informacion consultada en la
bibliografia y de especialistas en el tema, de los cuales, dio como mejor eleccion, el
uso del simulador IMEX y STARS. Seguidamente, se generaron tres casos de
estudio, caso base, caso de inyeccién de agua y caso de inyeccion de surfactantes, de
los cuales, se procedio a subdividir este Ultimo en tres casos mas, que dependieron de
la cantidad de surfactantes o baches utilizados en el proyecto, siendo el caso de 4
baches de solucion quimica en dos pozos de inyeccion, el caso que arrojo un factor de
recobro maximo de 56,92 %. Finalmente, dicho caso fue evaluado y comparado
economicamente con un caso optimizado de inyeccion de surfactantes (3 baches y un
pozo inyector) y con el caso de inyeccion de agua original, dando como resultado el
caso de inyeccion de surfactantes optimizado, como el mas rentable para el
aprovechamiento de los recursos (VPN 1.490 MM$, TIR > 100 % y Pay Back o
Retorno de Inversion < 1 afio).
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INTRODUCCION

En la actualidad, la industria energética ha sido un pilar fundamental en el
crecimiento de nuestra sociedad, sobre todo en la industria petrolera, donde el
desarrollo e investigacion de nuevas tecnologias afecta de manera positiva, no solo a
este sector, sino a diversos nichos de nuestra sociedad. Esto se ha logrado observar, a
partir de que el auge petrolero fue tomando forma desde el siglo XIX hasta la fecha,
con innovaciones como el automovil o el plastico. Por tal motivo, la explotacion de
nuevos yacimientos, y la optimizacion de produccion en campos desarrollados,
mediante técnicas de recuperacién secundaria o terciaria, han sido uno de los
primeros objetivos que presentan las compafiias al plantear un proyecto en la
industria (SPE: Oil and Natural Gas, 2013).

Este segundo objetivo ha presentado gran relevancia en los Gltimos afios, ya que, con
los nuevos descubrimientos de yacimientos no convencionales, los métodos de
recuperacion terciaria, han sido un punto importante para el aprovechamiento de estos
recursos. En el caso de los surfactantes, su principio de funcionamiento se basa en la
aplicacion de un tapon de surfactantes dentro del medio poroso, seguido de una
pildora de polimeros que garantiza un mayor empuje de la fase continua de crudo
residual, entrampado en las gargantas de los poros. Para la aplicacién de este proceso
se necesitan una serie de caracteristicas que permitan un éptimo rendimiento del
mismo, dentro de ellas se puede destacar la temperatura, la cual es un parametro
importante que rige el comportamiento del tenso-activo, ya que se refleja como una
limitante al momento de introducir este tipo de recobro mejorado en la industria
(Morales, A., 2011).

Para esto la inversidn en investigacion y desarrollo de estas tecnologias, ademas de la
evaluacion de las mismas en campos ya existentes, seran de vital importancia, ya que,
a partir de esto, se podra demostrar la efectividad de los mismos y en el caso

contrario, nuevas razones para seguir mejorando dichas tecnologias.



Con base a lo descrito anteriormente, este trabajo especial de grado plantea la
evaluacion de una técnica de recuperacion terciaria, como lo es la inyeccion de
surfactantes, en el campo Volve, de Noruega, ubicada especificamente en el Mar del
Norte, mediante el uso de paquetes computacionales que permitan representar el

comportamiento de estos métodos, en yacimientos costa afuera.

Finalmente, esto sera realizado con el objetivo de verificar su efectividad, y plantear
nuevas opciones de explotacion a las empresas operadoras de dicho campo,

agregando asi, la factibilidad econémica de este tipo de aplicaciones en el mismo.



CAPITULO |

PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

Aproximadamente 70% de la produccion mundial acumulada proviene de campos
que cuentan con grandes reservas. Mas de 48% de la produccion mundial procede de
campos maduros con mas de 30 afios de explotacion, es decir, contienen la mitad de
las reservas mundiales de crudo. La estrategia para aumentar el Factor de
Recuperacion es realizar estudios de factibilidad para la aplicacion de sistemas de
recuperacion secundaria y mejorada. Con solo recuperar el 1% del petroleo que
todavia no se ha podido extraer de los yacimientos en produccion desde hace 30
afios, las industrias de hidrocarburos del mundo obtendrian unos 10 mil millones de
barriles de crudo adicionales equivalentes al volumen mundial de reservas de

acuerdo con algunos expertos en la materia (Petroquimex, 2015).

Cuando un campo Yya fue descubierto, es facil pensar que todo lo que se necesita es
simplemente perforar pozos, como si la tuberia de produccion que se inserta en el
pozo, automaticamente pudiese extraer todos los recursos a partir de la presion
natural que generan el gas y el petroleo comprimidos a altas temperaturas en el
subsuelo. No hay nada mas alejado de la realidad. Dependiendo del yacimiento, s6lo
entre un 10 y 25 por ciento de los hidrocarburos contenidos en él, se pueden extraer
utilizando las fuerzas naturales o primarias del yacimiento. Visto de forma inversa,
sin la aplicacion de tecnologias adicionales conocidas como recuperacion mejorada,
EOR (por sus siglas en inglés), entre 75 y 90 por ciento del petroleo de cualquier

yacimiento, se quedaria bajo tierra (Pulso energético, 2017).

La declinacion temprana de yacimientos ha ocasionado el auge de nuevas

tecnologias que buscan mejorar el rendimiento del yacimiento. Es por ello, que



dentro de la recuperacion mejorada del petréleo se enmarcan los mecanismos de
recuperacion quimica, los cuales, tienden a disminuir la saturacion residual de
hidrocarburos e incrementar la eficiencia de barrido. De esta manera, la inyeccion de
surfactante reduce la tension interfacial, aumentando el nimero capilar, asi como la
movilidad del banco de petrleo hacia los pozos productores (Petroleo Ameérica,
2011).

El campo Volve esta situado en la parte central del Mar del Norte, a 5 km al Norte de
Sleipner Este, a 80 m de profundidad y fue descubierto en 1993. ElI campo se
desarroll6 con una instalacion de perforacion y procesamiento Jack-up. El recipiente
"Navion Saga" se us6 para almacenar petroleo estabilizado. Este campo cuenta con 3
pozos de exploracién y 21 pozos de produccion / inyeccion. EI campo Volve
contiene un crudo de 27-29 °APIl y corresponde a un factor de volumen de la
formacion (Bo) de 1,33 a 1,45 BY / BN. Las reservas recuperables se estiman en
78.6 MMbbl y 1.5 MMMPC de gas, lo cual hace al campo muy atractivo,

econdmicamente.

El campo de petréleo y gas Volve cerrd en octubre del 2016, habiendo continuado la
produccion 3 afios mas, de lo originalmente planeado. Se exploraron todas las
posibilidades para extender la vida del campo, lo que arrojé muy buenos resultados.
El campo estuvo en produccion por mas de 8 afios y entregd alrededor de 9,5
millones de barriles de petroleo mas de lo que se esperaba en el plan de desarrollo y

operacion. En total, VVolve logro una tasa de recuperacion del 54% (Equinor, 2018).

A medida que los hidrocarburos fueron producidos en el campo, el mismo present6
grandes inconvenientes en algunos pozos, en los cuales la produccién de agua fue tan
significativa que se procedié al cierre de muchos de ellos. En el campo se
implemento la inyeccidén de agua como método de recuperacion secundaria, por lo
cual, se podria interpretar que dicha inyeccion pudo ser una de las causantes de la
gran cantidad de agua, debido a la irrupcion del frente de inyeccién, en los pozos

productores.



El método de inyeccion de surfactantes se basa principalmente en alterar la
mojabilidad de la roca (invertir la mojabilidad), la cual, por medio de antecedentes
del campo, se registroé que la roca era mojada por petrdleo lo que facilita mucho mas
la produccion de agua, por tal motivo al aplicar la inyeccion de los surfactantes,
alteraria la mojabilidad de la roca siendo esta ahora mojada por agua, lo cual
ayudaria a la produccion de petroleo y no la de agua, ademés también de disminuir la
saturacion residual de petréleo, teniendo esto como resultado un aumento en la

produccién y en el factor de recobro del campo Volve (Equinor, 2018).

1.1 OBJETIVOS

1.1.1 Objetivo general
Evaluar la factibilidad de la inyeccidn de surfactantes como método de recuperacion
terciaria en el campo Volve del Mar del Norte, empleando simulacion numérica de

yacimientos.
1.1.2 Objetivos especificos

1. Recopilar informacién bibliografica sobre inyeccion de surfactantes,
inyeccidn de agua y del campo Volve del Mar del Norte Noruego.

2. Analizar los datos de produccion y presion para establecer el mecanismo de
produccién primario (previo a la inyeccion de agua).

3. Analizar los datos roca/fluido (Permeabilidad, Porosidad, Datos PVT, Curvas
de Permeabilidades Relativas y Salinidad) relacionados al campo.

4. Seleccionar del simulador de CMG, el modulo (IMEX, GEM o STARS) que
se ajuste para realizar la simulacién numérica de inyeccion de surfactantes.

5. Evaluar la efectividad de la inyeccion de surfactantes en el campo Volve del
Mar del Norte Noruego, a traves de la generacion de un caso inicial de

inyeccidn de surfactantes versus inyeccion de agua historica.



6. Comparar el factor de recobro, del campo Volve obtenido mediante la
generacion del caso inicial, como pardmetro indicador de la factibilidad
técnica de la inyeccion de surfactantes.

7. Evaluar la rentabilidad economica de la inyeccion de surfactantes en el campo

Volve del Mar del Norte Noruego

1.2 Alcances

Este Trabajo Especial de Grado esta fundamentado en la evaluacion de un proyecto
de inyeccidn de surfactantes en el campo Volve, de Noruega, utilizando la tecnologia
disponible en el mercado para simuladores numéricos, como la otorgada por la
compafila CMG, la cual serd analizada, con el objetivo de evaluar los tipos de
simuladores que ofrece la misma (IMEX, GEM y STARS), con base a informacion y
antecedentes que presenten algun parecido a este tipo de proyectos. Con esto en
mente, se seleccionara el simulador a utilizar, y se estudiara si el proyecto es factible
de manera técnica, comparando su comportamiento con la inyeccién de agua,
previamente aplicada en la zona de estudio. Ademés de realizar un anélisis

econdémico que sustente, si es factible o no, el proyecto.

1.3 Justificacion

En un proyecto de ingenieria enfocado al &rea de Yacimientos, los simuladores
numeéricos son una herramienta de gran utilidad para predecir, entre otras cosas, el
comportamiento de los distintos métodos de recuperacion aplicados en una zona de
interés, con el objetivo de identificar la mejor opcion disponible en conjunto con la

opcidn mas rentable.

En el caso del campo Volve, de Noruega, ubicado en el mar del Norte, al encontrarse
en una etapa madura, los métodos de recuperacion secundaria y terciaria, se hacen
opciones viables, de las cuales, al seleccionar la mejor propuesta, permitiran

aumentar el factor de recobro y extender las ganancias econdémicas de la empresa



operadora. Entre estos métodos se pueden encontrar, la inyeccion de agua, para la
recuperacion secundaria, y la inyeccién quimica, para la recuperacion terciaria, de los

cuales se hara énfasis, en esta Ultima.

Con la utilizacion de nuevas maneras de extraccion de crudo, la recuperacion terciaria
se ha hecho cada dia mas, una opcion viable, cuando los precios del barril de petréleo
son altos y permiten la inversion de altas sumas de dinero. Por lo tanto, un estudio
realizado, referente a inyeccion de surfactantes para este campo, permitira predecir,
qué tan efectivo podria resultar este método de extraccion, otorgando a la empresa

una opcion, factible o descartable, a la hora de proponer nuevas opciones.

Ademas, un trabajo especial de grado, relacionado a este tipo de estudios, permitira
obtener una nocion de todos los pardmetros a tomar en consideracién, cuando se hace
una investigacion de este estilo. Otorgando, ademas, una utilidad como antecedente
para la realizacion de estudios de inyeccidn de surfactantes que pueda ser aplicado en

los campos petroleros existentes en Venezuela.

1.4 Limitaciones

Fundamentalmente, el acceso a las licencias actualizadas de la compafila CMG, de la
cual dependera la realizacion de la evaluacion del proyecto. Ademas, del tiempo
disponible para la busqueda de los resultados, ya que, de no contar con el primer
requisito mencionado, el tiempo de estudio sera afectado, variando asi, la
planificacion planteada en el cronograma de este trabajo especial de grado.
Finalmente, el conocimiento basico de las herramientas, ya que, al necesitar la
aplicacion de técnicas mas avanzadas, se debera encontrar si en los manuales, existen
las referencias a este tipo de inyeccion quimica, adicionalmente, el acceso a
bibliografias e informacién relacionada a este tipo de proyectos, referidos a

simulacion.



CAPITULO I

MARCO TEORICO

El marco teorico es el cuerpo conceptual que sustenta la investigacion, fundamentado
en teorias que apoyan cientificamente y empiricamente los constructos tedricos
resaltantes del estudio. Ander (2015), sefiala que: “expresa proporciones tedricas
generales, las teorias especificas, los postulados, supuestos, categorias y conceptos
que han de servir de referencia a la ordenanza de los hechos concernientes al
problema motivo de indagacion” (p. 32). De esta manera, se entiende entonces que,
en el marco tedrico, es donde se encuentran toda la fundamentacion hecha por

diferentes autores, que sirve de aporte a estudios posteriores.

De igual manera, permite obtener una vision completa de las formulaciones tedricas
sobre las cuales ha de fundamentarse el conocimiento cientifico propuesto en las
fases de observacion, descripcién y explicacion. En este mismo orden de ideas, el
marco tedrico tiene como propdsito, dar a la investigacion un sistema coordinado,

coherente de conceptos y proposiciones, que permitan abordar el problema.

A continuacién, se presentard una serie de teorias para que el lector pueda
comprender, de una mejor manera, las actividades que se realizaran en este trabajo
especial de grado, asi como el porqué de estas, y de las conclusiones a las cuales
llegaron los investigadores. Esta informacion abarcara temas referentes a
yacimientos, informacion resaltante sobre surfactantes, métodos para evaluar

econdémicamente un proyecto, asi como una descripcion del campo en estudio.



2.1 Antecedentes de la investigacion

Para Ramirez (2015), los antecedentes son “todos aquellos trabajos de investigacion
que preceden al estudio a realizar, conteniendo conocimientos nuevos o inexplorados,
permitiendo obtener de estos, conclusiones valiosas para no repetir errores ni sufrir
decepciones” (p. 14). Por lo tanto, los antecedentes, son todos los trabajos o articulos
que de alguna forma se relacionan con el tema de la investigacion. A continuacion, se
presentan una serie de investigaciones relacionadas con la tematica en estudio, las

cuales se establecen como precedente al presente trabajo de grado.

Babadagli (2003) articulo titulado “Analysis of QOil Recovery by Spontaneous
Imbibition of Surfactant Solution” Malaysia SPE 84866, University of Alberta

Plantea que, dependiendo del tipo de roca y crudo, la tension interfacial (IFT),
reducida mediante la adicion de surfactante a la salmuera, puede contribuir a la
recuperacion, con el apoyo del drenaje por gravedad en yacimientos fracturados
naturalmente (NFR). Este documento tiene como objetivo identificar y analizar los
mecanismos de recuperacion y realizar ejercicios de aumento de escala para la
recuperacion de petrdleo en diferentes tipos de rocas mediante la absorcion capilar

(esponténea) de la solucidn tensioactiva.

Las pruebas de laboratorio se realizaron con cuatro tipos de rocas diferentes que
posiblemente podrian ser la matriz de la roca reservorio de los NFR (arenisca, caliza,
caliza dolomitica y tiza). La muestra de arenisca fue revestida en la superficie para
crear una condicion limite que causa solo interaccion a contracorriente. Se selecciond
una amplia variedad de crudos (ligeros y pesados, queroseno y aceite de motor) como
la fase oleofila. Se usaron diferentes tipos de surfactantes (no idnicos y anionicos) y
concentraciones de tensioactivos como la fase acuosa, asi como la salmuera como un
caso base. Las muestras completamente saturadas con petréleo (Swi = 0) se
expusieron a una absorcion capilar estatica y la recuperacion se controlé contra el

tiempo. Algunos experimentos en las tizas se repitieron utilizando muestras pre-



humectadas (Swi > 0) para aclarar los cambios en las caracteristicas de imbibicion

capilar de la roca.

Se evaluaron los cambios (positivos 0 negativos) en la tasa de recuperacion y la
recuperacion final en comparacion con la imbibicion de salmuera para los tipos de
roca, tensioactivo y crudo. Se observd, para algunas muestras de roca, que la
recuperacion, por solucion de surfactante, estaba estrictamente controlada por la
concentracion del mismo. Por otro lado, la diferencia en la tasa de recuperacion y la
recuperacion final entre IFT alto y bajo, podria deberse no solo al cambio en el IFT,
sino también al cambio en la humectabilidad y adsorcion, que pueden variar con el
tipo de roca. Esto también se analiz6 utilizando la forma de las curvas, que indican la
relacién de la fuerza capilar en la recuperacion y el tipo de interaccién, es decir,

corriente o contracorriente.

Babadagli, (2004), articulo titulado “Evaluation of Oil Recovery Performances of
Surfactants Using Organic Conception Diagrams” U.S.A PAPER 2004-077

Indica que el uso de soluciones tensioactivas, como fluido de desplazamiento en
yacimientos fracturados (NFR), ha ganado una gran atencion en los Gltimos afos.
Ademas, la recuperacion se puede mejorar mediante la adicién de surfactante en agua
para reducir el IFT. Dependiendo del tamafio, la humectabilidad y las caracteristicas
de la matriz del yacimiento, las fuerzas gravitacionales podrian desempefiar un papel
importante en la recuperaciéon de la matriz cuando el IFT es disminuido utilizando

soluciones de surfactante como una fase acuosa.

Un grupo de estudios probd la recuperacion, junto al rendimiento de la matriz de
arenisca, cuando las soluciones tensioactivas son utilizadas. Por lo general, un

aumento en la recuperacion final se observé con un IFT reducido.

Otro grupo de estudio usé rocas carbonatadas. Debido al caracter menos humedo del
agua en este tipo de rocas, en muchos casos, la recuperacion obtenida con salmuera,

fue muy baja. Ademas, la reduccion de la IFT por adicion de surfactante produjo un
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aumento significativo en la recuperacion, debido a la mejora en el efecto de
imbibicion y contribucion adicional debido al efecto de la gravedad. Cabe destacar
que se dedic6 mas atencion a los carbonatos calcareos ya que se encuentran mas

receptivos a la recuperacidn en comparacién con los carbonatos dolomiticos.

Oskarsson, 1. U. and Hellsten, A.N. (2005), articulo titulado “Surfactants as Flow
Improvers in Water Injection” U.S.A SPE 93116

Indica que, en muchos casos, es deseable aumentar el flujo de inyeccion de agua
cuando se deteriora un pozo productor de petroleo. Debido a que es muy costoso
(operaciones en alta mar) colocar una tuberia de agua adicional al sitio de inyeccion,
los mejoradores de flujo para el agua inyectada serén, la forma mas rentable de
aumentar el caudal. Durante los ultimos afios también se han aplicado polimeros
solubles en agua para este propésito. Sin embargo, estos polimeros se biodegradan
lentamente, lo que ha sido un incentivo para el desarrollo de tensioactivos facilmente

biodegradables como mejoradores del flujo para el agua de inyeccion.

Ademas, se ha probado una combinacion de un tensioactivo de ion hibrido y aniénico
en un circuito de flujo de 5,5 pulgadas y 700 m de largo que contiene salmuera de
sulfato con una salinidad similar al agua de mar. Se logr6 una reduccion de la
resistencia entre el 75% y el 80% con 200 ppm de la mezcla de surfactante a una
velocidad promedio de 1,9 m/s y entre 50% y 55% a 2,9 m/s. Debido a las
propiedades de auto curacién de las estructuras reductoras de arrastre formadas por
tensioactivos, estos se pueden agregar antes de pasar por la seccion de la bomba, a
diferencia de los polimeros, que se destruyen permanentemente por las altas fuerzas
de corte producidas por dicha seccion.

Guerra, E., Valero, E; Rodriguez, D.; Gutiérrez, L.; Castillo, M.; Espinoza, J.;
and Granja, G. (2007), articulo titulado “Improved ASP Design Using Organic
Compound-Surfactant-Polymer (OCSP) for La Salina Field, Maracaibo Lake”
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Plantean que en el disefio e implementacion de la formulacion de un polimero
alcalino tensioactivo (ASP) para procesos IOR, el componente alcalino inorganico
actia como agente de sacrificio, evitando la adsorcion del tensioactivo y
disminuyendo el IFT. Sin embargo, como parte de este proceso, hay algunos
problemas potenciales que se deben considerar previamente y durante los procesos de
inyeccion ASP, tales como: el agua de inyeccion en la formulacion se debe ablandar
(disminuir salinidad) para evitar la formacion de incrustaciones que produce costos
mas altos para el tratamiento del agua, posibles problemas de corrosion de los tubos y
posible reduccion de la viscosidad. El efecto del alcali organico sobre la IFT, la
adsorcion y la viscosidad, se ha centrado, previamente, en la comparacion con el
alcali inorganico convencional para estas formulaciones. En esas investigaciones, se
descubrio que los alcalis organicos son compatibles con el agua y el resto de los
componentes ASP, reducen la adsorcion, minimizan el dafio en el equipo de
superficie y el dafio a la formacion, lo cual, reduce los costos iniciales de inversion y

una mayor rentabilidad del proyecto.

Santa, M.; Alvarez-Jurgenson, G., Busch, S., Birnbrich, P.; Spindler, C. (2011),
articulo titulado “Sustainable Surfactants in Enhanced Oil Recovery” Malaysia
SPE 145039

Indica que los alquilpoliglucésidos (APG) se reconocen como tensioactivos
sostenibles basados en materias primas naturales. Presentan un perfil de baja
ecotoxicidad y, por lo tanto, ya se utilizan en diferentes aplicaciones de campos
petroleros. En este documento se muestra que los APG tienen propiedades de
solubilidad superiores en entornos de alta salinidad. La tension interfacial de los
sistemas crudo/salmuera pueden reducirse significativamente incluso en salmueras de
alta salinidad. El rendimiento de los APG puede mejorarse optimizando la parte
hidrofdobica y la hidrofilica del tensioactivo. Ademas, a diferencia de los tensioactivos
estandar utilizados en aplicaciones EOR, el rendimiento de los APG no se reduce en
condiciones de alta temperatura o alta salinidad. Su rendimiento no esté influenciado

por los gradientes tipicos de salinidad y temperatura que pueden presentarse en el
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yacimiento. Finalmente, pueden formarse micro-emulsiones, incluso bajo condiciones
de alta salinidad y condiciones con altas temperaturas, al utilizarse los APG junto a

co-disolventes.

Useche, Y. (2013), trabajo de grado titulado “Modelaje numérico del proceso de
inyeccion de alcali-surfactante-polimero (ASP) a escala de laboratorio usando el
simulador STARS”, Venezuela

En esta investigacion se plantearon los estudios realizados sobre la aplicacion de
procesos EOR en los dltimos afios, los cuales, han demostrado que entre las
tecnologias que presentan gran potencial para ser aplicadas después de la inyeccion
de agua o gas, se encuentra la inyeccion ASP (Alcali, Surfactante, Polimero), ya que
utiliza la combinacion de los principales métodos quimicos para aumentar la
produccién de petréleo en yacimientos con caracteristicas favorables para su
aplicacion. Ademas, este trabajo presenta un estudio del proceso de inyeccion ASP a
escala de laboratorio. Mediante la representacion de las pruebas experimentales y la
optimizacion del proceso de inyeccion ASP empleando un simulador numérico. Para
esto, se desarrollé6 un modelo numérico 1D, a través del simulador STARS de la
empresa CMG, en el cual se cargaron todos los datos obtenidos en las pruebas de
laboratorio. EI modelo se calibré generando los diferenciales de presién obtenidos en
las pruebas de desplazamiento de acuerdo a la variacion de las tasas de inyeccion de
agua, que se realizaron previamente a la inyeccion de quimicos en el medio poroso.
Esto para garantizar que los resultados que se obtuvieran luego de la inyeccién ASP
estarian relacionados a las reacciones quimicas y a la adsorciéon de los componentes
en el medio poroso. Posteriormente, se efectto la validacion de los resultados, para
ello se compard el ajuste del Volumen bruto del nucleo (Vb), Volumen Poroso (Vp) y
el Petroleo Original en Sitio (POES) generados por el modelo de simulacion con
respecto a los resultados obtenidos en laboratorio, logrando con esto un ajuste
satisfactorio de los resultados del modelo con los reportados en la prueba
experimental. Finalmente, se realizé un estudio de sensibilidades para los volimenes

de alcali en la formulacion quimica, con el objetivo de optimizar la inyeccién ASP.
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Cabe destacar que los resultados obtenidos en dicho trabajo, podrian servir como base
para la realizacion del escalamiento de estas pruebas de laboratorio a escala de

campo, de manera de aplicar este proceso en una prueba piloto.

Hosseinzab de Khanamiri, H. and Torsater, O. (2015), articulo titulado

“Experimental Study of Low Salinity and Optimal Salinity Surfactant Injection”
Madrid, Spain SPE-174367

Muestran que ambas pruebas, experimentales y de campo, han demostrado que la
inyeccién de agua de baja salinidad (BS) produce un incremento en la recuperacion
de petroleo. Una de las principales ventajas de BS es que reduce la salinidad, lo que
resulta en condiciones favorables para la adicién de productos quimicos como los

tensioactivos, con el fin de mejorar la recuperacion de petréleo.

La inundacion con tensioactivos puede beneficiarse al existir una menor fuerza
i6nica. La menor adsorcion de surfactante se produce cuando existe una menor fuerza
ionica, lo que reduce la necesidad de usar alcali. Ademas, la inyeccion de
surfactantes, puede implementarse con concentraciones mas bajas y probablemente
sin la necesidad de un co-surfactante cuando se usa junto al agua BS. Estas ventajas

pueden dar como resultado un proceso EOR quimico rentable y més ecoldgico.

En esta investigacion, se realizaron experimentos de inundacion con surfactante de
laboratorio en nucleos de arenisca Berea envejecidos. Las muestras fueron
envejecidas utilizando un crudo tipico de la plataforma continental noruega. La
salmuera in situ contenia cationes monovalentes y divalentes. El tensioactivo
dodecilbencenosulfonato de sodio (TBSS) se us6 en concentraciones de 0.05% en
peso y 0.2% en peso para mejorar la recuperacion de aceite. En la inyeccion de
tensioactivo terciario, se inyecto tensioactivos de baja salinidad (TBS) después del
agua BS y se inyecto agua de alta salinidad (AS) como agua de persecucion después
del tensioactivo; sin embargo, en la inyeccion de tensioactivo después del terciario, la
secuencia fue AS-BS-TBS. La combinacion de agua BS con surfactante de alta

salinidad (SAS) también se investigd en dos experimentos con secuencias de
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inyeccion de BS-SAS-AS y AS-SAS-BS. AS es una inundacion de agua con la
misma salinidad que en el SAS. La solucion de SAS tenia una tension interfacial que

trabaja con el crudo.

La inundacion de TBS con una concentracion de TBSS al 0.2% en peso no resulto en
una recuperacion de petréleo mayor que la inundacién con TBSS al 0.05% en peso en
la inyeccion terciaria de TBS. La inyeccion de TBS terciario tuvo una mejor
recuperacion que la TBS post-terciaria. La recuperacion solo con surfactantes en AS-
SAS-BS fue mayor que en BS-SAS-AS. Sin embargo, toda la inyeccion en este
ultimo tuvo una recuperacion mayor que la primera. Todos los resultados fueron
reproducidos a través de experimentos repetidos en un tipo diferente de arenisca
Berea. Los resultados se discutieron en términos de intercambio iénico entre la roca y
la fase acuosa, la retencion de tensioactivo y el comportamiento de la fase. Se
midieron las tensiones interfaciales a diferentes salinidades para encontrar la
salinidad Optima antes de la inyeccion. Las muestras de roca se caracterizaron en
micro escala usando micro-CT de rayos X, y se extrajeron las propiedades

geomeétricas de la distribucion del tamafio de poro.

Hernéandez (2017), trabajo de grado titulado “Estudio de simulacion numérica de
yacimientos sobre la inyeccion de formulaciones a base de surfactantes como
alternativa a los métodos térmicos de RMH en pozos de crudos pesados y extra
pesados con alta produccién de agua de la faja petrolifera del Orinoco Hugo

Chavez” Venezuela

Indica que en los ultimos afios el uso de métodos térmicos para el mejoramiento de la
movilidad en crudos pesados y extra pesados ha ido en aumento, en especial aquellos
que involucran la inyeccion de vapor. Sin embargo, desde el punto de vista ambiental,
la aplicacion de estos métodos conlleva varios inconvenientes como lo son: el
aumento de la concentracion de materiales radiactivos (NORM) en los fluidos
producidos y el incremento en los cortes de agua, que origina grandes dificultades

para su disposicion. En este estudio de simulacidn numérica de yacimientos se

15



propone el uso de un método no térmico basado en la inyeccion de una formulacion a
base de surfactantes con el fin de aumentar el recobro en una macolla de 7 pozos,
ubicada en el Campo Huyapari de la Faja Petrolifera del Orinoco Hugo Chavez. Para
ello fue ensamblado y cotejado un modelo de simulacion, con base al cual, se
construyeron escenarios de prediccidn en los que se inyectaria de distintas maneras la
solucidn a base de surfactantes para luego evaluar su aplicabilidad y rentabilidad. En
los resultados obtenidos del cotejo historico se obtuvieron errores porcentuales
promedios menores a 13.4% y en los escenarios predictivos se hallé una combinacion
de inyeccion de la formulacion quimica, en la cual, se obtenian mayores ganancias en
el orden de los 8 MMUS$ en comparacion a escenarios de produccion

convencionales.

Granadillo, J. (2018), trabajo de grado titulado “Revitalizacion del factor de
recobro en la formacién Hugin del Campo Volve del Mar del Norte por medio
de una evaluacién del proceso de recuperacion secundaria mediante inyeccion de

agua empleando simulacion numérica de yacimientos” Venezuela

Dicho Trabajo Especial de Grado tuvo como propésito principal, disefiar un esquema
Optimo de explotacion que permitiera revitalizar el factor de recobro en la formacion
Hugin del campo Volve del Mar del Norte, por medio de una evaluacion del proceso
de recuperacién secundaria mediante una inyeccién de agua empleando simulacion
numérica de yacimientos. Para ello se inicio con el estudio y analisis de los datos
geoldgicos, roca-fluidos y petrofisicos, lo cual permitié describir el modelo estatico
de la formacion Hugin. Seguidamente resulto oportuno evaluar la condicion actual de
los pozos productores e inyectores para mejorar la descripcion del yacimiento y asi
recomendar nuevas configuraciones de pozos. Ademas, se convirtieron los modelos
del yacimiento que se encontraban en formato del simulador comercial ECLIPSE 100
en un formato que correspondia al simulador comercial IMEX®, CMG. En
consecuencia, se procedio a las corridas de simulacion de los diferentes escenarios de
explotacion en los cuales fueron analizadas la produccion de petroleo, gas, agua y

factor de recobro con la finalidad de encontrar el mejor escenario para evaluar la
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rentabilidad economica del mismo que permitiera lograr el objetivo planteado. El
escenario mas favorable de simulacién mostré una variacion en el factor de recobro
del 52% al 56%, es decir un aumento del 4%, el cual fue sometido a una evaluacion
econdémica obteniendo un valor presente neto de 127 millones y una tasa interna de

retorno mayor al 100%.

Amit, K. and Ajay, M. (2019), articulo titulado “Evaluation of Zwitterionic
Surfactant for Applicability in Enhanced Oil Recovery” India SPE-194676

Los objetivos del presente estudio fueron evaluar un surfactante zwitteriénico para su
aplicabilidad en EOR. El tensioactivo se prob6 en términos de tolerancia a la sal,
estabilidad térmica, capacidad de reduccion interfacial, alteracion de la
humectabilidad y resistencia a la adsorcion. El efecto de la salinidad y la alcalinidad

también se probd en las propiedades fisicoquimicas mencionadas anteriormente.

La tolerancia a la sal del tensioactivo se probd probando la precipitacion de la
solucidn del tensioactivo con una salinidad creciente a 30 °C y 80 °C. La estabilidad
térmica del tensioactivo se probé mediante pruebas TGA. La tension interfacial de la
solucion de petroleo crudo y tensioactivo, con concentracion variable de tensioactivo,
salinidad y alcalinidad, se probé mediante la técnica de gota giratoria. La alteracion
de la humectabilidad por solucién del tensioactivo se probé midiendo el angulo de
contacto en una muestra himeda de aceite. El estudio de adsorcion se realiz6
midiendo la concentracion de tensioactivo después de que su solucion se expuso a la

adsorcion en una muestra de roca triturada.

El tensioactivo tenia una tolerancia a la sal del 20% de salinidad. EI mismo se
encontré estable a 130 °C segun la curva TGA. La tension interfacial (IFT) se redujo,
debido a que la solucion de tensioactivos poseia una concentracion, igual o mayor, en
comparacion a su valor critico. La presencia de sal tuvo un efecto minimo sobre la
capacidad de reduccion de IFT de la solucion. La presencia de alcali tuvo un efecto
sinérgico en la reduccion de IFT. La humectabilidad de la muestra himeda de aceite

se alter0 para humedecerla preferentemente con agua mediante el uso de
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tensioactivos. La pérdida de surfactante debido a la adsorcion se encontrd dentro del
rango recomendado para la aplicabilidad del proceso EOR. Estas excelentes
propiedades fisicoquimicas del tensioactivo de ion hibrido sugieren que puede usarse

en los campos petroleros maduros para la recuperacion de petroleo.
2.2 Bases Teoricas
2.2.1 Yacimiento

Un yacimiento es una unidad geoldgica de volumen limitado, porosa y permeable,
que contiene hidrocarburos en estado liquido y gaseoso a una determinada presion y
temperatura. Los cinco componentes basicos que deben estar presentes para tener un
yacimiento de hidrocarburos son: fuente, migracion, trampa, almacenaje (porosidad)
y transmisibilidad (permeabilidad) (Figura 2.1) (Vazquez, 2018).

Figura 2.1 Diagrama de un yacimiento con acumulaciones de agua, gas y petréleo [Fuente:
Slide Player, 2014]
2.2.2 Clasificacion de los yacimientos de petroleo

Segun Vazquez (2018), los yacimientos de hidrocarburos pueden clasificarse de

acuerdo a los siguientes criterios:

a) Geoldgicamente
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b) Seguln sea el estado de los fluidos en el yacimiento o de acuerdo al diagrama
de fase de fluidos

c) Segun el tipo de hidrocarburos

d) De acuerdo al mecanismo de produccién
2.2.2.1 Clasificacion de los yacimientos segun el criterio geoldgico
Geologicamente los yacimientos se clasifican en:

» Yacimientos estratigraficos: segun Vazquez (2018), estos son yacimientos
en donde la trampa se formé como resultado de un proceso de concentracién
y de repetidas erosiones de sedimentos depositados previamente o de cambios
posteriores a la deposicion creando discordancias que permitieron el
entrampamiento de los hidrocarburos, es decir, se originaron debido a
fendmenos de tipo litologico (pérdida de permeabilidad), sedimentario

(acufiamiento) y paleogréficos (paleo cadenas).

» Yacimientos estructurales: son aquellas trampas que fueron originadas por
la accion de fuerzas tectonicas en el subsuelo y que dieron lugar a la
deformacion y fracturamiento de los estratos, resultando en pliegues, fallas y

sus combinaciones (Vasquez, 2018).

» Yacimientos mixtos o combinados: muchos yacimientos de petréleo y/o gas
se consideran constituidos por combinacién de trampas. Esto significa que
tanto el aspecto estructural (combinacién de pliegues y/o fallas) como los
cambios estratigraficos en el yacimiento (presencia de discordancias)

influenciaron el entrampamiento de los hidrocarburos (Vazquez, 2018).
2.2.2.2 Clasificacion de los yacimientos segun el diagrama de fases
La mejor forma de estudiar el comportamiento cualitativo de sistemas de

hidrocarburos es a través del diagrama de fases (Figura 2.2). Por medio de estos
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diagramas, puede conocerse el estado del fluido a determinadas condiciones de
presion y temperatura, es decir, si existen 1, 2 o 3 fases (gas, liquido y solido) en

equilibrio a las condiciones impuestas (Vasquez, 2018).

Para las siguientes definiciones, se tomara como referencia un valor de presion

constante, el cual serd la misma en cada clasificacion.

a) Yacimientos de gas: si la temperatura del yacimiento es mayor que la

temperatura cricondentérmica de la mezcla de hidrocarburos.

b) Yacimientos de punto de rocio o de condensado retrogrado: si la
temperatura del yacimiento es mayor que la temperatura critica y menor que

la temperatura cricondentérmica.

c) Yacimientos de punto de burbujeo, sub-saturados o de gas disuelto: si la
temperatura del yacimiento es menor que la temperatura critica de la mezcla

de hidrocarburos.

d) Yacimientos con capa de gas o yacimientos saturados: si la mezcla de

hidrocarburos se encuentra dentro de la envolvente en la region de dos fases.
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Figura 2.2 Diagrama de fases utilizado para identificar el tipo de yacimiento a partir de la

presién y la temperatura [Fuente: La comunidad petrolera, 2008]

2.2.2.3 Clasificacion de los yacimientos de hidrocarburos segun su fase

>

b)

Yacimientos de petrdleo: una mezcla de hidrocarburos que se encuentra en
estado liquido, en condiciones de yacimiento, comdnmente se conoce como
petréleo crudo. Este a su vez, se clasifica en dos tipos segin el liquido
producido en la superficie: Petr6leo Crudo de Baja Merma o Petréleo Negro y
Petroleo Volatil o de Alta Merma (Vasquez, 2018).

Petroleo crudo de baja merma o petréleo negro: generalmente produce en
la superficie una razon gas-petréleo de 2.000 PCN/BN o menos. Cabe
destacar que la palabra "negro” no es quizads la més apropiada, ya que el
petréleo producido no siempre es negro, sino que varia en la gama de negro,
gris y parduzco en general de colores oscuros, con una gravedad menor de 45
°API. El factor volumétrico del petroleo inicial en la formacion es de 2
BY/BN o menor (Vasquez, 2018).

Petrdleo crudo de alta merma o volatil: los petréleos volatiles son fluidos

muy livianos que se presentan en estado liquido en el yacimiento, puesto que
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b)

la temperatura de éste es muy cercana a la temperatura critica del fluido
(Véasquez, 2018).

Yacimientos de gas: una mezcla de hidrocarburos gue se encuentra en estado
gaseoso en el yacimiento se clasifica en Gas Condensado o Retrogrado, Gas
Humedo y Gas Seco, dependiendo de sus diagramas de fases y condiciones
del yacimiento (Vasquez, 2018).

Gas condensado o retrégrado: los yacimientos de gas condensado producen
liquidos de color claro o sin color en la superficie, con gravedades APl por
encima de los 50° y RGP de 8.000 a 70.000 PCN/BN. El gas condensado
contiene mas componentes pesados que el gas himedo y usualmente se

encuentra a profundidades mayores de 5.000 pies (Vasquez, 2018).

Gas humedo: un gas humedo normalmente contiene componentes de

hidrocarburos méas pesados que los gases secos (Vasquez, 2018).

Gas seco: cuando se produce con una relacién gas-petréleo mucho mayor que
100.000 PCN/BN, al fluido se le denomina, cominmente, gas seco 0 gas
natural. Este consiste, fundamentalmente de metano con poca cantidad de
etano y posiblemente, muy pequefios porcentajes de otros componentes de
hidrocarburos més pesados (Vasquez, 2018).

2.2.2.4 Clasificacion de los yacimientos segun los mecanismos naturales de

produccién

La cantidad de petréleo que puede ser desplazada por la energia natural asociada al
yacimiento varia con el tipo de yacimiento. Por esta razon, los yacimientos se
clasifican en los siguientes tipos segun su principal fuente de energia: yacimientos
que producen por los mecanismos de empuje hidraulico, empuje por gas en solucion,

empuje por capa de gas, empuje por expansién de los fluidos, empuje por
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compactacion de las rocas, empuje gravitacional y empujes combinados (Vasquez,
2018).

a) Yacimientos que producen por el mecanismo de empuje hidraulico: un
yacimiento que produce por mecanismo de empuje hidraulico o empuje
hidrostéatico, tiene una conexién hidraulica entre él y una roca porosa saturada
con agua (acuifero), la cual puede estar por debajo del yacimiento o ubicado
lateralmente a el mismo (Vasquez, 2018). En la Figura 2.3, se puede observar
el funcionamiento de este mecanismo, para un acuifero ubicado por debajo del

yacimiento.

_~Yyacimiento

., acuifero

Figura 2.3 Diagrama de un mecanismo de empuje hidraulico [Fuente: La comunidad
petrolera, 2009]

b) Yacimientos que producen por el mecanismo de empuje por gas en
solucion: segun Vasquez (2018), el petrdleo crudo bajo ciertas condiciones
de presion y temperatura en los yacimientos puede contener grandes
cantidades de gas disuelto. Cuando la presion disminuye debido a la
extraccion de los fluidos, el gas se libera y se expande, desplazando de esta

manera al petroleo (Figura 2.4).
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__»Yyacimiento

Figura 2.4 Diagrama de un mecanismo de empuje por gas en solucion [Fuente: La
comunidad petrolera, 2007]

c) Yacimientos que producen por el mecanismo de empuje por capa de gas:
el empuje por capa de gas ocurre en yacimientos saturados cuyos fluidos no
estan uniformemente distribuidos y la presion es menor que la presion de
burbuja. Bajo estas condiciones existira una capa de gas encima de la zona de
petréleo, la cual se expandira desplazando al petrdleo hacia los pozos
productores (Vasquez, 2018). En la Figura 2.5, se puede observar como la
capa de gas influye en el desplazamiento de petréleo, a través de un pozo
productor.

Yacimiento

Figura 2.5 Diagrama de mecanismo de empuje por capa de gas [Fuente: La ingenieria de
yacimientos, 2007]
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d) Yacimientos que producen por el mecanismo de empuje por expansion de
los fluidos: dadas las condiciones de presion y temperatura existentes en los
yacimientos, cualquier reduccion en la presion causara una expansion de los
fluidos en el mismo. A este efecto se le conoce como mecanismo de empuje
por expansion de los fluidos. Este mecanismo estid presente en todos los
yacimientos, pero es mas importante en yacimientos donde la presion es
mayor que la presion de burbujeo (yacimientos sub-saturados) en donde todos
los componentes de los hidrocarburos se encuentran en fase liquida, asi
también, es el mecanismo principal a través del cual producen los yacimientos
de gas (Vésquez, 2018). En la Figura 2.6, se observa una representacion
didactica de como, desde un estado inicial, los fluidos se expanden dentro de

los poros, debido a una perturbacion en la presion.

=)

Compresibifidad de los fluidos

Figura 2.6 Proceso de la expansion de fluidos dentro del yacimiento [Fuente: Ing.
Yacimientos Il. Lennies Guevara, 2009]

e) Yacimientos que producen por el mecanismo de empuje por expansion de
la roca: la roca tanto como los fluidos, forma parte del sistema productor.
Debe distinguirse entre la compresibilidad bruta de la roca y la
compresibilidad del medio poroso interconectado, siendo la dltima la mas
importante debido a que en la produccion de hidrocarburos, la reduccién del
volumen ocurre a nivel del sistema poroso, que es en donde ocurren los

cambios de presion (Vasquez, 2018). En la Figura 2.7, como resultado de una
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perturbacion en las condiciones del yacimiento, la roca se expande,

reduciendo los espacios vacios e influyendo en la produccion de fluidos.

Compresibifidad de fa roca

Figura 2.7 Proceso de la expansién ocurrida en la roca dentro del yacimiento [Fuente: Ing.
Yacimientos Il. Lennies Guevara, 2009]

f) ‘Yacimientos que producen por el mecanismo de empuje por gravedad: la
gravedad es un mecanismo de empuje muy lento, pero eficaz. Los pozos
completados en yacimientos que ya no tienen otra energia que la gravedad, se
reconocen porque poseen una tasa de produccién lenta y constante para
periodos muy largos (Vasquez, 2018). En la Figura 2.8, se observa un
yacimiento con buzamiento, en el cual es posible observar este tipo de

mecanismo, también conocido como segregacion gravitacional.
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Figura 2.8 Mecanismo de empuje por gravedad o segregacion gravitacional [Fuente: La
comunidad petrolera, 2009]
Cabe destacar que, en la mayoria de los yacimientos se presenta mas de un tipo de
empuje durante su vida productiva, bien sea en forma alterna o simultanea. En ambos

casos, se dice que el yacimiento produce por empujes combinados.

Estos mecanismos de produccién, son de gran importancia, ya que al haber una
perturbacion en la presiéon del yacimiento (debido a la perforacion), el proceso de
recuperacion de los hidrocarburos contenidos en este, puede producirse gracias a
estos mecanismos. Este proceso es conocido cominmente como recuperacion
primaria, un tipo de recuperacion que puede presentarse en la vida productiva de un
yacimiento, y que pertenece a un grupo conformado por esta, la recuperacion
secundaria y la recuperacion terciaria. A continuacion, se indagara en cada uno de
estos puntos, para comprender en qué consisten, y darle paso al tipo de aplicaciones

que se pretende estudiar en este trabajo especial de grado.
2.2.3 Recuperacion primaria

La recuperacion Primaria es aquella donde los fluidos del yacimiento se desplazan de

manera natural, desde el subsuelo hasta superficie, debido a la energia aportada por
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los mecanismos de produccion, los cuales dependeran, entre otras cosas, de la

variacion de presion en el yacimiento.
2.2.4 Recuperacion secundaria

La recuperacion secundaria es una de las técnicas que se utiliza cuando el yacimiento
no puede producir de manera natural, debido a una disminucion de energia, aportada
previamente por los mecanismos de produccion presentes en el yacimiento. Por tal
motivo, la técnica consiste en aplicar una inyeccion de fluidos (gas o agua), a través
de pozos de inyeccion, perforados en la roca y que ademas se caractericen por tener
una buena comunicacion con los pozos productores. Esto con el objetivo de mantener
la presion del yacimiento y desplazar el volumen de hidrocarburos hacia los pozos
mencionados anteriormente. Cabe destacar que el uso sucesivo de la recuperacion
primaria y secundaria, en un yacimiento de petréleo, produce alrededor del 15-40%

del petréleo original en sitio (POES) (Schlumberger, 2019).
2.2.4.1 Inyeccion de agua

La inyeccion de agua tuvo sus comienzos en la ciudad de Pithole, al oeste de
Pennsylvania, en el afio 1865. Esta ocurri6 accidentalmente cuando el agua,
proveniente de acumulaciones superficiales de agua, se movia a través de las
formaciones petroliferas, entrando asi al intervalo productor e incrementando la
produccion de petréleo en los pozos vecinos. Esto se asemeja a la técnica aplicada
actualmente, con la Unica diferencia de que el agua o fluido desplazante, proviene de
pozos inyectores (Paris de Ferrer, 2001). De acuerdo con la posicion de estos pozos y

los pozos productores, la inyeccion de agua se puede llevar a cabo de dos formas:
2.2.4.1.1 Inyeccion externa

Consiste en inyectar fuera de la zona de petréleo, o en los flancos del yacimiento. Se
conoce también como inyeccion tradicional y en este caso, el agua se inyecta en el

acuifero cerca del contacto agua-petroleo (Paris de Ferrer, 2001).
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En la Figura 2.9, los pozos inyectores se ubican en el acuifero (color azul) ubicado
debajo de la zona de transicion (color azul y rosa en diagonal), lo cual aporta la
energia necesaria para transportar el crudo (color rosa), a través de los pozos

productores, hacia superficie.

Inyeccian de agua

Figura 2.9 Proceso dentro de un yacimiento al realizar una inyeccion de agua externa
[Fuente: La comunidad petrolera, 2009]

2.2.4.1.2 Inyeccion interna o en arreglos

Consiste en inyectar el agua dentro de la zona de petroleo. El agua invade esta zona y
desplaza los fluidos (petréleo/gas) del volumen invadido hacia los pozos productores.
Este tipo de inyeccion se conoce como inyeccion de agua interna, ya que el fluido se
inyecta en la zona de petroleo a través de un nimero apreciable de pozos inyectores
que forman un arreglo geométrico con los pozos productores (Paris de Ferrer, 2001).
En la Figura 2.10, se observa uno de estos arreglos, conocido cominmente como
arreglo de cinco pozos normal, y el cual, debido a la ubicacion de los pozos

inyectores y productores, forma una figura geométrica (cuadrado en este caso).
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Arreglo

Pozo de
Inyeccion

Figura 2.10 Inyeccion de agua en arreglos (5 pozos-normal) [Fuente: La comunidad
Petrolera, 2009]

2.2.5 Recuperacion terciaria

La recuperacion terciaria consiste en la aplicacion de técnicas sofisticadas, con el
objetivo de mejorar la recuperacion de petréleo, llevando a cabo cambios en las
propiedades originales de los fluidos. Estas técnicas pueden utilizarse durante
cualquier etapa de la vida productiva de un yacimiento de hidrocarburos. Ademas, su
propdsito no es solamente restaurar la presion de la formacién, sino también de

mejorar el desplazamiento de fluidos dentro de la roca.

Cabe destacar que la aplicacion optima de cada tipo depende de la temperatura, la
presion, la profundidad, la zona productiva neta, la permeabilidad, las saturaciones de
petrdleo residual y saturaciones de agua, la porosidad y las propiedades del fluido del

yacimiento, como la gravedad API y la viscosidad (Schlumberger, 2019).
Entre estos métodos podemos encontrar:
2.2.5.1 Métodos no convencionales térmicos

En general, estos se clasifican en dos tipos: los que implican la inyeccion de fluidos
en la formacion, como la inyeccion de agua caliente y la inyeccion de vapor; y los
que utilizan la generacion de calor dentro del yacimiento o procesos in situ. Esto con

el objetivo de aumentar la temperatura dentro del yacimiento (Paris de Ferrer, 2001).
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Entre los beneficios obtenidos al aplicar este tipo de métodos, se encuentran:
» Lareduccion de la viscosidad del petroleo
» Lareduccion de la saturacion de petréleo residual
» El aumento de la eficiencia areal

2.2.5.2 Métodos no convencionales no térmicos

Los métodos no térmicos abarcan los procesos quimicos y los miscibles. Los
primeros incluyen los polimeros, surfactantes, causticos, las invasiones
micelar/polimero y combinaciones; y se enfocan en mejorar la razén de movilidad e

incrementar el nimero capilar.

Los métodos miscibles, incluyen los empujes miscibles a alta presion, usando un gas
de hidrocarburo, nitrégeno o dioxido de carbono, asi como el desplazamiento de
hidrocarburos liquidos. El objetivo primordial de este, es lograr desplazar el petréleo
con un fluido que pueda formar una unica fase con el petr6leo cuando es mezclado
(Paris de Ferrer, 2001).

2.2.6 Invasion quimica

Se refiere a los procesos de inyeccion que utilizan soluciones quimicas especiales,
con el objetivo de movilizar el petr6leo que ha quedado en el yacimiento luego de la
recuperacion primaria y secundaria. En este caso se utilizan sustancias micelares,
alcalinas y similares al jabon para reducir la tensién interfacial entre el agua vy el

petréleo, mientras que el uso de polimeros mejora la eficiencia de barrido.

El proceso general de una inundacion quimica incluye un prelavado (agua de baja
salinidad), una solucion (micelar o alcalina), un reductor de movilidad (solucion de
polimeros) y, finalmente, un fluido impulsor (agua), que desplaza las sustancias

quimicas y el banco de petroleo residual hacia los pozos productores. Cabe destacar
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que el prelavado y el reductor de movilidad son fluidos opcionales (Figura 2.11)
(Schlumberger, 2019).
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Figura 2.11 Diagrama de un proceso general para una inyeccion quimica [Fuente: Técnica de
recuperacion mejorada, 2013]

2.2.6.1 Invasion con polimeros

La invasion con polimeros es una modificacion de la inyeccion de agua y consiste en
afiadir al agua de inyeccién un tap6n de polimeros, con un alto peso molecular.
Dichas soluciones tienen la ventaja de ser muy viscosas, lo cual permite disminuir la
razon de movilidad agua-petréleo, dando como resultado, en algunos casos, un mejor
desplazamiento y un barrido mas completo del yacimiento en comparacion a la

invasion con agua convencional (Paris de Ferrer, 2001).
2.2.6.2 Inyeccidn de espuma

La inyeccion de espuma consiste en inyectar aire, agua y un agente quimico que
estabilice dichos fluidos. Este proceso genera las espumas, las cuales son

acumulaciones de burbujas de gas separadas unas de otras por peliculas gruesas de

32



liquidos, con la propiedad de tener una viscosidad mayor que la del gas o liquido que
la componen. Esto crea un gran nimero de interfaces elasticas que ejercen una fuerza

tipo piston sobre el petroleo que es desplazado (Paris de Ferrer, 2001).
2.2.6.3 Invasion micelar

La invasion micelar es un método de recuperacion terciaria usado en yacimientos de
crudo liviano. La técnica consiste en inyectar un tapon micelar, seguido por un
volumen de solucion con polimeros, y un volumen de agua (a menudo se utiliza un
pre flujo antes de comenzar la inyeccién descrita, con el objetivo de condicionar la

roca).

Este tapon micelar estd formado por agua, un volumen de hidrocarburo, 10-15% de
surfactante, pequefias cantidades de sal y un volumen de alcohol adecuado, la cual, en
Optimas condiciones, permitira desplazar el petroleo y el agua de forma miscible
(Paris de Ferrer, 2001).

2.2.6.4 Invasion alcalina

La inyeccion de soluciones alcalinas (o causticas), se compone de un proceso de
emulsificacion in situ. Esta técnica consiste en adicionar al agua, sustancias quimicas
como hidréxido de sodio, silicato de sodio, soda caustica o carbonato de sodio, que al
reaccionar con los acidos organicos que contiene el crudo, generara una sustancia
jabonosa o volumen de surfactantes, que permitirdn producir el petroleo por alguno

de los siguientes mecanismos (Paris de Ferrer, 2001):
» Reduccién de la tension interfacial debido a la formacion de surfactantes
» Cambio de humectabilidad

» Emulsificacion y arrastre de petréleo
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2.2.7 Surfactantes

En el presente estudio se trabajard con una simulacién numérica, enfocada en la
inyeccion de una solucion a base de surfactantes, por lo que se dara, a continuacion,
una breve explicacion sobre dicho tema. Tipicamente un anfifilo (sustancia con una
doble afinidad) tiene una molécula que se puede dividir en dos partes. De un lado,
una parte polar que contiene hetero-atomos tales como O, S, N, P, los cuales aparecen
en grupos funcionales como alcohol, éter, éster, acido, sulfato, sulfonato, fosfato,
amina, amida, etc., y, de otra parte, un grupo apolar compuesto en general por un
hidrocarburo parafinico, cicloparafinico o aromaético, el cual puede eventualmente
contener halégenos. En ciertos casos particulares la parte apolar puede ser una cadena

de silicona o de poli 6xido de propileno (Salager, 2004).

La parte polar tiene afinidad para los solventes polares, particularmente el agua,
mientras que la parte apolar tiene afinidad para los solventes organicos, en particular
los hidrocarburos, aceites o grasas. Por esta razon la parte polar se denomina también
hidrofilica, mientras que a la parte apolar le corresponde el calificativo de lipofilico o
hidréfobo. Debido a su doble afinidad, una molécula anfifila no se encuentra

"cdmoda" ni en solvente polar, ni en solvente orgénico.

En la Figura 2.12, se observan la composicion basica de un surfactante o agente

tensioactivo, en términos de polaridad.
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WETTING AGENT MOLECULE

€4 Polar head
(hydrophilic,
water attracting)

4——— Non-polar tail
(hydrophobic,
water repelling)

Figura 2.12 Composicion basica de un surfactante: parte polar o hidrofilica en color verde y
parte no polar o hidrofébica en color negro [Fuente: Tiloom, 2018]

Para satisfacer ambos tipos de afinidades, el grupo polar debe estar conformado por
un solvente polar, mientras que el grupo apolar debe encontrarse en un solvente
organico, o por lo menos fuera del solvente polar. Tales condiciones ocurren
solamente en la frontera de dos fases. Se llamara superficie la frontera entre una fase
condensada y un gas, e interface la frontera entre dos fases condensadas, es decir dos

liquidos, o un liquido y un sélido (Salager, 2004).

Ya que las sustancias anfifilas tienen una fuerte tendencia en migrar hacia una
superficie o una interface (se llama esto adsorcion), se han denominado también
surfactantes como contraccion de las palabras inglesas "Surface active substances".
De esta fuerte afinidad para las superficies o interfaces dependen muchas propiedades
de los surfactantes. Otra propiedad importante, desde el punto de vista de las
aplicaciones, es la mojabilidad de un sélido por un liquido, lo cual se define mediante
el angulo de contacto. Los surfactantes son susceptibles de compatibilizar el agua con
los aceites, permitiendo la formacidn de estructuras que asocian agua y aceite en una
sola fase, llamada solucion micelar u otra segin el caso. Esta accion

compatibilizadora se Ilama solubilizacion o co-solubilizacion (Salager, 2004).
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En la Figura 2.13, se puede observar como la parte hidrofébica del surfactante, tiende
a entrar en contacto con el crudo (circulos color marrén) que moja la roca (sand) en
sus bordes, mientras que la parte polar o hidrofilica (circulos color verde) tiende a
alejarse del mismo, queriendo entrar en contacto con fluidos como el agua. Este
efecto es importante, ya que, en una inyeccion de surfactantes, al aplicarse la fase de
inyeccion con agua, esta puede arrastrar las particulas de crudo que se encuentran
adheridas a la roca, reduciendo asi la saturacion de petréleo residual (Sor) en la zona

de interés.

Sand grain with organic
coating plus wetting agent

Wetting agent
~ polar head
(attracts water)

Y4
‘Water
molecule

Figura 2.13 Proceso general que ocurre en la superficie de la roca cuando es aplicada una
inyeccidn de surfactantes [Fuente: Tiloom, 2017]
Cabe destacar que dichos surfactantes son utilizados en procesos de invasion quimica.
El objetivo principal de este proceso es recobrar el petrdleo residual, 20 a 40% del
volumen poroso, que permanece después de la recuperacion primaria 0 de una
inyeccion de agua. Como beneficio secundario puede también mejorar la eficiencia
de barrido volumétrico. Alguna de las primeras investigaciones con surfactantes, se
Ilevaron a cabo con la idea de bajar la tension interfacial entre el petroleo y el agua a
valores muy pequefios (menos de 0,001 dinas/cm), de modo que el petrdleo atrapado
se haga movil y sea desplazado por el fluido inyectado. Es decir, se trata de que
ocurra como un desplazamiento miscible, sin las desventajas caracteristicas de la

movilidad desfavorables (Paris de Ferrer, 2001).
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Finalmente, la mayoria de las investigaciones sefialan que la principal causa de falla
es que las tensiones interfaciales no se reducen lo suficiente como para tener un
efecto sobre el petréleo atrapado, por lo que es necesario reducir y mantener la
tension interfacial entre el petroleo y el tapon de solucion de surfactantes en el orden
de 0,01 a 0,001 dinas/cm durante el desplazamiento (Paris de Ferrer, 2001). Entre los
factores favorables y desfavorables, tomados en cuenta para realizar el disefio de este

tipo de procesos, se encuentran:
Factores favorables:
e Formacion homogénea
e Barrido de Inyeccion de agua > 50%
e Alto ¢h (espesor poroso)
Factores desfavorables:
e Fracturas extensivas
e Capa grande de gas
e Empuje fuerte de agua
e Alto contraste de permeabilidad

2.2.7.1 Fendmenos fundamentales

Con excepcion del poder bactericida de ciertos surfactantes, fenémeno del cual no
hay una explicacion absolutamente segura, se puede decir que todas las propiedades y
usos de los surfactantes provienen de dos propiedades fundamentales de estas
sustancias: de una parte, su capacidad de adsorberse a las interfaces y por otra, su

tendencia a asociarse para formar estructuras organizadas.
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a) Adsorcién

Todos los surfactantes poseen una molécula que presenta a la vez un grupo polar (o
hidrofilico) y un grupo apolar (hidr6fobo o lipofilico). EI grupo polar es en general un
grupo funcional que contiene hetero-atomos (O, S, N, P), mientras que el grupo
apolar es, en la mayoria de los casos, un hidrocarburo parafinico o alquil-aromatico
(Salager, 1992).

En vista de su dualidad polar-apolar, una molécula de surfactante no puede satisfacer
su doble afinidad ni en un solvente polar, ni en un solvente organico. Cuando una
molécula de surfactante se coloca en una interface agua-aire o agua-aceite, ella puede
orientarse de manera a que el grupo polar esté en el agua, mientras que el grupo
apolar se ubica "fuera™ del agua, en el aire 0 en el aceite. La transferencia desde el
seno de una fase acuosa a la interface, llamada adsorcion, es por lo tanto espontanea
(Salager, 1992).

La adsorcién de un surfactante en una superficie gas-liqguido o en una interface
liquido-liquido, produce en general una reduccion de la tensién superficial o
interfacial, de donde proviene el nombre "tensioactivo". La tension es responsable de
la curvatura de las interfaces, de la formacion de gotas, de un gran ndmero de
inestabilidades capilares y de numerosos fendmenos de estabilizacion de interfaces.
Las fuerzas capilares involucradas pueden ser considerables y se pueden encontrar
aplicaciones en la fabricacion de adhesivos, la recuperacion mejorada de petréleo, la
colocacion de una monocapa protectora, la contraccion de capas de petroleo flotando,

etc.

El descenso de la tensién favorece la deformacion y la ruptura de una interface, la
formacion de sistemas dispersos como las emulsiones o las espumas, la movilizacion
del petréleo residual, la limpieza industrial, etc. La adsorcion de surfactantes no se
limita a las interfaces fluido-fluido. Ella se produce también en las interfaces liquido-
solido, y eventualmente gas-solido. La fuerza motriz de la adsorcion en una interface

liquido-solido puede incluir uno o varios de los efectos siguientes: atraccién polar por
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la presencia de cargas eléctricas en el solido, efecto hidréfobo, formacion de

estructuras de baja energia, asi como algunos otros efectos de menor interés.

La adsorcion de surfactantes ionicos permite producir un efecto antiestatico. Si el
balance de cargas adsorbidas no alcanza la neutralidad, las superficies tienden a
repelerse, lo cual constituye un mecanismo de estabilizacion de sistemas dispersos. El
impedimento estérico producido por moléculas de surfactante adsorbidas puede ser
también responsable de la estabilizaciobn de muchos sistemas dispersos (Salager
1992).

La adsorcion de surfactantes en las interfaces puede modificar los equilibrios
trifasicos sélido-fluido-fluido y conducir a la extension en forma de una monocapa o
al cambio de mojabilidad de una superficie, fendmenos que son ampliamente
utilizados en procesos industriales tales como la flotacion, el secado, la lubricacion, la

detergencia, etc., (Salager, 1992).
b) Asociacion

Cuando a una solucién (acuosa, por ejemplo) se le afiade cada vez mas surfactante,
este comienza por adsorberse a las interfaces disponibles, luego su concentracion en

forma mono molecular aumenta hasta que se forman las primeras micelas.

La micela es un polimero de asociacion en el cual el surfactante alcanza una posicién
favorable. En solucion acuosa la fuerza motriz principal, que favorece la formacion
de micelas, es el efecto hidrofobo, es decir, la sustraccion de la parte apolar del
surfactante del contacto con las moléculas del agua y la formacion un contacto mas
favorable desde el punto de vista energético con las partes apolares de otras
moléculas de surfactante (Salager, 1992).

La micelizacion, es entonces un tipo de micro precipitacion, en la cual el surfactante
se sustrae parcialmente de la fase acuosa. La analogia con un fendmeno de

precipitacion estd reforzada por el hecho de que la micelizacion se produce a una
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concentracion particular (llamada "concentracion micelar critica"). Sin embargo, es
conveniente considerar una solucién micelar como un coloide y no como una
dispersion, ya que el tamafio de las micelas es del orden de 50-100 A (angstrom). Las
soluciones micelares presentan propiedades relativamente similares a las soluciones

de polimeros, otros coloides lipofilicos (Salager, 1992).

El fenémeno de la micelizacion se produce como un compromiso entre dos tipos de
efectos: los efectos que tienden a favorecer la formacion de una micela,
particularmente el efecto hidrofobo, que aumenta con el tamafio de la cadena
hidrocarbonada del surfactante y, por otra parte, los efectos que tienden a oponerse a
la formacién de una micela, tal como la repulsion entre los grupos hidrofilicos,
particularmente importante en el caso de surfactantes ionicos. La presencia de un
alcohol que se intercala entre las moléculas de surfactante en la interface, o la adicion
de electrolitos que produce un efecto de pantalla que reduce el campo eléctrico
intermolecular, reduce las fuerzas repulsivas, y por este efecto, favorece la

micelizacion.

Los efectos que favorecen la micelizacion producen un descenso de la concentracion
micelar critica (CMC) y viceversa. Se ha hablado s6lo de micelas en medio acuoso,
pero se puede considerar que los mismos fendbmenos se producen en medios apolares,
bien que en forma diferente. Las micelas son responsables de una propiedad
fundamental de las soluciones de surfactantes: su poder solubilizante. A partir de la
CMC, la solubilizacion aumenta considerablemente, ya que el hidrocarburo penetra

dentro del corazén de las micelas (Salager, 1992).

La solubilizacion micelar permite "disolver" aceite en agua o viceversa, lo que es de
gran interés para diversos tipos de aplicaciones, tales como la detergencia, la

separacion y la extraccion selectiva.

En ciertos casos la solubilizacion puede ser considerable y se observan sistemas
Ilamados "micro emulsiones”. El término micro emulsion se ha escogido mal ya que

se puede pensar que se trata de una (macro) emulsion compuesta de (micro) gotas.
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Este no es el caso general, y es mejor considerar una micro emulsion como una
soluciéon micelar, en la cual las micelas estdn hinchadas y se tocan entre ellas. En
realidad, se encuentran micelas y micelas inversas en coexistencia, a menudo en una

estructura bicontinua.
2.2.7.2 Clasificacion de los surfactantes

Desde el punto de vista comercial, los surfactantes se venden de acuerdo a su uso, es
decir, a su propiedad de mayor interés practico en cuanto a la aplicacion: jabones,
detergentes, emulsionantes, bactericidas, inhibidores de corrosion, dispersantes,

tensioactivos, humectantes, etc.

Sin embargo, la mayoria de los surfactantes poseen varias de estas propiedades a la
vez y, por lo tanto, una clasificacion de este tipo seria muy confusa. Se prefiere
clasificar los surfactantes de acuerdo a su tipo de molécula, mas particularmente en

base al tipo de disociacion de su molécula en solucién.
a) Surfactantes aniénicos

Son aquellos que en solucion acuosa se disocian en un anion anfifilo y un catién, el
cual es generalmente un metal alcalino o un amonio cuaternario. A este tipo
pertenecen los surfactantes de mayor produccién: detergentes como alquil-benceno-
sulfonatos, jabones o sales de acidos carboxilicos grasos, espumantes como el lauril
éster-sulfato, etc., (Salager, 1992).

b) Surfactantes no idnicos

Por orden de importancia industrial vienen justo después de los anionicos, y hoy en
dia su produccion estd aumentando. En solucién acuosa no forman iones, ya que su
parte hidrofilica esta formado por grupos polares no ionizados como: alcohol, tiol,
éter o éster. Una gran parte de estos surfactantes son alcoholes o fenoles etoxilados
(lavaplatos, champus). Ciertos derivados del sorbitol producen surfactantes no-

toxicos para uso farmacéutico o alimenticio (Salager, 1992).
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c) Surfactantes catidénicos

Son aquellos que se disocian en un catién anfifilo y un anion generalmente de tipo
halogenado. Estos surfactantes se usan solamente en aplicaciones especiales donde la
carga positiva del anfifilo produce ventajas como en enjuagues o emulsiones
asfélticas. En la mayoria de los casos corresponden a un grupo amonio cuaternario
(Salager 1992).

d) Otros tipos de surfactantes

La combinacion en la misma molécula de un grupo con tendencia anidnica y de un
grupo con tendencia cationica produce un surfactante anfotérico, como por ejemplo
los aminoécidos, las betainas o los fosfolipidos. Segun el pH del medio, una de las
dos disociaciones prevalece. Este tipo de surfactante se usa sélo en casos particulares
debido a su alto costo. Recientemente se ha producido surfactantes poliméricos al
injertar sobre una macromolécula un cierto nimero de grupos hidrofilicos, o al
producir la poli condensacion de grupos con ciertas caracteristicas polares y apolares

(6xido de etileno, 6xido de propileno) (Salager, 1992).
2.2.7.3 Fendmenos involucrados

Para comprender el alcance de los diferentes métodos de recuperacion mejorada es

indispensable entender la naturaleza de los fendmenos involucrados.
2.2.7.3.1 Fendmenos a la escala de los poros (capilaridad)
a) Adsorcién

Suponiendo, para simplificar que el medio poroso contiene solamente salmuera (W) y
crudo (O), estas dos fases se distribuyen segun las leyes de la hidrostatica y de la

capilaridad.

La tension interfacial de un fluido es la cantidad de energia necesaria para aumentar

su superficie por unidad de area y depende de las sustancias adsorbidas en la
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interface. Para el agua en equilibrio con una fase de hidrocarburos, esté en el orden de
algunas decenas de dinas sobre centimetros (dina/cm) o mili Newton sobre metro
mN/m. En presencia de un surfactante se reduce generalmente a 1 0 0,1 dina/cm, pero

en ciertos casos muy particulares puede llegar a 0,001 dina/cm (Salager, 2005).

El contacto trifasico agua (W), crudo (O) y sélido (S) esta caracterizado por los
angulos de contacto (Figura 2.14). El fluido que posee el &ngulo de contacto inferior a
90°, es el fluido que moja la superficie solida. Las rocas almacén poseen una
naturaleza polar (carbonato, silica) y, por lo tanto, la roca "limpia" es mojable por el
agua. Sin embargo, se observa que en muchos yacimientos el angulo de contacto
supera los 90°. Esto se debe a que la superficie del solido esta cubierta por una capa

de una sustancia adsorbida que le confiere un caracter "aceitoso".

Super-hidréfilo 0<10° . ™
(Super-hydrophilic)
Hidrofilo , | N
(Hydrophilic) 10°< 6 <90
Hidréfobo ‘/
(Hydrophobic) 90°< 6<120°

Super-hidréfobo 9<120° Q/

(Super-hydrophobic)

Figura 2.14 Angulo de contacto entre una fase acuosa y la roca [Fuente: Atria innovation,
2016]

Los crudos contienen a menudo bases nitrogenadas, es decir, moléculas susceptibles
de presentar una carga positiva, aun localmente. Tales moléculas pueden adsorberse
sobre la superficie del sélido en los sitios negativos (oxigeno de SiO,) y llegar a
recubrirla como si fuera una capa de pintura. Visto desde fuera la superficie, tendra el
aspecto de una capa de estas moléculas organicas, y como consecuencia, no sera
mojable por el agua sino por el aceite, donde las gotas de aceites tendran tendencia a

"pegarse” en la superficie (debido al cambio de mojabilidad).
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Estos fendmenos de adsorcion son extremadamente importantes en los métodos de
recuperacion mejorada. En efecto, las sustancias que presentan surfactantes son
susceptibles a adsorberse sobre los sélidos presentes (caliza, silica, arcillas), ademas
de producirse intercambios idnicos entre los solidos y la fase acuosa, lo que puede

modificar considerablemente la composicion de la misma (Salager, 2005).
2.2.7.3.2 Fenomenos de la escala del medio poroso
a) Drenaje e imbibicion

La porosidad () es la fraccion de volumen vacio presente en una roca, la cual varia
desde 0,05 para medios muy compactos, hasta 0,47 para un apilamiento cubico
compacto de esferas rigidas de mismo diametro. Ademas, de la porosidad se pueden
definir algunas otras caracteristicas tales como la distribucion de tamafio de poro, y la
tortuosidad promedia de los poros. De estas propiedades intrinsecas se definen otras
dos, que estan relacionadas con el movimiento del fluido monofasico

(permeabilidad), o con la presencia de dos fluidos inmiscibles (presion capilar).

Finalmente, So y Sw son las saturaciones de petréleo y de agua, es decir, las
fracciones volumétricas del volumen poroso ocupado por cada fluido. Cuando dos
fluidos inmiscibles coexisten en equilibrio en un medio poroso, estan repartidos
segun las leyes de la hidrostatica y de la capilaridad. La reparticion de fluidos
depende de la dimensidn de los poros, del &ngulo de contacto, de la tension interfacial

y de las saturaciones (Salager, 2005).

En la practica se determina experimentalmente la variacion de la cantidad de la

siguiente manera:

PcxL
——  (Ec.2.21)
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En funcion de las saturaciones, donde L representa una longitud caracteristica del
medio, por ejemplo, el didametro promedio de poro, Esta variacion de Pc*L / y

corresponde a las Ilamadas curvas de drenaje e imbibicion (Figura 2.15).

Pc

/ Curva de drenaje
Presion de
desplazamiento

Curva de imbibicion

B, — 10

; 0 SR T S e

Figura 2.15 Curvas de drenaje e imbibicién en un diagrama de presion capilar versus
saturacion de agua [Fuente: Ingeniera en petréleo, 2013]

Para obtener estas curvas se toma un nudcleo de medio poroso completamente
saturado de agua (fluido que moja el sélido) y se le inyecta aceite por alicuotas.
Después de cada inyeccion se espera el equilibrio y se mide la diferencia de presion
(Pc) entre los fluidos. En la Figura 2.16, se observa como la presion capilar se genera,

cuando coexisten dos fluidos (mojante y no mojante) en un mismo sistema.

Petroleo

Presion Capilar

Figura 2.16 Diferencia de presion entre una fase mojante y una fase no mojante, conocida
comunmente como presion capilar (Pc)
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Los experimentos de imbibicion y drenaje muestran que no es posible desplazar
completamente uno de los fluidos por el otro. En ambos casos de desplazamiento,
existe una saturacion residual (saturacion de petréleo residual Sor y saturacion de
agua residual Swr), tipicamente del orden de 20%, que corresponde a un fluido
distribuido en forma de glébulos desconectados uno de los otros y atrapados por las
fuerzas capilares. El estado de saturacion residual

Sor es el limite que se puede alcanzar mediante un proceso de inyeccion de agua. En

la practica, nunca se llega a este valor (Salager, 2005).
b) Flujo difasico —curvas de permeabilidades relativas

Cuando los fluidos inmiscibles (petréleo y agua) se desplazan conjuntamente en un

medio poroso, se puede definir, por lo menos localmente:
a) Las saturaciones So (saturacion de petréleo) y Sw (saturacion de agua).

b) Las presiones Po (presion de la fase oleosa) y Pw (presion de la fase acuosa),
cuya diferencia es Pc (Presion Capilar).

c) Las velocidades de filtracion uo y uw.

Estas relaciones definen los coeficientes ko y kw, llamadas permeabilidades
efectivas. Estas permeabilidades efectivas son siempre inferiores a la permeabilidad
del medio poro, las cuales al relacionarlas con la permeabilidad absoluta (k), se puede
obtener las permeabilidades relativas (Krw o Kro). Dicha relacion puede realizarse

mediante las siguientes ecuaciones:

k

K., = f (Ec. 2.2.2)
kw

K., = ~ (Ec. 2.2.3)
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Estas permeabilidades relativas, entre otras cosas, permiten determinar la mojabilidad
de la roca, lo cual es de gran ayuda en la toma de decisiones dentro de un proyecto de

recuperacion secundaria o terciaria.
2.2.7.3.3 FenOtmenos a la escala del yacimiento

Los experimentos de laboratorio sobre un ndcleo de medio poroso, difieren del caso
de un yacimiento en varios aspectos relativos al cambio de escala. De una parte, el
efecto de la gravedad no es despreciable en un yacimiento de varias decenas de
metros de espesor, 0 en un yacimiento inclinado. En el espesor del yacimiento puede
producirse una segregacion gravitacional con una mayor saturacion de petréleo “So”
en la parte superior. Esto significa que las condiciones cambian a lo largo de un eje

vertical.

Por otra parte, la mayoria de los yacimientos presentan heterogeneidades, es decir,
zonas en las que se presentan variacion de sus propiedades, entre ellas la
permeabilidad. En ciertos casos pueden incluso presentarse fracturas o grietas. En
todo caso, los fluidos tienen tendencia a pasar por la via de menor pérdida de carga,
que son las fracturas o las zonas mas permeables. El fluido de inyeccion (agua o agua
con aditivos) tiene, por lo tanto, tendencia en pasar en las zonas mas permeables y en
no penetrar en las demas. Al desplazarse el petrdleo de las zonas permeables, la
saturacion de agua “Sw” aumenta, y por lo tanto también la permeabilidad efectiva
(Kw) vy relativa (Krw) del agua, lo que agrava la situacion y produce caminos

preferenciales (Salager, 2005).

La disposicién misma de los pozos inyectores y productores tiende a resultar en
caminos preferenciales atin en ausencia de heterogeneidades. En el clasico “five spot”
o arreglo de cinco pozos (Figura 2.17), con el pozo inyector al centro, el gradiente de
presidn se ejerce en linea directa entre el pozo inyector y cada pozo productor, y por

lo tanto varia considerablemente de un punto a otro del yacimiento.
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inyeccién con una geomelria 5-spols I f 5

4 Pozos
1 Pozo
Inyector

productores

Figura 2.17 Arreglo geométrico de 5 pozos normales para de una inyeccion de agua [Fuente:
La comunidad petrolera, 2009]

Todos estos factores hacen que el flujo multifasico no se puede considerar de tipo
"piston” a la escala del yacimiento y que la eficiencia de barrido puede ser
notablemente reducida por la existencia de caminos preferenciales. Finalmente,
conviene notar que existe otro fendmeno susceptible de reducir la eficiencia de
barrido. Al intentar "empujar" un fluido viscoso (petr6leo) con un fluido menos
viscoso (agua) pueden producirse inestabilidades interfaciales que resultan en un
fendmeno llamado digitacion o adedamiento. A la escala del yacimiento, estos
fendmenos también tienden a producir caminos preferenciales. Una forma de
reducirlos es disminuir la velocidad de los fluidos, reducir la viscosidad del petréleo
(calentamiento) o aumentar la del agua (polimeros).

2.2.7.4 Condiciones de movilizacion y desplazamiento

Hace ya mas de 80 afios que se ha determinado que las fuerzas capilares son las
responsables del atrapamiento del petréleo. El célculo muestra que al final de un
drenaje con agua, las fuerzas capilares son de varios 6rdenes de magnitud, mayores
que las fuerzas viscosas de drenaje. Es por lo tanto ldgico que los procesos estudiados
0 propuestos hagan énfasis en la modificacion de estas fuerzas por cambio de
mojabilidad, reduccion de la tension interfacial o incluso eliminacion de la interface,

lo que es equivalente a alcanzar una tension nula (Salager, 2005).
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Diversos investigadores como Pedroza (1993), Kim (1990), Kaminsky (1997) y
Collins (1983), han estudiado como la presencia de asfaltenos inducen cambios en la
mojabilidad dentro de yacimientos petroliferos, ellos atribuyen estos cambios a
moléculas de asfaltenos, la cuales logran adsorberse a través de la pelicula de agua
que cubre la superficie de la roca en yacimientos inicialmente mojados por agua. Una
vez adsorbidos, los asfaltenos promueven una mojabilidad preferente al crudo, lo que
ocasiona un cambio en la movilidad inicial de los fluidos del yacimiento, lo que trae
como consecuencia una reduccion de la movilidad del crudo al irse adhiriendo a la

roca.
2.2.7.5 Fuerzas viscosas contra fuerzas capilares

Las leyes de Poiseuille y de Darcy indican que la caida de presion (AP) es
directamente proporcional a la viscosidad del fluido y a la velocidad, es inversamente
proporcional al radio del poro y a la permeabilidad. La condicion de movilizacion
esta, por lo tanto, favorecida por un aumento de la velocidad de inyeccion de agua y
por un aumento de su viscosidad. Por otra parte, estd también favorecida por una

disminucidn de la tension interfacial.

La relacion entre las fuerzas viscosas de drenaje y las fuerzas capilares se ha
expresado en forma adimensional, por un llamado namero capilar NC (nimero de
Weber) cuya expresion varia de un autor a otro y es mostrada, de dos maneras

distintas, a continuacion:

k+Ap

Nc

Ec.2.2.4
T )

*U
Nc¢ =t ~ (Ec. 2.2.5)
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Donde:

Nc = Numero capilar (adimensional)

u = viscosidad del fluido desplazado

u = velocidad de los fluidos en los poros

o = tension interfacial (ITF) entre el fluido desplazado y el fluido desplazante
k = permeabilidad efectiva del fluido desplazado

Ap/L = gradiente de presion

Los datos de la literatura muestran que el porcentaje de recuperacion de crudo en un
medio poroso a Sor es esencialmente nulo cuando el nimero capilar es inferior a 10

y esencialmente 100% cuando el nimero capilar es superior a 10°° (Salager, 2005).

Todos los experimentos no producen exactamente la misma transicion, lo que
significa que existen tambien otros factores, tales como la mojabilidad. Sin embargo,
esta claro que, si se puede aumentar el nimero capilar de tres o cuatro drdenes de
magnitud, se puede alcanzar una recuperacion de casi 100% del petroleo en la zona
barrida. Por lo tanto, los métodos de recuperacion mejorada tienen como proposito
aumentar el numero capilar. Conviene entonces examinar lo que se puede hacer para

aumentar el nimero capilar de tres o cuatro 6rdenes de magnitud.

Primero, se puede incrementar la velocidad de la fase acuosa, lo que aumentaria "v"
en consecuencia. Tal aumento implica un aumento de la presion de inyeccion y un
costo adicional. Ademas, esta limitado por dos factores desfavorables: por una parte,
no se puede aumentar la presion mas alla de la presion de fractura de la roca del
yacimiento, y por otra parte el aumento de velocidad tiende a favorecer las
inestabilidades de tipo adedamiento y la produccion de caminos preferenciales. En
consecuencia, no se puede practicamente aumentar la velocidad "v" mucho mas alla

de un valor tipico de tipico 1 pie/dia (Salager, 2005).
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El segundo factor que se puede modificar es la viscosidad de la fase acuosa. Es el
proposito de los métodos llamados de inyeccion de polimeros, en los cuales la fase
acuosa contiene unas 100-200 ppm de polimeros hidrosolubles de tipo poliacrilamida

0 polisacérido.

El aumento de viscosidad de la fase acuosa es también favorable para controlar las
inestabilidades, tales como el adedamiento, y tiende a mejorar la eficiencia de
barrido. Por otra parte, tiende a aumentar la fraccion de petroleo en los fluidos
producidos (reduccion del WOR). Sin embargo, a mayor viscosidad de la fase acuosa,
mayor el gradiente de presion requerido para obtener la misma velocidad del fluido
(Salager, 2005).

El aumento del nimero capilar por aumento de la velocidad y/o de la viscosidad de la
fase acuosa estd por lo tanto limitado a algo como un orden de magnitud, y en la
mayoria de los casos eso es insuficiente por un factor 100 o 500. Es por lo tanto
imprescindible lograr una reduccion considerable de la tension interfacial entre el
agua y el petroleo, y por eso es indispensable usar surfactantes con un considerable

poder tensioactivo (Salager, 2005).

La introduccién de un surfactante en la fase acuosa permite reducir la tension
interfacial agua/crudo de 30-40 dinas/cm hasta 1 o 0,1 dina/cm, lo que es todavia
insuficiente por un factor 50 o 100. Estudios realizados en los afios 1970 han
mostrado que en ciertas circunstancias muy particulares la tension interfacial podria
reducirse a menos de 0,001 dina/cm (1 mN/m), y que se podria obtener incluso la
miscibilidad entre agua y petréleo (tension interfacial nula) con concentraciones de
surfactante del orden de 5%. En tales condiciones se producen varios mecanismos de

movilizacién que contribuyen a la recuperacion del petréleo (Salager, 2005).
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2.2.7.6 Mecanismos de movilizacion
» Movilizacion miscible

Si la formulacion de la fase acuosa es tal, que ésta pueda formar una sola fase con el
petrdleo, entonces las fuerzas capilares no se tomarian en cuenta, ya que la interface
desaparece. El desplazamiento miscible puede obtenerse con soluciones alcohdlicas,

con soluciones concentradas de surfactante o con didxido de carbono supercritico.

Al obtenerse las condiciones del desplazamiento miscible, la ley de Darcy se aplica;
sin embargo, el fluido no es homogéneo desde el punto de vista de la densidad y de la
viscosidad, pudiendo producirse segregaciones. El estudio de la distribuciéon de
tiempos de residencia permite caracterizar las propiedades del flujo. En la préctica, el
desplazamiento miscible con inyeccion de alcohol o de surfactante es demasiado
costoso; sin embargo, juega un cierto papel al inicio de los desplazamientos con
surfactante/polimero o como método de estimulacién de pozo. Hoy en dia, el Unico
método miscible probado es aquel con diéxido de carbono (SACROC), pero esta

fuera del enfoque del presente texto.
» Movilizacion por baja tension

Si la formulacién de la solucion acuosa es adecuada, la tension interfacial entre ésta y
el crudo puede bajar a un rango entre 0,001 y 0,0001 dina/cm (0 mN/m). Las
condiciones de obtencién de tales tensiones corresponden a la llamada formulacion
Optima, y estan asociadas con la presencia de un sistema trifasico en el cual coexisten

una micro emulsion y fases en exceso de agua y de petréleo.

Para tales valores de tension interfacial, el criterio del numero capilar indica que se
obtiene casi un 100% de recuperacion en la zona barrida. Estudios en micro modelos
transparentes han mostrado que en sistemas de baja tension interfacial, los globulos
de petréleo atrapados se deforman facilmente y se alargan para pasar a través de los

poros de la matriz porosa. Cuando el glébulo de petroleo esta en movimiento, se
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desplaza y encuentra otros glébulos con los cuales coalesce, produciendo glébulos
mas alargados, los cuales son mas facil de movilizar; finalmente llega a formarse una
red de globulos interconectados, es decir un banco de petréleo que presenta un
régimen de flujo difasico (tipo Bucklet-Leverett) con una saturacion de petroleo

netamente superior a la saturacion residual de petréleo “Sor” (Salager, 2005).
» Movilizacion por solubilizacién y ensanchamiento

Cuando encuentra el equilibrio un sistema surfactante-agua-petroleo, la fase que
contiene la mayoria del surfactante, es a menudo una micro emulsion que puede
solubilizar considerables cantidades de la otra fase. Si la micro emulsion esta en
equilibrio con una fase acuosa, una fase petréleo o ambas, sus caracteristicas de

solubilizacién son distintas.

El caso a considerar en esta seccion es aquel del llamado diagrama de Winsor tipo I,
en el cual la fase de petroleo contiene la mayoria del surfactante y es una micro
emulsion que solubiliza una cantidad de agua que puede ser notable. En ensayos de
laboratorio se han obtenido sistemas casi-Optimo en los cuales la fase de petréleo
duplica su volumen por solubilizacion de agua. Tales condiciones no se obtienen en
general en el campo, porque las concentraciones de surfactante son bajas; sin
embargo, es posible que en ciertos casos la fase oledfila se ensanche un 20-30%
mediante la solubilizaciéon de agua, lo que primero aumenta notablemente la
saturacion SO, y por tanto la permeabilidad efectiva del petréleo (Ko), luego resulta
también en una reduccion de viscosidad de la fase oledfila. Ambos efectos aumentan
la movilidad del petréleo. Sin embargo, no es facil determinar la importancia de estos
efectos, porque los sistemas que lo exhiben estan muy cerca de la formulacion
Optima, por lo que poseen una tensién interfacial baja y hace que el mecanismo
anterior tiende a ocultar los efectos (secundarios) debidos al ensanchamiento del

petréleo (Salager, 2005).
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» Movilizacion por cambio de mojabilidad

Si la roca es mojada por el petroleo, éste tendera a penetrar en poros de pequefio
diametro y por lo tanto en adherirse mas. Sin embargo, al mojar la pared del medio
poroso, la fase oledfila puede presentar una continuidad a saturaciones muy bajas, y
por lo tanto seguir fluyendo. En el método de movilizacion por baja tension la roca es
aparentemente mojada por el agua y uno de los papeles del surfactante es evitar la
adhesion del petréleo a la roca. Ciertos estudios tienden a mostrar que la inyeccion de
sustancia alcalina aumenta la mojabilidad al agua; otros demuestran lo contrario.
Como los &cidos nafténicos del crudo se transforman en jabones en presencia de una
base, tales cambios pueden probablemente interpretarse por la adsorcion del

carboxilato en la roca.

Finalmente, se debe concluir que existe bastante confusion en cuanto a la importancia
de la mojabilidad como mecanismo de movilizacién, y que si bien es cierto que un
cambio de mojabilidad parece ser favorable en algunos casos, no se puede enunciar
reglas generales al respecto (Salager, 2005), sin embargo estudios recientes como los
de Pedroza (1993), Kim (1990), Kaminsky (1997) y Collins (1983) han demostrado
una tendencia en el cambio de mojabilidad debido a la presencia de asfaltenos, los
cuales se adsorben en la superficie de la roca y promueven una humectabilidad
preferente al petrdleo, con esto se podria suponer que existen zonas en un yacimiento
con una mojabilidad preferente al agua (donde no se ha completado la adsorcién) y
zonas con una mojabilidad preferente al petréleo (donde se completd la adsorcion),
dando como resultado una mojabilidad moteada con una mayor tendencia en un largo
plazo hacia la mojabilidad al petréleo si se le da un mayor tiempo para que el proceso

de adsorcidn se realice .
» Proceso de emulsion espontanea

En sistemas surfactante-agua-petroleo se observd que la transferencia de masa puede
producirse cerca de la interface, zonas sobre-saturadas que se separan en dos fases

espontaneamente, dandole el nombre de emulsion espontanea. Hay evidencia de que,
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en la zona de contacto entre la solucion de surfactante y el petréleo, aparecen gotas de
muy pequefio diametro; a pesar de que la tension interfacial sea muy baja, los
esfuerzos de cizallamiento son insuficientes para producir una emulsion tan fina; se
piensa que esta emulsion se produce espontaneamente cerca de la interface crudo-
agua. Esta suposicion esta corroborada por el hecho de que se puede obtener una
buena recuperacién con sistema de tension relativamente alta (0,1 dina/cm) cuando se

produce la emulsion espontanea (Salager, 2005).

A continuacion, se explica la eficiencia de movilizacidn por el siguiente mecanismo,

Ilamado por Ruschack y Miller, denominado “Diffusion and Stranding”.

a) El frente de la solucion acuosa de surfactante entra en contacto con el glébulo
de aceite y se produce una transferencia de masa de surfactante en el aceite,

luego una transferencia de agua en aceite o de aceite en agua.

b) Al producirse una zona sobresaturada en la fase oledfila, cerca de la interface,
ocurre la emulsion espontanea, encontrandose el petroleo dividido en gotas

muy finas (0,1 — 0,5 micras).

c) Estas pequefias gotas estan arrastradas por las fuerzas viscosas de drenaje y

luego coalescen entre si o con otros glébulos.
2.2.8 Simulacién de yacimientos

La simulacién de yacimientos es un método utilizado para predecir el
comportamiento de produccion en una zona en estudio. EI mismo se basa en la
aplicacion de métodos numéricos, con el fin de predecir en un periodo de tiempo
estipulado, como sera la variacion del mismo, al ser aplicado alguna perturbacion en
el sistema, ya sea por medio de la perforacion de nuevos pozos (productores o

inyectores) o alguna técnica de recuperacion secundaria o terciaria.

Ademas, la simulacion numeérica de yacimientos se basa en la construccion y puesta

en ejecucion de un modelo, que adn, si este no presenta las caracteristicas originales
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del yacimiento, sus resultados pueden ser representativos y de gran utilidad. El
modelo matematico que lo representa es un conjunto de ecuaciones diferenciales en
derivadas parciales las cuales, sujetas a las condiciones iniciales y de bordes
especificas del yacimiento, describen los principios fisicos basicos que aplican al
yacimiento, tales como: conservacion de la energia y ecuaciones de estado.
Generalmente estas ecuaciones no son lineales y la solucion numérica, es una de las
posibilidades para resolverlas, por lo que el uso de las computadoras se hace
indispensable (Camacho 2013).

2.2.8.1 Simulador de yacimientos

El simulador de yacimientos es la herramienta utilizada para realizar las predicciones
pertinentes en un yacimiento, basdndose en meétodos numéricos. Esta utiliza
informacidn aportada por ingenieros geodlogos, geofisicos y disciplinas afines, con la
finalidad de generar un modelo confiable que permita estimar el comportamiento

futuro en una zona de estudio.

Mientras un yacimiento es desarrollado una sola vez, un simulador puede ejecutarse
innumerables veces hasta llegar a los resultados deseados para los diferentes
esquemas de desarrollo y produccion, lo cual es de gran ayuda a la hora de
seleccionar las condiciones Optimas para la explotacion. En pocas palabras, un
simulador de yacimientos es un sofisticado software que resuelve ecuaciones en
derivadas parciales, por medio de los métodos numeéricos, que describe el flujo de

fluidos multifasicos (agua-petroleo-gas) en un medio poroso (Camacho 2013).
2.2.8.2 Estructura de un simulador
La estructura de un simulador se divide en tres categorias:

e Pre-procesador: se encarga de recibir la informacion aportada por gedlogos,
geofisicos, petrofisicos, entre otros, e introducirlos en el modelo que sera

evaluado por el ingeniero de yacimientos.
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e Procesador: se encarga de resolver las ecuaciones de manera numeérica

dentro del simulador.

e Post-procesador: se encarga de mostrar los resultados de la simulacion,

mediante gréficas, representaciones 3D, entre otros.
2.2.8.3 Tipos de Simuladores

Dependiendo de la compafiia, esta presentara un nombre comercial diferente, pero

estaran basados (generalmente) en tres tipos: Black Oil, Composicional y Térmico.
2.2.8.3.1 Simulador Black QOil

Es un simulador usado, cominmente, en yacimientos petroliferos, donde la principal
suposicion es que las composiciones de petréleo y gas no cambiaran
significativamente con la variacion de presion a lo largo del tiempo. El agua y el
petréleo se asumen inmiscibles, y no existe intercambio de masa o cambio de fase

entre ellos. Ademas, el gas es soluble en el petrdleo, pero no en el agua.

Cabe destacar que este tipo de simulacion es Gtil en procesos de inyeccion de agua o
gas inmiscible donde no se esperan cambios en la composicion de fluidos. Pueden
modelar el flujo de agua, petroleo y gas, tomando en cuenta variaciones de la

solubilidad del gas en el petréleo en funcién de la presion (Carrillo, 2010).
2.2.8.3.2 Simulador composicional

Un simulador composicional es aquel, capaz de proveer las cantidades y propiedades
de hexanos, butanos, bencenos y muchos otros componentes de los hidrocarburos, y
el cual debe ser utilizado cuando se toma en cuenta el cambio en la composicion de
los fluidos. Ademas, usa en su configuracion el uso de una ecuacion de estado. De
esta manera se toma en cuenta el comportamiento de las fases de los fluidos o los

cambios en su composicion debido a la variacion de presion.
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Con este tipo de simulador se pueden describir fluidos complejos como condensados
y fluidos volatiles o procesos tales como programas de inyeccion de gas y estudios de
recuperacion secundaria, yacimientos con fluidos cercanos al punto de burbuja, entre

otros (Guerrero et. al., 2009).
2.2.8.3.3 Simulador Térmico

Este tipo de simuladores consisten en un modelo matematico que representa los
procesos de propagacion de calor y temperatura a través del medio poroso, asi como

sus efectos e interaccion con los fluidos y las propiedades de la roca (Llamedo, 2009).

En otras palabras, incorpora a los simuladores composicionales ecuaciones de
energia. Siendo especialmente Utiles para procesos de recuperacion térmica o

inyeccidn de vapor (Guerrero et. al., 2009).
2.2.8.3.3.1 Simulacién de procesos quimicos

En los procesos de inyeccidon quimica, un banco de fluido que contiene un agente
multi-componente es inyectado dentro de la formacion, este tapdn puede contener
surfactante, petréleo, agua y otros quimicos. Cabe destacar, que se ha considerado la
simulacion de métodos quimicos de recuperacion mejorada un proceso complejo
(Camacho 2013).

Los procesos de inyeccion quimica usan una secuencia de bancos, posiblemente,
incluyendo un pre flujo, quimicos, solucion polimérica (agua y polimero) y
finalmente, agua de empuje. El pre flujo, es usado para condicionar el yacimiento, sin
embargo, una funcién del mismo es que pueda proveer iones que se adsorben en la
roca yacimiento, reduciendo la adsorcién posterior de surfactante o polimero. El pre
flujo es seguido por un tapén de quimicos que, a su vez, es empujado por un banco de
agua que tiene polimeros. La viscosidad del banco de empuje es disefiada para
prevenir el adedamiento del agua de empuje dentro del tapdn de quimicos. Por

ultimo, este banco de agua polimérica es empujado por salmuera (Camacho, 2013).
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La fisica de la inyeccion quimica es muy complicada, mas de dos fases liquidas
pueden formarse, constituyentes quimicos pueden adsorberse a la superficie rocosa,
parte del volumen poroso de la roca es inaccesible al polimero, la permeabilidad
relativa ya no es una funcion solamente de la saturacion, y los efectos de mezcla

pueden ser importantes.

El comportamiento de la fase de un sistema petroleo/salmuera/surfactante y de un
sistema polimero/petroleo/salmuera/surfactante es particularmente complejo. Al
menos tres fases liquidas pueden formarse en el primero de los sistemas. Una fase
inferior que contiene principalmente agua, una media que es una mezcla de petréleo
agua y surfactante, y una fase superior compuesta principalmente por petréleo. El
estado de cada fase depende de la composicion de la mezcla presente, y donde todas

las concentraciones de los componentes son importantes.

La adsorcion puede ser perjudicial en fluidos con surfactante y polimero porque
contribuye a la pérdida de estos quimicos. Adicionalmente, el intercambio de iones
entre el fluido inyectado y la roca pueden cambiar la composicién de dicho fluido lo

suficiente para influenciar en el comportamiento de fase del sistema (Camacho 2013).

Las moléculas de polimero son tan grandes que no pueden deslizarse dentro de los
pequefios canales porosos. Como resultado, la porosidad efectiva es menor para el
polimero que para otras especies, Yy, en consecuencia, el polimero puede moverse a
través del medio poroso mas rapido que otros componentes, pero ademas puede

quedar atrapado mecanicamente en la roca.

Con respecto a la mecénica del fluido, la permeabilidad relativa es una funcién de la
saturacion, la tension interfacial y la velocidad del fluido. Los efectos de la tension
interfacial y la velocidad del fluido pueden ser combinados a través del uso del
namero capilar. Parece que los efectos de histéresis son a la vez importantes, y que el
flujo de petroleo puede darse en uno de dos regimenes (en la formacion de una

emulsion o como una fase en coalescencia).
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2.2.8.4 Anélisis de sensibilidades

Un analisis de sensibilidades es una técnica que se basa en la variacion de algunos
parametros de simulacién, referentes al modelaje del yacimiento y al proyecto de
recuperacion (secundaria o terciaria), que se estima aplicar en la zona en estudio, con
el objetivo de evaluar el mejor escenario, 0 en caso de modelar un yacimiento,
representar un comportamiento similar al observado en la realidad (por ejemplo,
basandose en el historial de produccién), disminuir la incertidumbre del modelo, y

permitir una prediccion mas confiable.
2.2.8.5 CMG

Computer Modelling Group Ltd. (CMG) es una empresa canadiense fundada en el
afio 1978, como una empresa dedicada a la investigacion, con sede en Calgary,
Canada. Esta se hizo conocida por su experiencia en petréleo pesado, y ha ampliado
este conocimiento a todos los aspectos relacionados al modelado de yacimientos. Hoy
en dia son una empresa de tecnologia con mas de 617 clientes en la industria
petrolifera y gasifera, junto a compafiias dedicadas a la consultoria, las cuales utilizan

sus herramientas para la simulacién de yacimientos (CMG, 2019).

Dicha compafiia ofrece, entre otras cosas, la licencia de un paquete computacional
que engloba algunas herramientas utilizadas en la simulacién de yacimientos o

[procesos mas avanzados, entre estos encontramos:

e BUILDER: es un pre-procesador utilizado en la construccién de modelos de
simulacion, este proporciona la integracion de datos, tanto dentro del
software (introducidos por el usuario) como de fuentes externas (mediante

enlaces a otros archivos).

e IMEX: se enfoca en la simulacion Black-Oil, modelando procesos de
recuperacion primaria y secundaria tanto en yacimientos convencionales y no

convencionales.
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e GEM: se enfoca en la simulacion composicional, en el cual, mediante el uso
de ecuaciones de estado, permite modelar yacimientos con caracteristicas

significativas, referente a su composicion, procesos quimicos.

e STARS: se enfoca en la simulacion térmica, modelando procesos avanzados

de recuperacion que involucran vapor, solventes, aire y productos quimicos.

e RESULTS: es un post-procesador que permite visualizar y analizar los
resultados aportados por la simulacion.

e WINPROP: es una herramienta usada en la caracterizacién de propiedades
de fluidos, la cual otorga informacién importante cuando existen variaciones
de composicion (CMG, 2019).

En la Figura 2.18, se presentan los iconos con los que la compafiia identifica a

cada una de las herramientas ofrecidas en su sistema de computos.

STARS N\ ) RESULTS

Figura 2.18 Herramientas ofrecidas por la compafiia CMG [Fuente: CMG, 2019]

2.2.9 Indicadores financieros

Los indicadores financieros son métodos que permiten simular las variables
econdmicas asociadas a un proyecto durante su operacion futura, relacionando la
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inversion, los egresos y los ingresos, bajo ciertas suposiciones y deseos de ganancia
por parte del inversionista. A partir de esto, podré obtenerse algunos pardmetros que
permitiran estimar la rentabilidad o efectividad financiera de un proyecto en estudio
(Hermosa, 2019).

Entre estos métodos, podemos encontrar el periodo de recuperacion de capital “Pay
Back”, el valor presente neto (VPN), la tasa interna de retorno (TIR), entre otros.

2.2.9.1 Flujo de caja neto

Flujo de efectivo que entra o sale de una sociedad, el cual esta relacionado a un
proyecto de inversion perteneciente a la misma. Se calcula mediante la siguiente
ecuacion, tomando en cuenta los ingresos y egresos presentados en el proyecto, para

un periodo determinado.

FC=1—-C (Ec.2.26)

Donde:

FC: Flujo de Caja

I: Ingresos (venta de petroleo)

C: Costos operacionales (produccién de petréleo)
2.2.9.2 Ingresos

Flujo de dinero positivo recibido por una sociedad, a partir de la realizacion de un

proyecto.

I =Y",(Qo* PBOP); (Ec.22.7)

Donde:

PBOP: Precio del barril de petréleo ($/BN)
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Qo: Tasa de petréleo (BN/D)
n: Horizonte econdémico o tiempo de estudio (afios)
2.2.9.3 Costo Operacional

Flujo de dinero negativo observado por una sociedad, a partir de la realizacion de un

proyecto.

C =)i-o(Qo*POB); (Ec.228)

Donde:

Qo: Tasa de petroleo (BN/D)

POB: Precio operativo del barril ($/BN)

n: Horizonte econémico o tiempo de estudio (afios)
2.2.9.4 Periodo de recuperacion de capital (Pay Back)

El Periodo de recuperacidn de capital es una técnica que busca el nimero de periodos
requeridos para generar y recuperar totalmente la inversion inicial, a partir de los
flujos netos de caja producidos por la misma, para una tasa de interés igual a cero. Es
también conocido como Pay Back.

2 [ { e periodos “n” que haga cumplir la ecuacion
El método consiste en hallar el nimero de periodos “n” que hag plir 1

planteada.

PoY: =0 (Ec.229)

Donde:
Yt: flujos de fondo para cada periodo (unidad monetaria)

n: nimero de periodos (afios)
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Ventajas:
e Muy simple de entender y facil de calcular.
Desventajas:

e Este método no toma en cuenta el flujo neto de fondos luego del periodo de

recuperacion.

e Su peor deficiencia radica en que no toma en cuenta el valor cronologico del

dinero.

Este método debe ser usado en la toma de decisiones econémicas como criterio de
apoyo secundario, y es usualmente usado por firmas que buscan y alientan las

ganancias de corto alcance.
2.2.9.5 Valor presente neto (VPN)

Se basa en el concepto del valor equivalente de todos los flujos de efectivo relativos a
alguna base o punto de inicio en el tiempo Ilamado presente. Por lo tanto, todos los
flujos positivos y negativos se anticipan al punto presente en el tiempo, a una tasa de

interés (usualmente la tasa minima de retorno).

Fg
VPN = Zk Om (Ec. 2.2.10)

Donde:

F: Flujo de efectivo (unidad monetaria)
i: tasa de interés

n: nimero de periodos (afios)

Los proyectos independientes son aceptados cuando el VPN es mayor o igual a cero.
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Ventajas:

e Emplea la equivalencia del dinero en el tiempo y su resultado solo dependera
de la tasa empleada.

e Toma en cuenta la totalidad de los flujos estimados para la propuesta bajo
anélisis
Desventajas:

e EIl método no puede discriminar entre dos proyectos que generen el mismo

VPN con diferentes inversiones.

e Es posible que se presenten inconsistencias en este tipo de comparaciones si
se varia la tasa a emplear, ya que, si la misma es alta, tiende a favorecer a los
proyectos con flujos altos en sus primeros afios. Si la tasa es baja tiende a
seleccionar los proyectos que dan mayores beneficios, asi se encuentren muy

alejados en el tiempo.
2.2.9.6 Tasa interna de retorno (TIR)

La tasa interna de retorno es la tasa que iguala la de interés que reduce a cero el valor
presente de una serie de ingresos y desembolsos. O, dicho de otra manera, es la tasa

que iguala la suma de los flujos descontados a la inversion inicial.

—yvN _Frk _
VPN = Zk=0(1+i)k 0 (Ec.2.211)
Donde:
F: Flujo de efectivo (unidad monetaria)

i: tasa interna de retorno

N: numero de periodos (afios)
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La tasa calculada se compara con la tasa de descuento de la firma. Si la TIR es mayor
o0 igual a esta, el proyecto debe aceptarse y se rechazara si es menor.

Es importante resaltar, que a diferencia del método VPN, donde se supone que los
ingresos netos positivos se reinvierten a la tasa minima de retorno (TMR) durante el
periodo de estudio, en el método TIR se supone que tal reinversion se hace a la tasa
1%.

2.2.10 Sistema de perforacion costa afuera

El sistema de perforacion costa afuera es similar al de tierra, pero su ubicacion y sus
instalaciones lo hacen un sistema mas costoso, ya que es necesario, utilizar nuevos
disefios de alta tecnologia para perforar zonas en aguas cada vez méas profundas. Por
tal motivo, el uso de herramientas especiales, asi como técnicas de logistica mucho
méas complejas, resulta en un aumento de los costos para proyectos de este tipo.
Ademas, el planteamiento de grandes desafios con respecto a la perforacion en tierra,

es otro de los puntos a tomar en consideracion para la elaboracion de los mismos.
2.2.10.1 Taladros marinos

Las caracteristicas de disefio de los taladros marinos dependen de la zona de
transporte, la forma de anclaje y del nivel de profundidad del agua. Estos pueden

clasificarse en:
2.2.10.1 Taladros flotantes

Son un tipo de unidad moévil de perforacion que flota y no descansa sobre el suelo
marino (a excepcién de las anclas). Su soporte depende de su sistema de lastre, el cual
se refiere al peso del agua que se introduce en el fondo de la embarcacion para darle
estabilidad o para hundirla hasta cierto punto. Estos pueden clasificarse en:

*Barcos de perforacion: estas estructuras presentan una plataforma y una

torre de perforacion, situadas en el centro de su cubierta, ademas, de un
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agujero que permite que la secuencia del taladro se extienda a traveés del barco
y bajo el agua para construir el pozo (Figura 2.19). Estas naves pueden
mantener su localizacion utilizando un sistema de posicionamiento dinamico
(usando propulsores para mantenerse en el lugar adecuado), lo cual hace de

estos, una opcion, en aguas ultra-profundas que puedan presentar turbulencia.

« Taladros semi-sumergibles: es un equipo de perforacion flotante que tiene
compartimientos y columnas, las cuales se inundan con agua para que la
unidad pueda sumergirse parcialmente hasta una profundidad determinada
(Figura 2.19). Estas presentan un sistema de posicionamiento similar a los
barcos de perforacién, con el objetivo de mantener el equipo sobre la
localizacion deseada. Cabe destacar que los taladros semi-sumergibles son

unidades resistentes y se disefian para condiciones atmosféricas adversas.

2.2.10.2 Taladros fijos en fondo

Son unidades de perforacién que se encuentran apoyadas en el fondo marino. El

equipo de perforacién flota, permitiendo su traslado de un sitio a otro. Entre estos

podemos encontrar:

« Jack up: este equipo de perforacion tiene bases (o patas) que soportan la
cubierta cuando son liberadas hasta llegar al lecho marino, donde una vez
asentado firmemente en el fondo del océano, puede ajustarse el nivel de la
plataforma (Figura 2.19). Estos equipos de bases retractiles pueden perforar en
aguas con profundidades que oscilan desde algunos pocos pies, hasta mas de

400 pies de agua.

« Barcazas: son utilizados para construir pozos en localizaciones donde el
agua es poco profunda y el suelo no es lo suficientemente firme para soportar
un equipo de perforaciobn como los utilizados en tierra. EI mismo, es
transportado a la localizacion, para luego ser inundado en el fondo mediante el

uso de compartimientos, y comenzar, de esta manera, con la perforacion

67



(Figura 2.19). Estas pueden ser especiales para climas Aarticos, fijas o

sumergibles.

Drillship Semi-submersible Jack-Up Rig Drilling Barge
Operat te rat t
tapth:

I perates at wat
iptol ft depths up to 10,000ft lepths up to 500f shallow water

| H

Figura 2.19 Diagramas de un barco de perforacion, semi-sumergible, Jack-up y barcaza (de
izquierda a derecha) [Fuente: perfob, 2019]

* Plataformas: Se trata de estructuras inmdviles que operan mar adentro, esto
significa que una vez construidas, nunca se moverdn del sitio donde se
encuentran perforado. Este tipo de estructuras se construye cuando las
reservas encontradas de hidrocarburos justifican la inversion y pueden ser
utilizadas para perforar varios pozos (Figura 2.20). Generalmente, pueden
clasificarse en autosuficientes Self Container o dependientes (asistidas por un
barco Tender Assist).
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Figura 2.20 Plataforma petrolera instalada en mar adentro [Fuente: La comunidad petrolera,
2018]

2.2.11 Ubicacion geogréfica del Area en estudio
Volve es un campo petrolifero ubicado geograficamente en el bloque 15/9 aprox. 200
km al oeste de Stavanger y unos 8 km al norte de Plataforma Sleipner A, Mar del

Norte, Noruega. La profundidad del agua en el area es aprox. 295 pies (Equinor,
2018).

En la Figura 2.21, se observa un diagrama con la ubicacion del campo en el mar del
norte.
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Figura 2.21 Ubicacién del campo Volve en el Mar del Norte [Fuente: Equinor, 2018]

2.2.11.1 Caracteristicas del yacimiento

El campo petrolifero Volve fue descubierto en 1993 (pozo descubridor 15/9-19 SR)
situado en la parte central del Mar del Norte, a 5 km al Norte de Sleipner Este, a 295
pies de profundidad. La presion y la temperatura del campo se estimaron a 4.931 psi y
230°F a una profundidad de referencia de 10.039 pies por debajo del nivel del mar. El
yacimiento presenta un contacto gas/petréleo a 1.640 pies y un contacto agua/petréleo

a 10.499 pies de profundidad respectivamente.

En la Tabla 2.1, se observan los datos oficiales de la formacion Hugin del campo

Volve del Mar del Norte Noruego.
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Propiedades del

o Descripcion Propiedades del Yacimiento Descripcién
Yacimiento
. Petr6leo-Gas- .
Fluidos presentes Densidad del Petréleo (API) 27-29
Agua
Base (ft) 10.236 Densidad del agua (Ipg) 9,19
Tope (ft) 9.022 Temperatura (°F) 230

. Factor de volumen
Porosidad (%) 21% . 1,33a1,45
del petrdleo de formacion (BY/BN)

Permeabilidad X, Y, Z

(mD) 1.000 Comprensibilidad del agua (1-psi) 2,1572E-06
m

Presion Inicial (psi) 4.931,28 Viscosidad del agua (cp) 0,38509

Tabla 2.1 Datos de la formacion Hugin del campo Volve del Mar del Norte Noruego [Fuente:
Equinor, 2018]

2.211.2 Licencia

La licencia de produccion 046 se otorgd en la tercera ronda de licencias de 1976, con
la anterior Statoil ASA y ahora Equinor, como operador para el bloque 15/8 y 15/9.
La licencia incluye los campos de Sleipner East, Sleipner West, Gugne y Loke, asi

como el &rea no comercial (definida como PL 046).

La propiedad de Volve es la misma que para Sleipner East y Loke, mientras que gran
parte del potencial alcista alrededor de Volve se encuentra en el area PL 046, que
tiene la misma propiedad que el campo Gungne (Figura 2.22 y Tabla 2.2) (Equinor,
2018).
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Figura 2.22 Descripcion general del area PL 046 con definicion del area en las formaciones
Ty y Hugin [Fuente: Equinor, 2018]

. PL046 Outside (Inkl.
Sleipner@st/Loke / Volve
Gungne)
0, 0,
Statoil ASA sk Sk
4% 28,0 %
ExxonMobil Exp. & Prod. Norway AS 304 % 8.0 %
. 10,0 % 9,4 %
NorskHydroProduksjona.s. > >
10,0 % 10,0 %
Total Norge AS i 7

Tabla 2.2 Propietarios del rea PL 046 y Volve [Fuente: Equinor, 2018]
2.2.11.3 Historia de la exploracion

El campo Volve es una estructura de petréleo mas pequefia ubicada centralmente en
el bloque 15/9. El pozo 15/9- 19SR encontré petroleo en la estructura en el afio 1993

y desde entonces se han perforado 2 pozos de evaluacion. El pozo 15/9-19A fue

72



perforado en 1996 y demostré una reserva mucho méas espesa que el pozo 15/9-
19SR. El pozo 15/9-19B fue perforado en 1997 en un segmento fuera del campo y
aqui el yacimiento se llend de agua. Ambos pozos en la zona petrolera han sido
probados en produccion y mostraron buenas caracteristicas de produccién. (Equinor,
2018).

2.2.11.4 Evaluacion geologica

El campo Volve es una estructura de 2x3 km, de gran tamafo, con rechazo
restringido y se forma como resultado de los movimientos de sal y el estiramiento
durante e inmediatamente después de la deposicion del yacimiento. El yacimiento
esta formado por la formacion Hugin de edad media y se desarrolla en la zona como
un paquete de arenisca principalmente. Estuvo dominado por las mareas, lo que ha
resultado en una gran extension lateral de las capas de arenisca. El petroleo comenzé
a migrar a la formacion hace unos 5-10 millones de afios. El crudo se ha formado en
el area de Sleipner Graben a unos 10 km NV para Volve y migrando desde el graben
a la estructura Volve. El mapeo del campo se basa en el nuevo lecho marino. La
incertidumbre de interpretacion, especialmente en el borde occidental de la estructura,
es significativa, mientras que el campo se ve afectado de forma limitada por la

incertidumbre en el modelo de conversion profunda.

El rango del yacimiento es 9.022-10.236 pies debajo de la superficie del mar.
Consiste en una alta proporcién de roca de arenisca neta/bruta (93%), una porosidad
del 21% y una permeabilidad (K) conocida de aproximadamente 1 Darcy. La
saturacion de agua (Sw) en la zona petrolera es en promedio 20%. No se han
penetrado contactos en el campo, lo que brinda oportunidades para un contacto de
drenaje de crudo significativamente mas profundo de lo que ahora se considera mas
probable (CAPO a 10.236 pies por debajo del nivel del mar). EI mapeo del volumen
presente se ha llevado a cabo en un modelo de 14 capas utilizando promedios s6nicos
adaptados a los valores del pozo. Existen posibles volimenes adicionales al oeste y

sur del campo Volve. Ademas, se tiene incertidumbre asociada con la interpretacion
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de los datos sismicos, especialmente en lo que respecta al flanco occidental del
campo Volve (Equinor, 2018).

2.2.11.5 Base de datos sismica y mapeo

La interpretacion sismica del campo Volve se completé con un 4 componente,
conjuntos de datos sismicos 3D (ST0202). ST0202 tiene una cobertura limitada y en
las zonas que estan fuera de ella se utiliza ST9 8M3, los cuales son un conjunto de

datos de sismica 3D.

Una seccion sismica a lo largo del pozo 15/9-19SR, se muestra en la Figura 2.23.

Figura 2.23 Seccion sismica de ST0202 a lo largo del pozo 15/9-19 SR [Fuente: Equinor,
2018]

Durante el trabajo del modelo geoldgico, los datos sismicos han sido profundamente
migrados. Sobre la base de una evaluacién e interpretacion rapida de estos datos, no
se han identificado desviaciones importantes en relacién con el modelo documentado.
Sin embargo, se ha confirmado una mayor mejora de la calidad de los datos. Esto
puede dar como resultado la optimizacion del modelo del yacimiento (Equinor,
2018).

2.2.11.6 Sedimentologia y estratigrafia

El yacimiento Hugin en el area de Sleipner es conocido a través de una variedad de
pozos de exploracion y produccion. Se ha llevado a cabo un trabajo extenso, en
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conexion con estudios semi regionales en bioestratigrafia, sedimentologia y
estratigrafia secuencial. Sobre esta base, se ha establecido una zonificacion comun

para el area, incluyendo a Volve (Figura 2.24).

=
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Figura 2.24 Diagrama de las principales zonas de estudio del yacimiento Volve., basado en
el area Sleipner Vest [Fuente: Equinor, 2018]

La formacion Hugin vista desde las correlaciones de pozos, consiste en areniscas
relativamente puras depositadas en aguas poco profundas en un sistema dominado por
las mareas, con un cambio de canales de marea y superficies de marea. Sin embargo,
en comparacién con otros yacimientos de mareas, solo se observan pocas capas de
arcilla u otras heterogeneidades. La arenisca estd dominada por granos de cuarzo con
solo pequefias cantidades de arcilla y minerales de mica. La temperatura del
yacimiento es de alrededor de 230 °F, por lo que se han formado pequefias cantidades

de cemento de cuarzo entre los granos (Equinor, 2018).
2.2.11.7 Geoquimica e historia de la migracion

El campo Volve contiene un crudo de 27-29 °API. El crudo se caracteriza por un alto
contenido de asfaltenos (6,2%), azufre (2%), y los compuestos aromaticos (52%
mayor a Cio+) y son relativamente poco comunes en comparacion con otros crudos
del Mar del Norte. El crudo se forma a partir de un tipo de kerégeno 1I-S y, por lo

tanto, es caracteristico de las rocas carbonatadas.
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En el campo de Volve, se detectd kerdgeno tipo II-S en la parte superior de la
formacion Draupne, que tiene una respuesta logaritmica muy alta, un contenido muy
alto de materia organica, y que se encuentra en una roca de origen muy rica. El
kerdgeno tipo 11-S maduro y forma petréleo a temperaturas significativamente mas
bajas que otros kerdgenos para formar petroleo y gas. Los estudios de cierre de
fluidos en el campo Volve indican que la estructura comenzo a llenarse hace unos 5-6
millones de afios. La migracion de gas/condensado a la formacion Sleipner East ha
seguido una ruta mucho mas larga a través de Sleipner West y Gugne. Es posible que
el gas/condensado en el area del campo Volve y Theta South no exista a un nivel mas
profundo que el que se ve ahora en Sleipner East (Equinor, 2018).

2.2.11.8 Evaluacion petrofisica

Los datos de los registros y los ndcleos se utilizan para calcular la saturacion de
arena, porosidad, permeabilidad por medio de los pozos (15/9-19SR, 15/9-19 y 15/9-
19BT2). Los datos de pruebas de produccion, muestras de fluidos y mediciones de
presion de formacion también se han utilizado en la interpretacion petrofisica general,
que se basa en métodos y algoritmos utilizados para evaluar la formacion de Hugin en
otras partes del area de Sleipner. El total es de 538 pies con nucleos de formacion
Hugin en los 3 pozos. Los registros son de buena calidad, mientras que las
mediciones de presién de formacion solo se toman en 15/9-19BT2. El anélisis de las
propiedades de la roca se realiz6 bien para garantizar la mayor correlaciéon posible
entre los datos de nucleo y de registro. La porosidad se calculé calibrando los datos
de registro con los valores medidos en los nucleos y luego corrigiendo el trabajo del
yacimiento. La permeabilidad se calcul6 a partir de una correlacién entre la
permeabilidad del nucleo y los voliumenes de lutitas. Los parametros de saturacion de
agua se determinan a partir de la ecuacion de Archie calibrada con datos del analisis

de nucleos.

El promedio para los 3 pozos se muestra en la Tabla 2.3:
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Pozo Tope Base Espesor | porosidad | Permeabilidad | Arena | Saturacién
MSVD | MSVD (ft) (mD) Neta de Agua
15/5-19SR | 2864 | 2883 62 0.23 1923 1.00 0.19
15/9-19A 3013 | 3101 289 0.20 522 0.93 0.21
15/5-19BT2 | 3149 | 3275 413 0.21 630 0.92 -

Tabla 2.3 Valor de parametros de la evaluacion petrofisica [Fuente: Equinor, 2018]
2.2.11.9 Desarrollo tectonico y estratigrafico

El desarrollo estructural del campo Volve, como en el resto del area de Sleipner, esta
controlado en gran medida por movimientos de sal que afectan el espesor de los
yacimientos mesozoicos y que han capturado las estructuras principales de petréleo y
gas/condensado.

Los pozos en el campo Volve muestran grandes diferencias en el espesor del
yacimiento Hugin (59-367 pies) y se requiere mucho esfuerzo para comprender y
predecir el desarrollo del espesor. La solucion salina estuvo presente durante todo el

periodo Jurasico superior y por encima de las estructuras de sal previas.

Cuando se depositd la formacion Hugin, los sedimentos que encierran al campo
Volve, se encontraban en el medio de un area con depdsitos de arena en su mayoria,
mientras que 5-10 km més al norte habia mas arcilla marina y 5-10 km hacia el sur,
arcilla de delta-arcilla y sedimentos y turba. Dentro del &rea de disposicion de arena
habia poderosas corrientes de marea que podian transportar la arena y moverla a las

areas con mayor conocimiento (Equinor, 2018).
2.2.11.10 Historia de explotacion del Campo

El campo Volve del Mar del Norte comenzo6 su etapa de desarrollo en el afio 2006. El
proyecto incluye nueve pozos, entre pozos productores de gas y petréleo, e inyectores
de agua (Offshore Technology, 2019). En la Figura 2.25, se puede observar la

distribucion de dichos pozos (localizados al tope de la estructura).
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Figura 2.25 Distribucion de pozos en el campo Volve del Mar del Norte

Para el afio 2008 (12 de febrero especificamente), la etapa de produccion fue iniciada.
Esta es llevada a cabo mediante el uso de un Jack-up, bautizado como el Maesrk
Inspirer. Los volumenes de gas y petroleo son transportados respectivamente a la
plataforma Sleipner A y al bugque de almacenamiento Navion Saga antes de su
exportacion, a través de lineas de flujo flexibles y Risers. Dicho buque es
ocasionalmente reemplazado por el buque Navion Europa, debido a aspectos de
almacenamiento. Cabe destacar que el agua producida en el campo, es reinyectada
dentro de la formacién con el objetivo de aumentar la produccion de petroleo
(Offshore Technology, 2019).

Las reservas recuperables que fueron estimadas para el campo Volve del Mar del
Norte fueron de78,6 millones de barriles de petréleo y 52,9 billones de pies cubicos
de gas, con un mantenimiento de produccion diario de 56.000bbl/dia (Offshore
technology, 2019). Agregando una vida atil de produccion de 8 afios,
aproximadamente (un periodo produccion que abarcaria originalmente desde el afio
2008 hasta el afio 2013, pero que fue extendido hasta el afio 2016, gracias al agregado

de nuevos pozos productores). Ademas, segin documentacion referente al campo v el
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modelo de simulacién realizado en Eclipse, el campo posee un POES de 129,5

millones de barriles estandar (Equinor, 2016).

Debido a todos los procesos adoptados en el campo Volve, junto a los proyectos de
inyeccidn de agua aplicados en el mismo, se obtuvo una tasa de recuperacion de 54%,
la cual fue alcanzada en marzo del 2016. Luego de eso, el 17 de septiembre de 2016,
el campo fue cerrado, ya que, a partir del descenso de los precios del barril de
petrdleo, las reservas remanentes que poseia la zona en estudio, no eran rentables para

seguir aprovechandolas (Equinor, 2019).

Por tal motivo, el siguiente trabajo de investigacion serd enfocado en un proyecto de
inyeccion de surfactantes, de manera tal que pueda compararse con el proyecto de
inyeccién de agua aplicado previamente por la compafiia, y del cual obtuvieron
buenos resultados (63 millones de barriles y un mantenimiento de produccion de
56.000 bbl/dia segun Equinor). Esto sera realizado con el objetivo de evaluar la
premisa para un proyecto de invasion quimica que plantea: si hubiera sido
aprovechable, para el periodo en el que los precios del barril de petréleo eran altos,
aplicar este tipo de proyectos y qué tipo de resultados o beneficios hubiera traido a la
compafiia. Dando, ademas, indicios (de ser afirmativa dicha premisa) de que este tipo
de proyectos podria ser aplicado en un futuro para zonas con altas saturaciones de
petréleo (dentro de la zona en estudio), y que, dependiendo de la fluctuacion de los
precios en el mercado global, podria ser una opcién para la recuperacién de aquellas

reservas que aln pueden ser aprovechadas en dicho campo.
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CAPITULO 111

MARCO METODOLOGICO

El marco metodologico es aquel flujograma o serie de pasos, que los investigadores
tomaran en cuenta para la realizacion de cualquier trabajo de investigacion. En este se
plantean, de inicio a fin, cada una de las actividades que seran desarrolladas a lo largo
de un trabajo, con el objetivo de que el lector obtenga una idea mas clara de como
fueron planteadas dichas actividades, y eventualmente, de cémo obtuvieron cada uno

de los resultados para los objetivos planteados al inicio de la investigacion.

Este trabajo de investigacion se baso en el flujograma mostrado en la Figura 3.1.

Figura 3.1 Flujograma para la realizacion del trabajo especial de grado [Gonzélez et. al.,
2019]
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3.1 Tipo de investigacion

Para alcanzar los objetivos propuestos en este trabajo especial de grado se usara una

investigacion de tipo Evaluativa y Experimental.

Evaluativa, ya que se procedera a evaluar la informacion relacionada al campo Volve,
junto a los resultados que se obtengan de la aplicacién de la inyeccidn de surfactantes
en la zona de estudio. Experimental, ya que uno de los objetivos propuestos esta
implicitamente relacionado al analisis de sensibilidades, en el cual, el ingeniero de
yacimientos, a partir del cambio de las distintas variables y parametros relacionados a
la inyeccion de surfactantes, podra estimar los mejores escenarios en la aplicacion de

este tipo de recuperacion.

3.2 Disefio de la investigacion

Segun Arias (2006) Existen distintos tipos de disefios de investigacién, cada uno
depende del trabajo realizado, en los cuales se puede mencionar el experimental,
documental y de campo, siendo este ultimo el utilizado en este trabajo especial de
grado. Ya que basadndose en la descripcion de Santa Palella y Feliberto Martins “La
Investigacion de campo consiste en la recoleccion de datos directamente de la
realidad donde ocurren los hechos” (Santa Palella y Feliberto Martins, 2010), en
donde cada uno de los datos obtenidos del yacimiento pertenecen directamente a las
compafiias operadoras en el sitio, para luego analizarlos y obtener un comportamiento
real del campo. Teniendo esto como fin el cumplimiento de los objetivos propuestos

anteriormente.

3.3 Poblacién y muestra

En este trabajo especial de grado la poblacién se basa en el estudio de 12 pozos en el
campo Volve del Mar del Norte noruego, en donde por datos obtenidos, 9 pozos se
reconocen como productores de crudo y los 3 restantes son utilizados para la

inyeccidn de agua como método de recuperacion.
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Para la muestra se tomara en cuenta la poblacién total campo haciendo un énfasis en
el estudio de cada uno de los pozos de manera individual (produccion y presion) para

con esto obtener un comportamiento del campo en general.

3.4 Recopilacion de informacion

Inicialmente, el trabajo especial de grado estuvo enfocado en la recopilacion de
informacion bibliografica, en cuanto a surfactantes, inyeccion de surfactantes,
inyeccion de agua y campo en estudio, para identificar, si el mismo presenta las

caracteristicas adecuadas para realizar este tipo de proyectos.
Para dicha actividad se tomaran en consideracion bases de datos como:

» OnePetro: base de datos de la SPE (Society of Petroleum Engineers), en la
cual se analizaron papers relacionados a procesos de inyeccion de
surfactantes, aplicados en distintas zonas de estudio, y las cuales ofrecen
distintas perspectivas, resultados y conclusiones presentados por los
investigadores en dichos trabajos. Estos fueron de gran ayuda al momento de

comprender los procesos que intervienen en este tipo de proyectos.

» Saber UCV: base de datos de la Universidad Central de Venezuela, en la
cual se analizaron tesis especiales de grado relacionadas a esta investigacion.
Entre estas podemos destacar, el uso de simuladores para la estimacion del
comportamiento en proyectos de inyeccion de surfactantes, asi como

procesos previos, aplicados en el campo en estudio.

» Base de datos de Equinor: en esta se obtuvo informacion relacionada al
campo. Entre esta destacan los reportes ofrecidos por la empresa, historiales
de produccidn e historial de presiones, propiedades de la roca, modelos de

simulacion, entre otros.

» Libros relacionados a procesos EOR: de los cuales se obtuvo una

perspectiva general de los procesos ocurridos dentro del yacimiento al
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momento de aplicar este tipo de proyectos, ademas de pardmetros, como los
conceptos de numero capilar, la salinidad, la mojabilidad, entre otros, que
afectaran la efectividad del barrido y el tipo de movilidad de los fluidos

dentro de una roca porosa y permeable.

Ademas, el uso de paginas web relacionadas al tema, y opiniones de profesores o

expertos en la materia, permitieron entender cada uno de los factores necesarios para

la puesta en marcha de esta investigacion.

3.5 Analisis del historial de produccion e historial de presiones

El historial de produccion, obtenido a partir de la base de datos de Equinor, del

campo Volve del Mar del Norte, fue analizado mediante la utilizacion de los graficos

cartesianos y semi-log enumerados a continuacion:

1)

2)

3)

4)

5)

6)

Grafico cartesiano y semi-log de la tasa de produccion de petréleo versus el

volumen de petroleo acumulado (Qo vs Np)

Grafico cartesiano y semi-log de la tasa de produccion de agua versus el
volumen de petréleo acumulado (Qw vs Np)

Grafico cartesiano del porcentaje de agua y sedimentos versus el tiempo de

produccién (%AYS vs t)

Grafico cartesiano del volumen de petréleo acumulado versus el tiempo de

produccion (Np vs t)

Grafico cartesiano de la relacion gas-petroleo versus el tiempo de produccién
(GOR vs 1)

Grafico cartesiano de presion versus el tiempo de produccion (P vs t)

Estas graficas fueron realizadas para cada uno de los pozos que fueron presentados en

el archivo Excel que fue suministrado por la compafiia noruega en su base de datos.
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A partir de estas, se analizd el comportamiento de cada uno de los parametros
relacionados al yacimiento, con el objetivo de estimar el mecanismo de produccién

que predomina en el mismo.

Para esto, se necesitd tomar en consideracion aquellos datos que fueron registrados
previamente al proceso de inyeccion de agua, junto a bibliografias relacionadas a este
tipo de gréficas, con el fin de poder realizar las correlaciones pertinentes en esta

investigacion.

Cabe destacar, que en caso de que el analisis en esta seccién genere resultados
inconclusos, los investigadores utilizaran la herramienta de simulacion IMEX con el
objetivo de estimar el comportamiento de la produccion, planteando un caso
bautizado como “Flujo Natural” donde un pozo seleccionado, del conjunto de pozos
productores que se encuentran en el campo, sea puesto en produccion (solo uno) con
las mismas especificaciones que la compafiia otorgo en el modelo de simulacién
original. Esto permitird observar la tendencia de las variables propuestas en esta
seccién (Lista de graficas a estudiar), de manera que el mecanismo de produccién
pueda analizarse sin la influencia de factores como: La inyeccién de agua o pozos

productores en zonas adyacentes.

3.6 Andlisis de las propiedades de la roca y de los fluidos

El andlisis de las propiedades del fluido y de la roca, son de gran importancia en
proyectos de recuperacion secundaria o terciaria, como en proyectos de inyeccién de
surfactantes o inyeccion de agua, por mencionar alguno de ellos. Cabe destacar que,
con estos datos, el investigador o la empresa que quiera aplicar un plan piloto de este
estilo a la zona en estudio, deberd tomar en cuenta que distintos parametros como, las
propiedades del yacimiento y de los fluidos entrampados dentro del mismo. Estos
seran de gran importancia ya que, la recuperacion podra tener resultados favorables o

desfavorables, que afectaran eventualmente, al flujo de dinero de la empresa.
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Por lo tanto, en este trabajo de investigacion, el anélisis de estas propiedades fue una
de las actividades que se realiz6 previamente a la simulacién del proyecto con el
objetivo de comprender las variables que favoreceran o no, al barrido realizado luego
de la aplicacion de una inyeccion de surfactantes en el campo Volve del Mar del

Norte.

Entre estas variables o propiedades se tuvieron en la recoleccion de los datos:

» Datos PVT del petroleo, propiedades del agua

» Salinidad del agua

» Temperatura del yacimiento

» Curvas de Permeabilidades Relativas

» Mojabilidad de la roca

» Tipo de hidrocarburo (identificado a partir del factor volumétrico registrado)
» Gravedad API

Estos valores fueron analizados, para que eventualmente, el simulador registrara los
datos necesarios para estimar el comportamiento del proyecto y, ademas, permitiera
comprender los factores que afectan al mismo en la etapa de analisis de sensibilidades

en el proceso de simulacion.

Cabe destacar, que un conjunto de estas variables fue analizada, validada y otras solo
recolectadas, debido a que no se encontré informacion que permitiera validar dichos
datos. A continuacion, se agruparan cada una de estas propiedades, segun las acciones
realizadas, incluyendo una breve descripcién de cémo se realizaron, para cada una de

ellas.
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a) Datos analizados y validados

» Temperatura del yacimiento: dicho pardmetro fue validado dentro
del modelo original (Eclipse) y en el modelo al cual se realizd la
conversion (IMEX), con los datos reportados por la empresa
operadora y caracteristicas de la formacion productora.

» Gravedad API: se recopilé de los modelos antes mencionados y se
valido con los reportes que posee la compariia en su base de datos.

» Tipo de hidrocarburo: este fue analizado de la misma manera que
las propiedades anteriores, mediante el uso de reportes y los modelos
usados en las simulaciones previas, pero, en este caso, fue consultada
informacidn en linea y bibliografica, con el objetivo de identificar el

tipo de hidrocarburo, a partir del factor volumétrico registrado.

b) Datos recolectados y analizados
» Datos PVT del petréleo y propiedades del agua: estas propiedades
solo se recolectaron de los modelos Eclipse e IMEX, ya que, por
parte de la empresa, no se encontraron reportes relacionados al PVT
de los fluidos. Ademas, la poca informacion encontrada es debido a
que existen solo 2 reportes publicos del campo, los cuales fueron

realizados en los afios 1993 y 2005.

La informacion del PVT del petrdleo fue analizada a través de la
informacion encontrada en el archivo Excel de la compafiia, donde,
dependiendo del valor de RGP que tuviera la muestra, se mostraban
las distintas variaciones que sufria el factor volumétrico de petréleo a
medida que disminuia la presion, por lo cual se realizaron graficas
que mostraran este comportamiento, junto a las graficas que el
simulador IMEX permitiera realizar, para obtener una mejor

comprension del comportamiento en la prueba.
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Entre las propiedades del agua, se encuentra la salinidad. Esta se
recolecto del modelo original (Eclipse), donde fue analizado y
validado, mediante la consulta de los reportes que presenta la
empresa, y en el cual, aunque existe muy poca informacion, el
estudio de una muestra de agua (recolectada del campo Sleipner
Vest), fue usada y correlacionada para dicho objetivo.

Finalmente, los estudios PVT del agua que fueron utilizados para la
generacion del modelo original (Eclipse), fueron recolectados
(mediante el uso de un lector de cddigo), pero debido a la poca

informacidn presentada en los reportes, no pudo ser validada.

Curvas de permeabilidades relativas y mojabilidad de la roca:
Para este caso las curvas de permeabilidad relativa fueron
recolectadas del modelo de simulacion original (Eclipse),
comparadas con las presentadas por el modelo IMEX, y analizadas,
para tomar de éstas, informacion de los parametros como End Points
tal como la saturacién inicial de agua (Swi), y finalmente el tipo de
mojabilidad que presentaba la roca.

3.7 Seleccidon de la herramienta a utilizar en la simulacién (IMEX, GEM o
STARS)

Al concluir los primeros tres objetivos, se procedio a la seleccion de la herramienta de

simulacion que pueda ajustarse a este estudio, ofrecido por la compafiia canadiense

CMG (IMEX, GEM o STARS), y que permitié representar el comportamiento de la

inyeccion de surfactantes en el campo.

Para esto se tom0 en cuenta, informacion bibliogréfica, antecedentes relacionados a

este tipo de aplicaciones, opiniones de expertos en simulacién, junto a los manuales

que ofrece la compafiia en su base de datos. Estas permitieron tener una idea mas

clara del panorama, al momento de estimar el comportamiento de este tipo de
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inyecciones, ya que, en las investigaciones consultadas, se pudo observar cual es la
tendencia, al seleccionar la herramienta de coOmputos para una invasion quimica,
ademas, de ofrecer una imagen del como utilizar el simulador, junto a los pardmetros
necesarios que deben registrarse en el pre-procesador, para llevar a cabo la actividad

planteada.

Ademas, para dicha seleccion, se evaluaron una serie de parametros, que ayudaron a

alcanzar el objetivo de la T.E.G, entre estos se encuentran:

» Tipos de datos a incluir en el modelo: en este caso, las variables necesarias
para estimar el comportamiento de una inyeccion de surfactantes son
importantes, ya que la opcion de poder introducir estas en un simulador, es
parte del proceso para poder generar resultados que se ajusten lo mejor
posible a la realidad. Por lo tanto, estas opciones estuvieron presentes en la
evaluacion. Entre estas podemos encontrar la concentracion de surfactantes,
presiones de inyeccion y la activacion del proceso, en la herramienta, para
poder observar los cambios de tension interfacial.

» Documentos analizados: mientras mas documentacion exista para las
herramientas de simulacion, sera mejor para los investigadores, ya que el
conocimiento del uso de estas, permitira realizar las estimaciones de una
manera fluida, junto a una reduccion de errores referentes su uso.

» Correlaciones con simulaciones para este tipo de proyectos: Los papers o
documentos técnicos analizados que presentan una relacion con la simulacién
numérica de yacimientos para invasiones quimicas, colaboraron con la
seleccion de dicha herramienta, ya que se pudo correlacionar con aquellas
investigaciones donde fue usado el software de CMG. Permitiendo asi
observar la tendencia de uso y seleccion de la herramienta para distintos
proyectos.

» Informacion suministrada por la compafiia CMG: la informacion en linea
de la compafiia que suministra las licencias de simulacién, es otro factor que

se debe tomar en cuenta, ya que, dentro de la base de datos de la misma, se
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pudo identificar el enfoque especifico de cada herramienta, y en qué
proyectos puede ser aplicada cada una de ellas.

» Informacion suministrada por expertos: En este caso, siempre es necesario
la consulta a personas que tengan conocimientos referentes, ya sea al area de
simulacion, yacimientos, entre otros, porque el conocimiento acumulado a lo
largo de su trayectoria, puede ser de gran ayuda al momento de resolver un

problema que no pueda ser resuelto, mediante la consulta de bibliografias.

3.8 Evaluacion de la efectividad del proyecto

La evaluacion de la efectividad del proyecto propuesto en esta investigacion, se
realiz6 implementando un método de estimacién numeérica, el cual toma distintas
variables en consideracién y que depende del simulador seleccionado previamente
(IMEX, GEM o0 STARS).

Mediante el uso de esta herramienta computacional, y la aplicacion de un andlisis de
sensibilidades, se estudid el comportamiento de la invasién quimica dentro del
yacimiento, para luego ser comparado, con la inyeccion de agua que la empresa habia
realizado previamente en la zona de estudio, de manera que pudiera evaluarse la
inyeccién de surfactantes como método de recuperacion terciaria y realizar la
comparacion de esta con otros métodos de recuperacion secundaria, como la realizada
por la empresa y de la cual se obtuvo la mayor recuperacion de petréleo hasta la fecha

y previo a la investigacion mostrada en este trabajo especial de grado.

Para la generacion de resultados referente a este objetivo, se plantearon una serie de
casos, que fueron evaluados, de manera que se pudieran seleccionar que proyecto,
presentaba los mejores resultados y asi pudieran establecer las conclusiones

pertinentes. Entre estos casos se encuentran:

» Caso base: los resultados de este caso fueron generados tomando en cuenta
solo los pozos productores que fueron perforados en el yacimiento por la

compafiia. Esto permitié determinar, la produccion que podria obtenerse del
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yacimiento, sin haber aplicado el proyecto de recuperacién secundaria,
propuesto inicialmente.

Inyeccion de agua: en este caso se tomaron en cuenta tanto los pozos
productores como los pozos inyectores de agua que fueron perforados en la
zona en estudio por la compafiia, y que tenian como objetivo, mejorar la
recuperacion de petréleo en el campo. Esto permitié evaluar la mejora que
obtuvo la compafiia (en cuanto a produccién), a lo largo de la vida productiva
del campo Volve (2008-2016).

Inyeccion de surfactantes: para la generacion de este caso, se Propuso
realizar dos estudios. Uno que se enfocara en el comportamiento de la
solucion quimica, en una porcion del yacimiento, generado a partir de las
propiedades observadas en el modelo original de simulacion del campo Volve
y los reportes de la compafiia. De manera que pudieran evaluarse variables
como: la reduccion de la saturacion de petrdleo, la tensién interfacial, el
comportamiento de las curvas de permeabilidad relativa, entre otros. Y otro
en el que pudiera aplicarse, la inyeccion de surfactantes de manera comercial
dentro del yacimiento, por lo cual fueron utilizados: el mallado de simulacién
del campo completo y los mismos pozos inyectores de agua que utilizé la
compafiia, de manera que se pudiera introducir los baches de surfactantes, y
evaluar, que hubiera ocurrido si el agregado de soluciones quimicas hubiera

estado presente en el proyecto.

Por lo tanto, la evaluacién de estos casos permite que la investigacién otorgue

resultados positivos 0 negativos, en cuanto al barrido efectuado dentro del

yacimiento, y que eventualmente pueda ser estimado si la aplicacion de una inyeccion

de surfactantes fue mejor opcion (o no) que la inyeccion de agua, ademas de

establecer comparaciones entre los dos tipos de métodos.

Para esto, el cambio de las variables que puedan modificarse como, por ejemplo: la

presién al momento de inyectar la solucion quimica, el nimero de pozos inyectores a

utilizar, la concentracion de surfactantes usada, el nimero de ciclos o baches

90



utilizados, y el tiempo de inyeccion de dicha solucion, fueron de gran utilidad para

cumplir con el objetivo propuesto en esta seccion.

Cabe destacar que, en caso contrario, es decir, que la inyeccién de agua hubiera sido
mejor que la inyeccion de surfactantes, la realizacion de un plan piloto seria
propuesto para que pueda ser aplicado el método de recuperacion terciaria, pero en
aquellas zonas con altas saturaciones de petrdleo residual, las cuales pudieran
visualizarse mediante el uso de opciones que la compafiia CMG incluye en sus

paquetes.

3.9 Factor de recobro

Una vez, obtenidos los resultados de los casos generados, se procedié a calcular el
factor de recobro (FR) de acuerdo a la siguiente ecuacion, la cual toma en cuenta solo
dos parametros y que, a partir de estos, permitié estimar dicha variable de una manera

simple:

Donde:

FR: Factor de recobro (adimensional)

Np: Volumen de petréleo producido (STB)
N: Petrdleo original en sitio (STB)

Determinandose el factor de recobro, inicialmente para un caso denominado como
flujo natural, en el cual solo se encontraban activos los pozos productores perforados
en la zona en estudio, para luego continuar con el factor de recobro del caso de
inyeccion de agua (previamente evaluada en el campo Volve del Mar del Norte), y
finalmente, el caso de la inyeccion de surfactantes que se planted estudiar en este

trabajo. Los resultados obtenidos luego de este proceso fueron comparados con el
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objetivo de identificar qué proyecto obtuvo el mayor factor de recobro, lo que
permitié analizar la efectividad de este tipo de proyectos en la zona en estudio.

3.10 Evaluacion econdmica

Finalmente, la evaluacion economica del proyecto fue realizada con el objetivo de dar
valor a los métodos de recuperacion utilizados en el campo Volve de una manera
rentable y sustentable, dando la posibilidad de recomendar a la empresa operadora si
puede seguir aprovechando los recursos de este campo con un método de
recuperacion mejorada como la inyeccion de surfactantes o ha terminado la
recuperacion del campo Volve con la inyeccion de agua ya realizada. Para esta
seccion se propuso la comparacién de tres casos, entre los cuales se encuentran: el
caso de inyeccion de agua propuesto originalmente por la compafiia, el caso de

inyeccidn de surfactantes y un caso optimizado de la inyeccion de surfactantes.
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CAPITULO IV

ANALISIS DE RESULTADOS

4.1 Andlisis del historial de produccion

En primer lugar, el analisis se enfoco en los archivos ofrecidos por la empresa, con el
objetivo de analizar el historial de produccion de cada uno de los pozos vy
eventualmente obtener una estimacion de los mecanismos de produccion que
predominaran en el yacimiento. Para esto, fue consultada la base de datos de la
compafiia Equinor, donde otorgan documentacion relacionada a la zona en estudio.
Entre estas, el archivo “Volve production data” en formato Excel, ubicada en la
carpeta “Data_Production”, donde especifican algunos parametros relacionados a los
pozos productores e inyectores de manera diaria (presion de fondo fluyente,
produccion de petroleo, agua y gas, periodo de operacion, entre otros). Cabe destacar,
que no todos los pozos fueron especificados en este archivo, encontrandose solo los

pozos mencionados en la Tabla 4.1.

Pozos Funcion
F-5 Productor/Inyector
F-14 Productor
F-15D Productor
F-1-C Productor
F-12 Productor
F-11B Productor
F-4 Inyector

Tabla 4.1 Funcidn de los pozos en el campo Volve.
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Ademaés, la ubicacion de cada uno de los pozos mencionados en la Tabla 4.1, son
mostrados en la Figura 4.1.

Figura 4.1 Ubicacidn de los pozos del campo Volve

Seguidamente, se realiz6 una etapa de descarte, ya que el objetivo de esta parte del
estudio estaba enfocado en la determinacion del mecanismo de empuje a partir del
andlisis de produccion. Por lo tanto, el pozo inyector F-4 y la etapa de inyeccion del
pozo F-5 fueron apartados del estudio.

A continuacién, se presentan una serie de graficas, realizadas en una hoja de célculo
para cada uno de los pozos productores, los cuales fueron analizados de manera que
se pudiera determinar aquellos pozos donde la produccion no estuviera afectada de
manera significativa por la inyeccion de agua o por los pozos productores perforados

adyacentes a los pozos en estudio.
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» Pozo F-5 (como productor)

Este pozo, en el periodo operacional que estuvo activo, cumplio la funcion de pozo
inyector en sus inicios (26 de agosto del 2008 segun el archivo) y como pozo
productor a partir del 20 de abril del 2016 hasta el 27 de agosto del 2016, el cual

coincide (este altimo), con el periodo que seré estudiado para este pozo.

Esto puede observarse en las Figuras 4.2, 4.3, 4.4, 4.5y 4.6.

Semi-Log(Qo) vs Np
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Figura 4.2 Gréafico Semi-Log de la tasa de petréleo (Qo) respecto al acumulado de petréleo
(Np) del pozo F-5.
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Figura 4.3 Grafico Semi-Log de la tasa de agua (Qw) respecto al acumulado de petréleo (Np)

del pozo F-5.
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Figura 4.4 Gréfico del porcentaje de agua y sedimentos (%AyS) respecto al tiempo del pozo
F-5.
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Figura 4.5 Gréfico de petroleo producido (Np) respecto al tiempo del pozo F-5.
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Figura 4.6 Grafico de la relacion gas petréleo (GOR) respecto al tiempo del pozo F-5.
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En estas, se observo que la produccién del mismo comenzé en una etapa madura del
yacimiento, junto a una etapa ya desarrollada de la inyeccion de agua en el mismo,
por lo que el estudio de este pozo, se ve afectado de manera significativa por dichos
parametros. Por lo tanto, estudiar el mecanismo de empuje, dentro del tiempo de
estudio, no aporto informacién resaltante para la identificacion del mismo. Como
consecuencia, se descartd el historial de produccion de este pozo, para el estudio del

mecanismo de produccion.

> Pozo F-14

El pozo F-14 comenzd su produccién el 13 de julio del 2008 segun los reportes en
estudio y concluyo su etapa operacional el 14 de julio del 2016. Las gréaficas
representadas de dicho pozo, se presentan en las Figuras 4.7, 4.8, 4.9, 4.10, 411 y
4.12.

Semi-Log(Qo) vs Np

(MBbl/Dia)).

0 5,000 10,000 15,000 20,000 25,000 30,000
Petréleo Acumulado (MBbDI).

Semi -Log (Tasade petroleo

Figura 4.7 Gréafico Semi-Log de la tasa de petréleo (Qo) respecto al acumulado de petréleo
(Np) del pozo F-14.
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Semi-Log(Qw) vs Np
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Figura 4.8 Gréafico Semi-Log de la tasa de agua (Qw) respecto al acumulado de petréleo (Np)
del pozo F-14.
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Figura 4.9 Gréfico del porcentaje de agua y sedimentos (%AyS) respecto al tiempo del pozo

F-14
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Figura 4.10 Gréafico del petr6leo acumulado (Np) respecto al tiempo del pozo F-14.
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GOR vs Tiempo
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Figura 4.11 Gréfico de la relacion gas petréleo (GOR) respecto al tiempo del pozo F-14.
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Figura 4.12 Grafico de la presion (P) respecto al tiempo del pozo F-14.

En la Figura 4.12 se observa que, al momento de contabilizar la produccion, en
octubre del 2008 ocurre un aumento en la presion de fondo del mismo. Se estima que
esta variacion fue resultado de la perturbacion por parte de la inyeccidon de agua
aplicada en zonas cercanas al pozo en estudio. Cabe destacar, que esto fue observado
en la tendencia de la grafica y no solo para la fecha mencionada sino en otros
periodos: junio del 2009 y febrero del 2012.

Aungue este pozo presenta un periodo similar a la vida productiva del campo, el
mismo fue descartado para el analisis de las gréficas descritas, ya que el proceso de
inyeccién de agua afecto el comportamiento de produccion desde el comienzo

operacional del mismo.
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> Pozo F-15D

El pozo F-15D es un pozo productor que comenzo su etapa de produccion el 16 de
enero del 2014 y termino la misma el 7 de Julio del 2016. Las gréaficas realizadas
mediante el uso de la informacion aportada por la compaifiia, en hojas de célculo, son

presentadas en la Figuras 4.13, 4.14, 4.15, 4.16, 4.17 y 4.18.

Semi-Log(Qo) vs Np
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Petroleo( MBbI/Dias)).
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Figura 4.13 Gréfico Semi-Log de la tasa de petr6leo (Qo) respecto al acumulado de petréleo
(Np) del pozo F-15D.
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Figura 4.14 Gréfico Semi-Log de la tasa de agua (Qw) respecto al acumulado de petréleo
(Np) del pozo F-15D.
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%AyS vs Tiempo
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Figura 4.15 Gréfico del porcentaje de agua y sedimentos (%AyS) respecto al tiempo del pozo

F-15D.
Np vs Tiempo

. 1,000
2 800
=
T 600
=
-
2 400
3
2 200
[=]
=2 0
=]
5 22-Nov-13 10-Jun-14 27-Dec-14 15-Jul-15 31-Jan-16 18-Aug-16 06-Mar-17
(-

Tiempo (Dias).

Figura 4.16 Gréfico del petréleo acumulado (Np) respecto al tiempo del pozo F-15D.
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Figura 4.17 Gréafico de la relacion gas petréleo (GOR) respecto al tiempo del pozo F-15D.
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Presion vs tiempo
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Figura 4.18 Grafico de la presion (P) respecto al tiempo del pozo F-15D.

En este caso, el periodo de estudio es muy pequefio, ya que la operacion de este pozo
en cuanto a produccion, comenzo en una etapa en la cual el yacimiento presentaba
caracteristicas de campo maduro. Esto permitié descartar al pozo F-15D, ya que este
se ve afectado tanto por la inyeccién de agua de los pozos inyectores, asi como por la

operacion de los pozos productores adyacentes al mismo.

> Pozo F-1C

El pozo F-1C comenz6 sus operaciones segun el archivo de produccion, el 22 de abril
del 2014 y finalizo su etapa operacional el 7 de abril del 2016, lo que significo el

inicio de la produccion a una etapa madura.

Las Figuras 4.19, 4.20, 4.21, 4.22, 4.23 y 4.24 representan el comportamiento de la
produccién del pozo.
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Semi-Log(Qo) vs Np
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Figura 4.19 Grafico Semi-Log de la tasa de petr6leo (Qo) respecto al acumulado de petroleo
(Np) del pozo F-1C.
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Figura 4.20 Grafico Semi-Log de la tasa de agua (Qw) respecto al acumulado de petréleo
(Np) del pozo F-1C.
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%AyS vs Tiempo
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Figura 4.21 Gréfico del porcentaje de agua y sedimentos (%AyS) respecto al tiempo del pozo
F-1C.
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Figura 4.22 Grafico del petr6leo acumulado (Np) respecto al tiempo del pozo F-1C.
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Figura 4.23 Gréafico de la relacion gas petréleo (GOR) respecto al tiempo del pozo F-1C.
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Presion vs Tiempo
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Figura 4.24 Grafico de la presion (P) respecto al tiempo del pozo F-1C.

Puede observarse que la aplicacion del método de recuperacion secundaria aplicado
por la compariia y los pozos que producen en conjunto con el pozo en estudio, afectan
de manera significativa el flujo natural del pozo, por lo que la estimacion del
mecanismo de produccion a partir de la informacién aportada por este pozo, presenta

gran incertidumbre.

Finalmente, el pozo fue descartado en la evaluacion.

> Pozo F-12

El pozo F-12 es uno de los pozos mas antiguos que se encuentran perforado en el
campo Volve del Mar del Norte. Basandose en los archivos registrados por parte de la
compafiia, este comenzo su produccion el 12 de febrero del 2008 y finaliz6 el 13 de
agosto del 2016.

El comportamiento de produccién fue descrito en las siguientes Figuras 4.25, 4.26,
4.27,4.28, 4.29 y 4.30.
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Figura 4.25 Gréfico Semi-Log de la tasa de petr6leo (Qo) respecto al acumulado de petréleo
(Np) del pozo F-12.
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Figura 4.26 Grafico Semi-Log de la tasa de agua (Qw) respecto al acumulado de petréleo
(Np) del pozo F-12.
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Figura 4.27 Gréafico del porcentaje de agua y sedimentos (%AyS) respecto al tiempo del pozo
F-12.
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Np vs Tiempo
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Figura 4.28 Grafico del petrdleo acumulado (Np) respecto al tiempo del pozo F-12.
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Figura 4.29 Gréfico de la relacion gas petréleo (GOR) respecto al tiempo del pozo F-12.
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Figura 4.30 Gréfico de la presion (P) respecto al tiempo del pozo F-12.

En la Figura 4.30, se refleja una caida drastica de la presion del yacimiento, pero la

misma no ocurrid asi en la realidad, sino que la compafiia que aporto los datos, no los
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reflejo en el documento a partir del mes de noviembre del afio 2010. A pesar de esto

dicho pozo continuo en funcionamiento hasta su cierre en agosto de 2016.

Cabe destacar, que este pozo también se vio afectado tanto por los pozos perforados
en el yacimiento, asi como por la inyeccion de fluidos en las adyacencias de la zona
en estudio. Por tal motivo el comportamiento, que se pretendia analizar, no fue

posible debido estos efectos descritos.

Por tal motivo, solo analizar la informacién aportada por la empresa en el archivo

Excel no fue suficiente para cumplir con el objetivo planteado.
» Pozo F-11

Este pozo comenzd su produccién el 24 de Julio del 2013 segun los archivos de la
compafiia y concluyo dicha etapa el 17 de septiembre del 2016. EI comportamiento
de estos pozos, fueron descritos por las graficas expresadas en las Figuras4.31, 4.32,
4.33,4.34,4.35y 4.36.

Semi-Log(Qo) vs Np
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Figura 4.31 Gréafico Semi-Log de la tasa de petréleo (Qo) respecto al acumulado de petréleo
(Np) del pozo F-11.
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Figura 4.32 Gréfico Semi-Log de la tasa de agua (Qw) respecto al acumulado de petréleo
(Np) del pozo F-11.
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Figura 4.33 Grafico del porcentaje de agua y sedimentos (%AyS) respecto al tiempo del pozo

F-11.
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Figura 4.34 Gréfico del petroleo acumulado (Np) respecto al tiempo del pozo F-11.
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GOR vs Tiempo
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Figura 4.35 Grafico de la relacion gas petroleo (GOR) respecto al tiempo del pozo F-11.
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Figura 4.36 Gréfico de la presion (P) respecto al tiempo del pozo F-11.

Debido a su corto tiempo de operacion, y con un inicio de 5 afios después de que el
campo comenzara su proceso de declinacion de presién debido a la produccion de
fluidos. Hace dificil la identificacion del mecanismo de produccion solo con el
archivo que publicd la empresa en su base de datos. Por lo tanto, este pozo fue
descartado para tal objetivo.

Finalmente, el andlisis mostrado previamente, para cada uno de los pozos, no
permitié estimar el mecanismo de empuje como fue propuesto previamente en la
metodologia, ya que, los pozos propuestos para la etapa de produccion fueron
afectados por distintos factores. Entre estos, la inyeccion de agua por parte del pozo

F-5 a una etapa temprana de produccion. Esto no permitio que el yacimiento
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declinara su presion de manera natural, ya que, como es de esperar, el objetivo de los
meétodos de recuperacion secundaria se basa en el mantenimiento de la presion en el

yacimiento.

Por tal motivo, el estudio del primer periodo de produccion genera incertidumbre en
la investigacion. Junto a aquella producida por la puesta en marcha de nuevos pozos
productores a lo largo de la vida productiva del campo, lo cual no permite observar de
manera clara si las variaciones en el comportamiento del yacimiento se deben a su

declinacion natural o a perforaciones nuevas a lo largo de la estructura.

Al presentar resultados inconclusos a través del analisis de las curvas de produccion,
se procedio a realizar la simulacion para estimar el mecanismo de produccion

mediante el uso del simulador IMEX.
4.1.1 Simulacién del mecanismo de produccion (caso Flujo Natural)

Para la simulacion del caso bautizado como Flujo Natural, en primer lugar, se
procedio a seleccionar aquel pozo que presentara el mayor periodo de produccién en
el campo, basandose en las fechas expuestas de cada pozo, dentro del archivo Excel
denominado “Volve production data”. Luego se generd un caso hipotético en el
modelo de simulacién, en el cual fueron eliminados todos los pozos (productores e

inyectores), a excepcion del pozo seleccionado en esta seccion.

Esto fue de gran ayuda, ya que, al seleccionar un solo pozo, el comportamiento de
este, no se veria afectado por pozos productores ni de pozos inyectores perforados en
la zona de estudio, ademas de, representar de una mejor manera un historial de

produccidn, que fuera resultado del flujo natural de los fluidos hacia superficie.

La Tabla 4.2 muestra los pozos registrados en el archivo “Volve production data”

junto a sus fechas de produccion (inicio y cierre).
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Tabla 4.2 Fechas de operacion de los pozos en el campo Volve.

Pozo Inicio Cierre Periodo
F-5 20 de Abril del 27 de Agosto del <1afio
2016 2016
F-14 13 de julio del 2008 | 14 de julio del 2016 8 afios
F-15D 16 de Enero del 7 de Julio del 2016 2afios<x<3
2014 anos
F-1C 22 de abril del 2014 | 7 de abril del 2016 | 1 afio < x < 2 afios
F-12 12 de Febrero del 13 de Agosto del 8afos<x<9
2008 2016 anos
F-11 24 de Julio del 17 de septiembre 3afos<x<4
2013 del 2016 afios

A partir del estudio del periodo de produccion mas largo, el pozo que fue
seleccionado para ser introducido en el simulador resulto ser el pozo F-12. Con este,
al poseer un periodo de actividad mayor a 8 afios, se podra analizar el efecto del
mecanismo de empuje que predomina en el yacimiento sobre la produccion, ya que
como fue descrito en el marco teérico, estos aportan la energia cuando el
desplazamiento de fluidos se debe al flujo natural. Por esta razon, mientras mayor sea
el periodo de estudio, mejor sera el anélisis realizado sobre dicho parametro en la

investigacion.
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4.1.2 Validacién de datos del pozo F-12 cuando los pozos productores e

inyectores se encuentran activos dentro del mallado de simulacion

Previo a la simulacion, se procedié a validar los datos reales que presenta la compaiiia
en el archivo “Volve production data” del pozo F-12. Para esto se utilizé el modelo
de simulacién completo, con todos los pozos inyectores y productores. Esto fue
realizado con el objetivo de verificar si las restricciones o “constraints” que fueron
colocados dentro del simulador, para el pozo F-12, presentan las mismas
caracteristicas que el pozo real, pudiendo generar el comportamiento del historico de
produccion que tuvo este pozo (F-12) en su etapa productiva, cuando fue influenciado
por la actividad de los pozos productores e inyectores perforados a su alrededor.

En las Figuras 4.37, 4.38, 4.39, 4.40 y 4.41, esta representado el cotejo historico de
produccién para el pozo F-12. Estas graficas son expresadas en las unidades del
sistema internacional de unidades (Petréleo acumulado en m®, Presién en kPa y RGP
en m*/m®) ya que el modelo de simulacién fue realizado previamente con base al
sistema de unidades métricas, por lo que al introducir los archivos *.fhf, ambos
comportamientos fueron graficados, basandose en el mismo sistema de unidades (el

del modelo).
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Figura 4.37 Gréafico del corte de agua respecto al tiempo de pozo F-12 (real junto al resultado

de la simulacién).
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Cumulative Oil SC - F12,P-F-12
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Figura 4.38 Gréfico del petroleo acumulado respecto al tiempo del pozo F-12 (real junto al

resultado de la simulacion).
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Figura 4.39 Gréafico de la presion respecto al tiempo del pozo F-12 (real junto al resultado de

la simulacidn).
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Gas Qil Ratio SC - F12,P-F-12
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Figura 4.40 Gréfico de la relacion gas petréleo respecto al tiempo del pozo F-12 (real junto al

resultado de la simulacion).
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Figura 4.41 Gréafico semi-log de la tasa de petrdleo respecto al tiempo del pozo F-12 (real

junto al resultado de la simulacion).

Es de resaltar que la grafica de presion respecto al tiempo (Figura 4.39) no pudo ser
comparada en su totalidad, ya que en el archivo que agregé la compafiia en su base de

datos, no aparecen mas registros de presion a partir del 12 de octubre del afio 2010.
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Finalmente, al analizar el cotejo historico, se puede observar que la tendencia que
represento el simulador es relativamente similar a la mostrada por la historia real de
produccién del pozo F-12, dentro del archivo Excel de la compafiia. Por tal motivo, el
pozo F12, puede ser utilizado para realizar la estimacion del mecanismo de
produccion mediante la generacion de un caso (Flujo Natural), en el que el Unico
pozo perforado dentro del yacimiento, sea este, de manera que la influencia de pozos
inyectores o productores, no afecten el comportamiento natural de dicho pozo. Cabe
destacar, que se mantienen todas las restricciones o “constraints” y especificaciones

originales del pozo, en el modelo utilizado para la generacion del caso descrito.
4.1.3 Estimacién del mecanismo de produccion

Se realizaron una serie de graficos de andlisis de parametros de produccion del pozo
F12, derivados del simulador (IMEX) y mostrados en las Figuras 4.42, 4.43, 4.44,
4.45, 4.46, 4.47, 4.48 y 4.49, junto un breve analisis que sirvieron para sustentar y

luego inferir el mecanismo de empuje de este yacimiento.

Well BHP - P-F-12

Cambio de tendencia (Afio 2009)

Well Bottom-hole Pressure (kPa)

2008 2010 2012 2014 2016

== P-F-12, Well Bottom-hole Pressure, campo volve solo con el pozo F12.sr3

Figura 4.42 Gréfico de la presion respecto al tiempo del pozo F-12.

La Figura 4.42, refleja una caida rapida al comenzar la produccion, pero a partir del
afio 2009, se observa una caida suave y constante, hasta concluir su etapa de

produccién en el afio 2016.
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Figura 4.43 Gréfico de la tasa de petroleo respecto al tiempo del pozo F-12.
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Figura 4.44 Gréafico semi-logaritmico de la tasa de petréleo respecto al tiempo del pozo F-12.

Con respecto a las tasas de petroleo, se realizaron tanto graficas semi-log como
gréficas cartesianas, de produccion de petroleo versus tiempo, donde en la grafica
semi-log se pudo detallar mejor que la tasa de produccion de petréleo refleja una
caida constante hasta el afio 2013 (aproximadamente), momento en el cual no se

volvid a registrar un aumento considerable de la misma hasta el afio 2016.
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g8 8

Water Rate SC (m*/day)
e o & 2 o
8 3
-

o
2

]

e o
8 8

001

2008 2012 2014 2016
= P-F-12, Water Rate SC, campo volve solo con el pozo F12.sr3

Figura 4.45 Grafico cartesiano de la tasa de agua respecto al tiempo del pozo F-12.
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Figura 4.46 Gréafico semi-logaritmico de la tasa de agua respecto al tiempo del pozo F-12.

Al observar la produccion de agua registrada por el pozo F-12, se pudo apreciar que

esta fue insignificante, en comparacion a la produccién de petréleo, lo cual permite

estimar que la produccion de agua no afecto las operaciones de dicho pozo. Cabe

destacar, que de esta informacion se registraron graficas semi-log y cartesianas de las

tasas de produccion de agua versus el tiempo.
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Figura 4.47 Gréfico del corte de agua respecto al tiempo del pozo F-12.

La Figura 4.47, refleja un aumento muy pequefio del corte de agua, llegando a un
pico en el afio 2015 de 12 % aproximadamente, considerandose asi, un corte de agua
bajo. Esto se debe a que, en la tasa de total de liquidos producidos por el mismo,

existe un mayor porcentaje de agua en comparacion a la de petrdleo, para ese

momento, lo cual resulta en un aumento como en el observado en dicha gréfica.
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Figura 4.48 Gréfico de la relacion gas-petréleo respecto al tiempo del pozo F-12
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Figura 4.49 Gréfico semi-logaritmico de la relacion gas-petrdleo respecto al tiempo del pozo
F-12

Finalmente, las graficas que representaban la relacion gas-petroleo (RGP) con
respecto al tiempo fueron generadas en formato semi-log y formato cartesiano
(Figuras 4.48 y 4.49), donde la primera (semi-log) fue la que mejor reflejo el
comportamiento de la relacion gas-petréleo con respecto al tiempo, donde se mostro
baja al inicio, llegando a un tope de manera abrupta, cayendo suave y lentamente
hasta el afio 2009, momento en el cual, el aumento del RPG comenzo6 a aumentar de
manera progresia hasta el afio 2016. Ademaés, a partir de la simulaciéon se pudo
obtener los resultados mostrados en la Tabla 4.3.

Tabla 4.3 Resultados obtenidos en la simulacion del Pozo F-12

Variable (MMm®) (MMbbI)
Produccién de Petréleo 2,34 14,7
(Np)
POES 17,89 1125
Factor de Recobro 13 %
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Finalmente, a partir del estudio realizado, se compararon las caracteristicas del
yacimiento observadas en las graficas previas con respecto a las caracteristicas
sugeridas por Thakur y Satter (1998), donde mencionan el comportamiento de las
principales variables en funcion del mecanismo de produccion predominante (Tabla
4.4).

Tabla 4.4 Caracteristicas generales de los mecanismos de empuje segiin Thakur y Satter

(1998).
Mecanismo Presién del RGP Produccién de Agua | Eficiencia
Yacimiento
Empuje por Permanece alta. La | Permanece baja Aumenta 35-80 %
agua presion es sensible a si la presion apreciablemente y los | Promedio
las tasas de permanece baja pozos buzamiento 50 %
produccidn de abajo producen agua
petroleo, agua y gas temprano
Empuje por gas Declina rdpida 'y Primero baja, Ninguna (excepto en 5-35 %
en solucién continuamente luego sube a un yacimientos con alta | Promedio
maximo y cae Sw) 20 %
nuevamente
Expansion de la Declina rapida y Permanece baja | Ninguna (excepto en 1-10%
rocay los continuamente Pi > y constante yacimientos con alta | Promedio
fluidos Pb Sw) 3%
Empuje por Cae suave y Aumenta Ausente o 20-40 %
capa de gas continuamente continuamente insignificante Promedio
en pozos > 25%
buzamiento
arriba
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Drenaje por
gravedad

Declina rapida y
continuamente

Permanece baja
en pozos
buzamiento
abajo y alta en
pozos
buzamiento
arriba

Ausente o
insignificante

40-80 %
Promedio
60%

En la Tabla 4.5, se muestra el analisis realizado considerando las caracteristicas que

mencionaron Thakur y Satter (1998), marcandose con una “X” para mostrar aquellas

caracteristicas que pudieron observarse a través del analisis realizado previamente.

Tabla 4.5 Comparacion de las caracteristicas de los mecanismos de empuje segin Thakur y

Satter (1998), con respecto a las caracteristicas observadas en el caso del pozo F-12.

Mecanismo | Presion del RGP Produccion de Eficien
Yacimiento Agua cia
Empuje Permanece Permanece Aumenta 35-80
por agua alta. La baja si la apreciablement %
presion es presion ey los pozos Promed
sensible a las permanece buzamiento i0 50 %
tasas de baja abajo producen
produccion de agua temprano
petréleo, agua
y gas
Empuje Declina répida Primero Ninguna 5-35%
por gas en y baja, luego (excepto en Promed
solucion | continuamente sube a un yacimientos i0 20 %
maximo y con alta Sw)
cae
nuevamente
Expansién | Declina rapida Permanece Ninguna 1-10%
de larocay y bajay (excepto en Promed
los fluidos | continuamente constante yacimientos i03 %
Pi>Pb con alta Sw)
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Empuje Caesuavey | X | Aumenta |X Ausente o X| 20-40
por capa | continuamente continuame insignificante %
de gas nte en pozos Promed
buzamiento io>
arriba 25%
Drenaje | Declinarapida X  Permanece Ausente 0 X| 40-80
por y baja en insignificante %
gravedad | continuamente pozos Promed
buzamiento 10 60%
abajo y alta
en pozos
buzamiento
arriba

Cabe destacar, que el pozo F12 se encuentra ubicado en la zona central del
yacimiento por lo que el efecto en los bordes del mismo, no pudieron ser registrados
por el pozo propuesto. Para observar tales caracteristicas, se procedié a analizar el
mapa de saturaciones de agua, con el objetivo de identificar si la presencia de un
acuifero asociado pudiera haber afectado al comportamiento registrado en el
yacimiento. La Figura 4.50, muestra el mapa de saturaciones de agua para el afo
2007 y 2016.

Figura 4.50 Mapa de saturaciones de agua del campo Volve para el afio 2007 (lzquierda) y
2016 (Derecha)
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Al analizar los mapas de saturacion de agua, se observa que el yacimiento presenta un
acuifero asociado, ademas de que en la seccion 2.2.11.4, fue mencionada la existencia
de este, mediante un CAPO asociado a 10.236 pies por debajo del nivel del mar, el
cual, para este caso, presento un desplazamiento hacia zonas menos profundas a lo

largo del periodo en estudio, hasta entrar en contacto con los fluidos acumulados

dentro de la roca yacimiento.

Por tal motivo, se afiadié una comparacion entre el comportamiento general de los
mecanismos de producciéon segun Satter y Thakur (1994), y el comportamiento
registrado en el campo Volve, para una gréfica de presion con respecto al acumulado

de petroleo (Figura 4.51 y 4.52, respectivamente).

1. Expansion de la roca y de los fluidas
2 Empuje por gas eh solucién

3. Empuje por capa de gaz

4. Empuje con agua

5. Drenaje por gravedad

PRESION DEL YACIMIENTO, % PRESION ORIGINAL

o 10 20 E) 40 50 &0
RECOBRO, % POES

Figura 4.51 Grafica del comportamiento general de presién respecto al acumulado de
petréleo para cada mecanismo de empuje segln Satter y Thakur (1994)
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Cumulative Qil SC vs. Well Bottom-hole Pressure - P-F-12
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Figura 4.52 Gréfica del comportamiento de presion respecto al acumulado de petréleo (Np)
para el campo Volve

Al observar la Figura 4.52, la tendencia de la curva registré una caida de presién muy
lenta a medida que ocurria la etapa de produccion en el campo, lo cual, al ser
comparada con la Figura 4.51, el comportamiento de dicho diagrama fue parecido, en
parte, al generado por un empuje de agua. Por lo que se concluye, que el acuifero
asociado aporto energia en el desplazamiento de fluidos, de manera natural, hacia

superficie.

Ademas, al correlacionar las caracteristicas descritas a partir de las graficas generadas
en la simulacién, con la Tabla 4.4 y la Figura 4.51, se observo que la energia aportada
en la produccion, fue debido a tres mecanismos. Al inicio, presentd las caracteristicas
de una produccion debido a la liberacion de gas en solucion, para luego fluir mediante
el aporte del mecanismo por capa de gas (Figuras 4.53 y 4.54), hasta concluir su etapa
de produccion por empuje hidraulico. En la Figura 4.55 se indica las tres etapas

observadas por los investigadores.
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campo volve solo con el pozo F12.5r3 2010A VOLVE SIMULATION MODEL
Gas Saturation 2007-Dec-31

Z/X: 5.4:1
Total Blocks: 680,400
Active Blocks. 182,751

Figura 4.53 Diagrama de saturacion de gas del campo Volve (inicio de produccion)

campo volve solo con el pozo F12.sr3 2010A VOLVE SIMULATION MODEL
Gas Saturation 2016-Oct-01

Z/X: 5.4:1
Total Blocks: 680,400
Active Blocks: 182,751

Figura 4.54 Diagrama de saturacion de gas del campo Volve (final de produccion)
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Cumulative Qil SC vs. Well Bottom-hole Pressure - P-F-12
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Figura 4.55 Gréfica del comportamiento de presion respecto al acumulado de petréleo (Np)
para el campo Volve, donde se observa el aporte de energia por parte del mecanismo de
empuje por gas en solucion (1), capa de gas (2) y empuje hidraulico (3).

Finalmente, a partir del analisis realizado en esta seccidn, se estima que los

mecanismos de produccion que predominan en el yacimiento son:

» Empuje hidraulico
» Empuje por capa de gas secundaria

» Empuje por gas en solucién

A continuacidn, se procedera estudiar las propiedades de la roca y los fluidos, ya que
el criterio de disefio para una inyeccion de surfactantes toma en cuenta, tanto el
mecanismo de produccion como éstas propiedades, debido a que dependera que el

proyecto se vea favorecido o no (esta explicacién se describe en la seccién 4.3).

4.2 Propiedades de la roca y los fluidos

Inicialmente, el analisis de las propiedades de la roca y los fluidos, fue el enfoque
previo a la simulacion de la invasién quimica (surfactantes). Para el cumplimiento de
dicho objetivo, se analiz6 el modelo del campo, generado en Eclipse (simulador de la
compariia francesa Schlumberger) mediante un lector de cddigo de programacion,
conocido como Notepad®™. En este se pudo observar las distintas propiedades que los
ingenieros introdujeron en el preprocesador, y que les permitié realizar el mallado

original del campo Volve del Mar del Norte. Cabe destacar, que parte de esta
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informacion fue consultada en la base de datos de la compafiia, en el cual, se

encuentran, entre otras cosas, los modelos originales del yacimiento.

A continuacion, se presentan dichas caracteristicas, junto a las graficas pertinentes

que se generaron mediante el uso de hojas de calculo (Excel).

4.2.1 Curvas de permeabilidades relativas

Las curvas de permeabilidad relativa, son analizadas con el objetivo de verificar la
mojabilidad de la roca. Esta propiedad es de gran importancia, ya que la solucién
quimica que se pretende estudiar para este proyecto, entre otras cosas, genera un
cambio en dicha propiedad, es decir, si la preferencia de la roca es tal, que el fluido
mojante es el petroleo, el surfactante perturba dicha propiedad, lo que resultara en
que, dependiendo del surfactante y la cantidad que se agregue a la solucion, esa

tendencia de mojabilidad pueda ser modificada.

En la Figura 4.56, se muestra las curvas de permeabilidad relativa agua/petroleo vs

saturacion de agua, que fueron usadas en el modelo original (Eclipse).

krvs Sw

Krw Kro

e
&

Figura 4.56 Curvas de Permeabilidad Relativa versus saturacion de agua
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Mediante el uso de dicha grafica se realizé un andlisis de las curvas de permeabilidad
relativa (Kr) con el fin de conocer el tipo de yacimiento, con base a la mojabilidad de
la roca. Estas reflejaron un bajo valor de saturacion residual petroleo (Sor=0.176),
una saturacion de agua inicial (Swi= 0.173), una pendiente mas inclinada de la curva
de permeabilidad relativa de agua (Krw) con respecto a la curva de permeabilidad de
petréleo (Kro), lo cual, al observar las curvas a una saturacion de agua (Sw) de 50%,
la curva que mas se acercaba al eje horizontal, fue la de color naranja (petroleo),
determinandose en este caso que el yacimiento esta siendo humectado por petrdleo,
un resultado favorable para la inyeccion de surfactantes y que podria permitir que en
las zonas de interés pueda ser invertida la mojabilidad, facilitando mucho més la

movilidad del petrdleo (en caso de ser efectiva la inyeccién).

Cabe destacar, que al utilizar el editor de codigo en el archivo (*.DATA) del modelo
original (Eclipse), se pudo observar que la compafiia genero tales curvas a partir de
una correlacién teorica (Corey). Estas no pudieron ser validadas a través de una
correlacion, debido a la poca informacidn ofrecida en los reportes de la compaiiia, o
indicos que sugirieran un analisis especial de nucleos para la generacion de estas
curvas. Por tal motivo, solo se pudo verificar su origen, al leer el codigo del archivo
(*.DATA).

4.2.2 Propiedades PVT del petrdleo

Para este fluido se determin6 que la empresa introdujo dos estudios PVT dentro del
modelo original (Eclipse). Estos fueron extraidos de los pozos SR-19, F-12 y F-14
(PVT-1) y del pozo 19A (PVT-2), y distribuidos entre las 13 regiones en las que
dividieron el modelo de simulaciéon (esto con el objetivo de recrear un modelo

heterogéneo).

4.2.3 Caracteristicas del petroleo

Entre las caracteristicas reportadas por la empresa en los afios 1993 y 2005, fueron

tomadas en consideracion para este trabajo de investigacion, la gravedad API,
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viscosidad y composicion de componentes pesados, medianos y livianos del crudo.

Estas caracteristicas se muestran en las Tablas 4.6 y 4.7.

Tabla 4.6 Propiedades del petréleo del campo Volve

Propiedades Crudo
Gravedad API 27-29 ° API

Viscosidad @ 230 °F <3cp
Bo < 1,6 bbl/stb

El valor de viscosidad del petréleo fue representado a partir del comportamiento de la
viscosidad en los reportes de PVT (Figuras 4.57 y 4.58), donde se pudo observar que
a medida que aumenta la presion, la viscosidad del petréleo incrementa para cada una
de las curvas Rs, pero sin sobrepasar el valor de 3 cp (para ambos PVT). Esto ocurre,
ya que a medida que la muestra presenta mayor gas en solucion, la viscosidad es
afectada, disminuyéndola y generando un petr6leo menos viscoso. Esto se pudo

observar mediante el analisis de las curvas generadas con la herramienta “Results” de

la compafiia CMG (Figura 4.59).

Viscosidad vs Presion (PVT-1)

Viscosidad (cp)

Figura 4.57 Gréafico PVT-1 que representa la variacion de viscosidad de petrdleo respecto al
cambio de presion, para una relacion gas petrdleo en solucion (Rs) de 153,84 SFC/STB,
304,86 SFC/STB, 457,58 SFC/STB, 621,51 SFC/STB, 805,67 SFC/STB y 880,90 SFC/STB.
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Viscosidad vs Presion (PVT-2)

Viscosidad (cp)

0 1000 2000 3000 4000 5000 6000 7000 8000 9000 10000

Presion (psi)

Figura 4.58 Gréafico PVT-2 que representa la variacion de viscosidad de petréleo respecto al
cambio de presion, para una relacion gas petréleo en solucion (Rs) de 143,17 SFC/STB,
276,23 SFC/STB, 409,29 SFC/STB, 550,77 SFC/STB, y 624,32 SFC/STB.

PVT Table - PVT Table 1

(d2)

—
Solution GOR in PVT table
s
91983 1Ad Ul 351A s8D
21983 LAd Ul 38IA 110

Gas exp factor in PVT table
(fe/obl)

L ' ' 0
200 400 600 800 1000 1200 1400 1600 1800 2000 2200 2400 2600 2800 3000 3200 3400 3600 3800 4000 4200 4400 4600 4800 5000 5200 5400 5600 5800
BP pres in PVT table (psi)
Solution GOR in PVT table
< Oil visc in PVT table

Figura 4.59 Gréfico PVT del modelo de simulacion (Relacién gas petroleo en solucién y
viscosidad de petréleo con respecto a la presion).
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Tabla 4.7 Composicion registrada de la prueba TS-29-06.

Elemento Porcentaje molar (%)
Metano 0,25
Etano 0,26
Propano 0,96
i-Butano 0,29
n-Butano 1,61
i-Pentano 1,11
n-Pentano 2,18
Hexano 4,46
Heptano 8,36
Octano 8,92
Nonano 6,75
Decano plus 64,86

Con respecto al factor volumétrico de petroleo (Bo), este fue representado a partir de
los datos PVT-1y PVT-2 del modelo original (Eclipse), y de la tendencia observada
en las Figuras 4.60 y 4.61. Estos presentan una tendencia creciente a medida que
aumenta la Rs, ya que, al presentar mayor gas en solucién, el volumen de petréleo en
subsuelo serd mayor que el volumen de petrdleo obtenido en superficie,
incrementando el factor volumétrico de petroleo para este caso (esta explicacion pudo

verificarse en la Figura 4.62, la cual fue obtenida a partir del modelo de simulacion en

estudio, mediante el uso de la herramienta “Results”).
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Bo vs Presion (PVT-1)
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Figura 4.60 Gréafico PVT-1 que representa la variacion del factor volumétrico de petréleo
(Bo) respecto al cambio de presién, para una relacion gas petréleo en solucién (Rs) de
153,84 SFC/STB, 304,86 SFC/STB, 457,58 SFC/STB, 621,51 SFC/STB, 805,67 SFC/STB y
880,90 SFC/STB.
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D B = = >

Figura 4.61 Gréfico PVT-2 que representa la variacion del factor volumétrico de petréleo
(Bo) respecto al cambio de presion, para una relacion gas petrdleo en solucion (Rs) de
143,17 SFC/STB, 276,23 SFC/STB, 409,29 SFC/STB, 550,77 SFC/STB, y 624,32
SFC/STB.
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Figura 4.62 Grafico PVT del modelo de simulacion (Relacién gas petréleo en solucién y
factor volumétrico de petroleo (FVF) con respecto a la presion).

Finalmente, mediante los ultimos tres graficos (Figuras 4.60, 4.61 y 4.62), se pudo
validar que a partir del Bo registrado (Bo < 2 bbl/stb), el petr6leo en estudio puede

ser clasificado como un petréleo Black-Oil.

4.2.4 Propiedades del agua

Estas propiedades fueron recolectadas del modelo original (Eclipse) pero por falta de

informacidn en los reportes, no pudieron ser validadas.

En la Tabla 4.8, se muestran los valores promedio de compresibilidad, viscosidad,
presion promedio generada a partir de la presion de referencia indicada para cada uno
de los pozos, al momento de registrar las propiedades del agua, y factor volumétrico

del agua. Dicho promedio se realizo a partir de los datos reportados en el Anexo A.
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Tabla 4.8 Propiedades del agua.

Simulador
Propiedades del agua
Viscosidad (pw) 0,38 cp
Compresibilidad (Cw) 2,18e-06 1/psi
Factor Volumeétrico (pw) 1,04 bbl/stb
Presion de referencia promedio (Ref. 3.712,11 psi
P)

Finalmente, dentro de los datos introducidos en el modelo, se pudo verificar que la
densidad del agua utilizada en el estudio por parte de la compafiia fue de 9,19 Ipg

(libras por galon).
4.2.5 Salinidad del agua

Para la salinidad del agua, se consultd la informacion que fue introducida en el
modelo original junto a los reportes que realizé la empresa en el afio 2005, donde,
mencionan que las muestras recolectadas en la formacion Sleipner Vest, fueron
muestras representativas del campo Volve (derivada de correlacion). En esta se pudo

observar los componentes del agua. En la Tabla 4.9, se muestran dichos pardmetros.
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Tabla 4.9 Composicion del agua referente a la salinidad

Sleipner Vest

lon
Na (mg/l) 44.620
K (mg/l) 2.740
Mg (mg/l) 1.740
Ca (mg/l) 8.380
Sr (mg/l) 355
Ba (mg/l) 510
Fe (mg/l) 2,5
Cl (mg/l) 92.050
SO, (mg/l) 14
HCO; (mg/l) 625
Acidos Orgéanicos (mg/1) 191
TDS (mg/l) 151.228

A partir de estos valores se pudo determinar que la salinidad del agua fue de 151.228

ppm, lo cual, al ser comparada con los valores introducidos en el modelo original, no

discrepan, teniendo este Gltimo un valor de 151.200 ppm.

4.2.6 Caracteristicas del yacimiento

Segun los reportes de la compafiia, la formacion consiste en arenisca con presencia
minima de arcilla y otras heterogeneidades. Ademas, de estar dominada por granos de

cuarzo. Entre las caracteristicas mas resaltantes tomadas en cuenta para la evaluacion

de este proyecto, se encontraron las mostradas en la Tabla 4.10.
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Tabla 4.10 Caracteristicas del yacimiento

Propiedades Yacimiento
Porosidad (¢) 21 %
Permeabilidad (k) 310-2.900 mD
Temperatura 230 °F
Profundidad (Tope-Base) 9.022-10.236 ft

Cabe destacar que, en el caso de la permeabilidad, a partir de varias pruebas de
nacleos, se determind que esta propiedad no es homogeénea a lo largo del yacimiento,

por lo que explica el rango tan extenso reportado en la tabla anterior.

4.3 Criterios de disefio

A partir de los datos registrados previamente en este capitulo, el enfoque consider6
evaluar si las caracteristicas de los fluidos y del yacimiento pueden ser favorables
para una aplicacion de inyeccion de surfactantes en el campo Volve. Para esto, se
compararon tales valores con el criterio de disefio presentado por Paris de Ferrer
(2001) en su libro titulado “Inyeccion de agua y gas en yacimientos petroliferos”
(Tabla 4.11).

Tabla 4.11 Comparacion entre el criterio de disefio y las propiedades observadas de la roca 'y

los fluidos en el campo Volve

Criterios de disefio: inyeccion de Surfactantes Propiedades del modelo
Petréleo
Viscosidad < 30 cp a condiciones <3cp

de yacimiento

Gravedad API >25 ° API 27-29 ° API
Composicién Livianos intermedios | Hay presencia de componentes
son deseables livianos intermedios
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Yacimiento

Temperatura <175°F 230 °F

Saturacion de petrdleo > 30 % -
Permeabilidad >20 mD 310-2.900 mD
Espesor Neto >10 ft -
Profundidad > 8000 ft >9.022 ft

Agua
< 5000 ppm de calcio y magnesio (Se requiere 9.480 ppm
pre-lavado)
< 100.000 ppm de solidos totales disueltos (se 151.200 ppm

requiere pre-lavado)

Agua suave de baja salinidad, debe estar

disponible para un tapon de limpieza

Litologia

Solamente arenisca, con bajo contenido de

arcillas, sin yeso ni anhidrita

Arenisca con presencia minima

de arcilla u otras

heterogeneidades

Al analizar dicha tabla, se observa que la mayoria de los parametros se encuentran en
el rango establecido por el criterio de disefio, a excepcidn de la salinidad del agua y la
temperatura del yacimiento. En el caso de la primera, podria ser un problema al
evaluar econémicamente el proyecto, ya que esto aumentaria los costos, debido a la
necesidad de instalaciones para tratar el agua disponible cerca de la zona en estudio.
Ademas, la temperatura del yacimiento podria afectar al tipo de surfactantes a
utilizar, porque puede degradarlo, ocasionando la perdida de alguna de sus
cualidades, y eventualmente, la efectividad del método.

Cabe destacar, que al haber analizado el mecanismo de empuje del yacimiento y

haber descubierto la presencia de una capa de gas secundaria, esta pudiera afectar de
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manera desfavorable la inyeccion de surfactantes (dependiendo del tamafio de la

misma con respecto al yacimiento).

Finalmente, todos estos factores deben tomarse en cuenta al analizar los resultados
obtenidos en la simulacién del proyecto de inyeccidn de surfactantes a aplicarse en la

zona en estudio, de manera que pueda explicarse el comportamiento del proyecto.

4.4 Herramienta de simulacién seleccionada

Previamente a la simulacidn, se realiz6 un analisis de distintas investigaciones, con el
objetivo de seleccionar la herramienta que mejor representara el comportamiento de
la inyeccion, y que ademas pudiera ajustarse, con la menor incertidumbre posible, al

yacimiento propuesto.

A medida que se recopilé informacidn pertinente a la invasion quimica y trabajos de
investigacion previos, se pudo observar que, en aquellos, donde la herramienta fue
aportada por la compariia canadiense CMG, la tendencia de seleccion, fue en su gran
mayoria, STARS.

Esto fue de gran importancia, ya que aportd gran conocimiento sobre como utilizarla,
mediante el aporte de los distintos algoritmos que fueron usados por los cientificos, y
las distintas propiedades que necesitaba la misma para poder procesar y generar los
resultados necesarios en una corrida. Este fue el caso de una tesis especial de grado
presentada por la Universidad Autonoma de Meéxico, donde mencionan algunas
caracteristicas de la herramienta referentes a la inyeccion quimica, asi como papers
consultados en la base de datos de OnePetro, en los cuales se usé STARS, lo que

permitié obtener los panoramas con respecto a la herramienta a utilizar.

Sin embargo, se presentaron algunas limitaciones con el modelo de estudio debido a
la incongruencia que se presentd entre los “keywords” y codigos al momento de
realizar la conversion del modelo (IMEX a STARS), los cuales generaron problemas,
planteandose como una solucion, la realizacion del caso de inyeccion de surfactantes,

mediante el uso de los dos (2) simuladores:
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e Con STARS: através del uso de un estudio de nucleos, donde se observaron
el comportamiento de la tension interfacial, los efectos de la temperatura en
la solucion quimica y la variacion de la saturacion residual de petrdleo, luego
de aplicar este tipo de procesos en la roca en estudio.

e Con IMEX: para observar el comportamiento de la produccion dentro del

campo.

Aunque este Gltimo no es usado para la estimacion de inyeccion de surfactantes, las
recomendaciones de expertos en el area de simulacion, para resolver las limitantes
descritas en esta seccion, permitieron comprender que las nuevas funcionalidades del
simulador, incluidas en su version 2019, pueden ser aprovechadas para la estimacion
de proyectos, donde las curvas de permeabilidad relativas son afectadas, como

resultado de la invasion quimicas dentro de la roca.

Este proceso es usado de la misma forma en la herramienta STARS, donde la
estimacion es apoyada (junto a otras variables) en tres (3) curvas de interpolacion que
son generadas, Y relacionadas con cada curva de permeabilidad relativa existente en
el modelo, lo cual permite representar aquellos cambios, como la variacién de

mojabilidad, en cada uno de los bloques que conforman el mallado de simulacién.

En el caso del simulador IMEX, la opcion de interpolacion de curvas de
permeabilidad relativas (*INTCOMP), puede ser incluidas en el archivo .DAT, con la

herramienta de codigo “cEdit” de la compafiia CMG.

Finalmente, este comportamiento puede ser representado, pero con algunas
limitaciones, ya que el IMEX, al ser una herramienta que no toma en cuenta
reacciones quimicas, ni el cambio de la tension interfacial, solo puede estimar el
comportamiento tomando en cuenta esta variacion en las curvas de Kr vs Sw. Al
momento de representar el caso de inyeccion de surfactantes, se usaron aquellas

caracteristicas que permitieran obtener un comportamiento similar al obtenido en
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STARS, como resultado del analisis de nudcleos mencionados previamente, y que
pueda reducir el nivel de incertidumbre, al utilizar esta metodologia en el estudio.

A partir de esta seleccion, se procedié a evaluar el comportamiento de produccién de

cada uno de los casos planteados.

4.5 Evaluacion de la efectividad del proyecto

En esta seccion, se planted la generacion de casos de estudio, los cuales una vez
evaluados, se compararon con el objetivo de determinar que método fuese el mas
efectivo para mejorar la produccion en la zona de estudio. Cabe destacar que, para los
dos primeros casos, las simulaciones realizadas fueron hechas solamente usando el
simulador IMEX de la empresa canadiense CMG, ya que al sélo evaluar pozos
productores y en otros casos pozos productores y pozos inyectores de agua, la
herramienta cumplia con lo necesario para realizar la evaluacién. Esta decision fue
tomada al consultar la pagina web de la compafiia CMG, donde especifican que dicha
herramienta es utilizada para modelar métodos de recuperacidn primaria y secundaria
en yacimientos convencionales y no convencionales, junto a la tendencia de su uso en
otros proyectos. En la Figura 4.63, se muestra el mallado analizado en cada uno de

los casos propuestos en la metodologia.
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Volve.sr3 2010A VOLVE SIMULATION MODEL
Grid Top (m) 2016-Oct-01

354218
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Total Blocks: 680,400
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Figura 4.63 Mallado del modelo de simulacion del campo Volve

A continuacion, los resultados obtenidos que permitieron representar el
comportamiento del yacimiento para caso planteado, a partir de la presentacion de

graficas pertinentes:

45.1 Caso Base

El caso base fue generado tomando el modelo original en formato IMEX, y
eliminando los tres pozos inyectores de agua especificados por la compariia. Esto
permiti6 obtener el comportamiento del yacimiento producido por el efecto natural de
la variacion de energia, junto al efecto de los siete pozos productores que fueron
perforados originalmente a lo largo de la vida productiva del yacimiento. Cabe
destacar, que el pozo inyector de agua (F-5) cumplié la funcién de pozo productor, a
partir de abril del afio 2016, por lo que este periodo fue tomado en cuenta para el
estudio del caso base. Esto generd una idea de como hubiera sido la produccion en la
zona de estudio, sin la aplicacion de un método de recuperacion secundario o
terciario, dando un punto de partida para la evaluacién de los otros casos planteados
en esta investigacion. En la Figura 4.64, se muestra el mallado utilizado para esta

seccion.
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Volve.sr3 2010A VOLVE SIMULATION MODEL
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Figura 4.64 Distribucion de pozos productores para el estudio del caso base

En primer lugar, fueron evaluadas las graficas de tasa de petrdleo y tasa de liquido
con tiempo (Figuras 4.65 y 4.66), ya que su comportamiento es similar. En estas se
pudo observar que, a mediados del afio 2008, las tasas de produccion de petréleo y de
liquido fueron incrementando hasta llegar a un pico de 4.700 m®dia (29.563 bbl/dia),
para luego experimentar un descenso hasta el afio 2010, con una produccidn diaria de
100 m®/dia (629 bbl/dia) aproximadamente, lo cual se mantuvo hasta mediados de
2016, donde hubo un aumento como resultado de la perforacion de un nuevo pozo

productor en la estructura.
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Figura 4.65 Comportamiento de la tasa de petréleo con respecto al tiempo del campo (Caso
base)
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Figura 4.66 Comportamiento de la tasa de liquido con respecto al tiempo del campo (Caso
base)

El corte de agua (Figura 4.67) observado en el yacimiento fue bajo a lo largo de la
vida productiva del campo (menor al 5 %), pero se observé un aumento considerable
al final de la produccién, llegando a presentar un corte de agua del 50%
aproximadamente, lo cual indica que la zona de transicion y el acuifero asociado al
yacimiento, entré en contacto con alguno de los pozos perforados en la formacién,
otorgando condiciones desfavorables en la produccién. Dicho anélisis fue realizado

ya que, al observar el comportamiento de las graficas a mediados del afio 2016, un
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aumento en la tasa de petroleo y un aumento del corte de agua en la produccion
generado en simultaneo, pudo ser debido a la perforacién de pozos productores entre
los afios 2015 y 2016.
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— AAR-PRO, Water Cut SC, Volve sin pozos de inyeccion.srd

Figura 4.67 Comportamiento del corte de agua con respecto al tiempo del campo (Caso base)

Con respecto a la caida de presion (Figura 4.68), se pudo observar que la declinacién
de la presion fue continua y constante hasta el final de la vida productiva del campo,
lo cual es de esperar en un yacimiento donde solo fueron perforados pozos
productores y del cual, su produccion se debe a la variacion de energia registrada en
el mismo. Esto permitié obtener una produccién total de petréleo de 2.800.000 m®

(17,6 MMbbl) aproximadamente, la cual es mostrada en la Figura 4.69.
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Pressure Average Reservoir Pressure. (kPa)
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Special History, Pressure Average Reservoir Pressure., Volve sin pozos de inyeccion.sr3

Figura 4.68 Comportamiento de la presion con respecto al tiempo del campo (Caso base).

Ademas, la Figura 4.69 refleja un aumento considerable en la produccion de petroleo,
que comienza en el periodo comprendido entre los afios 2013 y 2014, lo cual se debe
al agregado de nuevos pozos productores en la zona en estudio. Este es el caso del
pozo F-11, ya que fue perforado en julio del afio 2013, en conjunto a los pozos F-
15D, F-1C y F-5, puestos en marcha en enero y abril del 2014, y abril del 2016,

respectivamente.
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Figura 4.69 Comportamiento del volumen de petréleo acumulado con respecto al tiempo del
campo (Caso base).
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Finalmente, los mapas de saturacién de petr6leo y mapa de presiones fueron
realizados con el objetivo de identificar aquellas zonas donde permanecieron
acumulaciones de petréleo no aprovechadas luego de concluir las operaciones en el
afio 2016, permitiendo asi observar que tan efectiva fue la produccién primaria en la
zona de estudio. Estos mapas pueden consultarse en las Figuras 4.70, 4.71, 472 y
4.73.
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Figura 4.70 Mapa de saturaciones del campo Volve para el afio 2007
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Figura 4.71 Mapa de saturaciones del campo Volve para el afio 2016
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Figura 4.72 Mapa de presiones del campo Volve para el afio 2007
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Figura 4.73 Mapa de presiones del campo Volve para el afio 2016

4.5.2 Inyeccion de agua

Para el caso denominado con el nombre de inyeccidn de agua, se propuso un estudio
del modelo con los pozos productores e inyectores que la compafiia propuso
inicialmente en el campo, es decir, aquellos que generaron los datos de produccién
historicos del campo Volve del Mar del Norte, sin ninguna modificaciéon. En la
Figura 4.74 se muestra el mallado junto a la distribucion de pozos para este caso de
estudio.
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Volve.sr3 2010A VOLVE SIMULATION MODEL
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Figura 4.74 Distribucién de pozos inyectores y productores para el estudio del caso
denominado como “Inyeccion de agua”

A continuacion (Figuras 4.75, 4.76, 4.77, 4.78 y 4.79), se muestran una serie de

gréficas, junto a una breve descripcion de comportamientos puntuales para cada una

de estas.
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Figura 4.75 Comportamiento de la tasa de liquido con respecto al tiempo del campo
(Inyeccion de agua)
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Figura 4.76 Comportamiento de la tasa de petrdleo con respecto al tiempo del campo

(Inyecciodn de agua).
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Figura 4.77 Comportamiento del corte de agua con respecto al tiempo del campo (Inyeccién

de agua)

Al observar la gréfica de la tasa de liquido producido (Figura 4.75) con respecto al

tiempo, se observd que la misma se mantuvo, generalmente por encima de 2.000

m3/dia (12.580 bbl/dia) a lo largo del periodo productivo del campo. Esto al
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correlacionarlo con las Figuras 4.76 y 4.77 (la tasa de liquido es igual a la tasa
producida de petréleo mas la tasa producida de agua), permitié estimar que tales
resultados fueron debido a la temprana produccion de agua, en el momento en que la
tasa de petrdleo registraba una caida (afio 2010) posiblemente debido a la inyeccion

temprana de agua aplicada en el campo.

Esto fue favorable, ya que la produccion de petréleo se mantuvo alta en comparacion
al caso base, descrito en la seccion 4.5.1., aunque al momento de concluir la etapa
operativa del campo, la tasa de petréleo declind constantemente de 4.500 m®/dia
(28.305 bbl/dia) a 500 m®/dia (3.145 bbl/dia) hasta el afio 2016.

Con respecto a la presién (Figura 4.78), se observé que la misma comenz6 a declinar
desde el inicio de la produccion hasta comienzos del afio 2009, momento en el cual,
la presion comenzd a ascender hasta llegar a los 40.000 kPa (5.800 psi). Esto pudo ser
debido al proceso de inyeccion de fluidos aplicado en el campo, el cual afect6 entre
otras cosas la presion del yacimiento favorablemente y que pertenece a los objetivos
que se pretende obtener en este tipo de métodos de recuperacién (mantener la presion

del yacimiento o aumentar en este caso).
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Figura 4.78 Comportamiento de la presion con respecto al tiempo del campo (Inyeccion de
agua)
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Finalmente, este proceso de inyeccién favorecié en la recuperacion de petroleo del
campo, ya que al compararlo con el caso base hubo un aumento de 2.800.000 m®
(17,6 MMbbl) producidos, a 9.500.000 m® (56,6 MMbbl) (Figura 4.79). Esto al ser
observado, representa una gran diferencia en los activos de la empresa y los

beneficios obtenidos.

Oil Prod Cum SCTR - Entire Field
10,000,000 4

9,000,000 -
8,000,000 -
7,000,000 4
6,000,000 -
5,000,000 -
4,000,000 -

3,000,000 -

Qil Prod Cum SCTR (m*)

2,000,000 -

1,000,000

0

2008 2010 2012 2014 2016

= Entire Field, Oil Prod Cum SCTR, Volve.sr3

Figura 4.79 Comportamiento del volumen de petréleo acumulado con respecto al tiempo del
campo

Para mostrar el barrido generado por el proyecto de este caso, se generaron los mapas
de saturacion de petrdleo para los afios 2007 y 2016 (Figuras 4.80 y 4.81), ademas de
los mapas de presiones para los afios mencionados (Figuras 4.82 y 4.83) de manera
que pueda determinarse las zonas donde ocurridé un aumento de presion, y que

afectaron en el comportamiento registrado de presidn versus tiempo en la Figura 4.78.
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Figura 4.82 Mapa de presiones del campo Volve para el afio 2007
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Figura 4.83 Mapa de presiones del campo Volve para el afio 2016

4.5.3 Inyeccion de surfactantes
Inicialmente, el analisis de este caso fue dividido en dos fases, las cuales son

explicadas a continuacion:

453.1 Inyeccion de surfactantes en un nucleo genérico de la formacion
Comenzando con la investigacion, se procedid a generar un ndcleo con mallado
cartesiano, en escala 1:1 (1cm en la realidad es igual a 1m en el simulador), utilizando
la herramienta STARS y relacionando, de manera pertinente, esta investigacion, con
bibliografia relacionada a este tipo de estudios (Modelaje numérico de invasiones
quimicas en nucleos, como una TEG del profesor Carlos Gil y papers consultados en
la base de datos de OnePetro). Para esto, las dimensiones y propiedades introducidas
en este modelo (en la seccion “Reservoir”) fueron extraidas de los reportes de la
compafiia y del modelo original del campo Volve.

En la Tabla 4.12 se muestra dichas caracteristicas, junto a una imagen del ndcleo
generado (Figura 4.84).

Tabla 4.12 Propiedades introducidas para la generacion de un ndcleo genérico para la
formacion Volve del Mar del Norte

Propiedades y caracteristicas Magnitud
Longitud 10 m (20 divisiones de 1 m)
Ancho 3,28 m (1 division de 3,28 m)
Espesor 3,28 m (1 division de 3,28 m)
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Porosidad 0,21
Permeabilidad i, j 850 mD
Permeabilidad k 210 mD

Saturacion residual de petréleo 0,176

Saturacion inicial de agua 0,157

Figura 4.84 Nucleo genérico del campo Volve en mallado cartesiano en el cual se presenta
un pozo inyector (lzquierda) y un pozo productor (Derecha) en cada extremo del mismo

Luego, fueron introducidas en la seccion “Components” aquellas curvas de
permeabilidad relativa del modelo original, las cuales fueron mostradas en la seccién
4.2.1. Ademas, en la seccion “Numérical” del modelo, fue especificada que la corrida
fuera realizada de manera isotérmica, con el objetivo de que el comportamiento
generado por la inyeccion de surfactantes fuera realizada a temperatura de yacimiento
(110 °C), de manera que pudiera observarse el efecto de esta, en la solucion quimica

utilizada.
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En la seccion “Wells” fueron especificados, la perforacion de un pozo inyector en el
bloque 1,1,1 (extremo izquierdo de la Figura 4.84) y un pozo productor en el bloque
10,1,1 (extremo derecho de la Figura 4.84). Cabe destacar que el tiempo de corrida
fue de diez (10) horas, junto a un “Constraint” que detall6 que la presion de fondo en
el pozo productor fuera cercana a la presion del yacimiento, con el objetivo de que el
efecto en el desplazamiento de fluidos, fuera debido a la inyeccion aplicada en uno de

los extremos del nucleo.

45.3.1.1 Proceso para el agregado de surfactantes en el pozo inyector
Al realizar la evaluacion de un proyecto de inyeccion de surfactante, mediante el uso
de la herramienta STARS, inicialmente debe incluirse este proceso en la seccion
“Components”, de la barra de herramientas ubicada en la parte superior de la interface
de la herramienta “Builder”. Especificamente en aquella opcion bautizada como
“Process Wizard...” (Figura 4.85). Esta despliega una nueva ventana (Figura 4.86),
en la cual, el usuario debe seguir una serie de pasos, introduciendo valores y, aquellas

propiedades y caracteristicas relacionadas a la solucion quimica de surfactantes.

Components | Rock-Fluid  Initial Conditions
Import Blackeil PYT...
Import WinProp-generated Model ...
Launch WinProp to Edit/Generate Model

Process Wizard...
Add/Edit Compeonents...
K Values...

Densities...
Liquid Viscosities..,

Gaz Viscosities...

Enthalpies...

Reference Conditions...
Reactions...

C0O2 Analytical Properties...

Figura 4.85 Ubicacion del Process Wizard para el estudio de una inyeccion de surfactantes
en el simulador STARS
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B Process Wizard Step 1 - Choose Process X

This wizard will use the existing fluid model section for STARS and add the necessany data for
the process desired to be simulated. The user must begin this wizand with a minimum of two or
three compaonents that describe the black oil behavior of the system.

Choose a process from the combao box below and a description will be displayed.

Add/modify geochemistry e

Add/madify geochemistry
Foamy ail madel
Combustion model

Allzali, surfactant, foam, and/or po
Low salinity water injection (LSWI) with optional fines migration
Asphaltene Preciptation model

Figura 4.86 Ventana de ayuda en el cual puede ser seleccionado el tipo de inyeccion que
quiera ser estudiado en el proyecto

Es importante resaltar que esta herramienta cuenta con una base de datos por Default
que pueden ser utilizadas para caracterizar esta clase de inyecciones quimicas. Estas
han sido generadas a partir de todos los estudios realizados por la compafiia CMG, a
lo largo de todos sus afios de actividad en la industria petrolera. Por lo cual, se
caracteriza la inyeccion quimica, mediante la opcion descrita. La Figura 4.87 muestra
las propiedades que fueron consideradas para una inyeccion de surfactantes en
areniscas, pero sin tomar en cuenta el intercambio idnico de los fluidos dentro de la
misma y que ademas fueron aplicadas en el andlisis del nucleo genérico del campo
Volve del Mar del Norte. Cabe destacar que la especificacion de los iones CI', Na”,
CO3", Ca™ y Mg"" fueron agregadas, tomando en cuenta la tabla de salinidad del

agua presentada en la seccion 4.2.5.
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B Step 2 - Input Geochemistry Data

Number of agueous components=14, mineral components=1

Choose from ane of the following options:

Show all reactions

Show reactions from the Wolery database

Show reactions from the PHREEQC database

Read user data base in PHREEQC format

Select aqueous reaction to add from the MINTEQ_V4 dat ..

589 H20 = [OH-)+ (H+) : uncheck to delete

784: (Mg++) + ({CO3-)= MgCO3 : uncheck to delete

776: (Mg=+) + H20 = (MgOH=) + (H=) - uncheck to delete

785 (Mg++) + (H+) + [CO3-) = (MgHCO3+) : uncheck to delete

159 {CO3-) + (Ca++) = CaCO3 : uncheck to delete

174: {Ca=+)+ H20 = (CaOH+) + (H+) : uncheck to delete

646: (H#)+ (CO3-) = (HCO3) : uncheck to delete

186: {Ca#=)+ (H#)+ {CO3-) = {CaHCO3+) : uncheck to delete

Select solid/mineral reaction to add from the MINTEQ_V4.__

Select environment for mineral reaction rates

Awverage | dir grid size for mineral reaction upscale. m

Set defaults for clastics (sandstones) without ion exchange

odo

Open File

KRR &SR]

Neutral {water inj)
1

Average J dir grid size for mineral reaction upscale, m 3.28
101: {Cas+)+ (CO3-) = Calcite(CaCO3) : uncheck to delete
Calcite Activation Energy, J/mol 23500
Calcite Log10 of reaction rate -5.81
Include the following ion exchange reactions

(Na=) + (H-X) = (H2) + (Na-X) ]
(Na+) + 0.5{Ca-%2) = 0.5(Ca++) + (Na-¥) O
(Na+) + 0.5(Mg-%2) = 0.5{Mg++} + (Na-¥) 0
Cl-initial aqueous concentration {ppm) 92050
Na+ initial aqueous concentration {ppm) 44620
CO3~initial aqueous concentration {ppm) 0
Ca++ initial agueous concentration {(ppm) 8380
Mg++ initial aqueous concentration {ppm) 1740
Set constant initial mineral volume fractions O

Figura 4.87 Propiedades consideradas en la inyeccion de surfactantes para el estudio en la
herramienta STARS

Al finalizar la especificacion de estas propiedades, el simulador genero los primeros
resultados, presentando aquellos porcentajes en peso, de surfactantes disueltos en la
fase acuosa, utilizados para reducir la tension interfacial de una manera Optima
cuando la salinidad del agua (Na* en ppm) tiene un valor determinado. Esto es de
gran ayuda, ya que parte como una recomendacion, a la hora de especificar los

constraints en los pozos de inyeccion del modelo.

La gréafica generada para este estudio, puede observarse en la Figura 4.88, donde a
medida que aumenta el porcentaje en masa de surfactantes dentro de la fase acuosa,
mayor es la reduccién de la tension interfacial dentro de la roca, lo cual favoreceria a
la reduccion de la saturacion de petroleo residual, en conjunto al aumento de la

produccion de petréleo en el campo.
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Figura 4.88 Comportamiento de la tensién interfacial a partir del aumento de salinidad (Na+
en ppm) dentro de la solucion

Al haber concluido el paso a paso del “Wizard Process”, el analisis se enfoco en los
cambios generados en la interface del simulador, en cuanto a las curvas de
permeabilidad relativa, ademas de los cambios registrados en la tension interfacial, el
efecto de la temperatura en la solucion de surfactantes, la reduccion de la saturacion
residual de petréleo y el aumento de la produccién en comparacion a una inyeccién

de agua aplicado en el nicleo del yacimiento genérico.

4.5.3.1.2 Andlisis de los cambios generados por la invasién quimica

Inicialmente, al haber concluido el paso a paso del “Wizard Process”, se observo que
dentro de la seccion “Components”, las curvas de permeabilidad relativa fueron
subdivididas en tres sets de curvas de interpolacion, utilizadas por el programa
STARS en la estimacion del comportamiento de inyeccidén quimica dentro de la roca.

Estas curvas son mostradas en la Figura 4.89.
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Figura 4.89 Curvas de permeabilidad relativa arrojadas por el simulador STARS luego de
haber concluido los pasos del Process Wizard

Seguidamente, se evalud el efecto de distintas variables (mostradas a continuacion)
sobre la inyeccion de surfactantes con el objetivo de comprender, el comportamiento
de esta dentro de la roca, cuando es inyectado a tasas de 1 y 5 cm*/min

respectivamente.
» Evaluacion de la tasa de inyeccion

Inicialmente cuando es utilizada una inyeccion continua de surfactantes y una
inyeccion continua de agua dentro del nacleo (a lo largo de un estudio de diez (10)
horas) y al comparar las tasas de inyeccién de 1 y 5 cm*/min, se observé que la
solucion quimica mejora considerablemente la recuperacion de petréleo, obteniendo
un aumento de 4 cm® de petréleo, en comparacion con la inyeccién de agua (Figura
4.90 y 4.91). Esto permite comprender la importancia de la tasa de inyeccion, la cual,
dependiendo de su magnitud, resulta en un alcance maximo de recuperacion de

petréleo en un periodo mas corto, si es usada una tasa de inyeccion mas alta (5
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cm®min), o en un periodo mas largo si es usada una tasa de inyeccién més baja
(Lcm®/min).

Cumulative Oil SC - Default-Field-PRO
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2019-11-01T00:00:00 2019-11-01T01:40:00 2019-11-01T03:20:00 2019-11-01T05:00:00 2019-11-01T06:40:00 2019-11-01T08:20:00
= Default-Field-PRO, Cumulative Oil SC, Nucleo en Stars con inyeccion de surfactantes completo isotermico 1440 m3dia.sr3
—— Default-Field-PRO, Cumulative Oil SC, Nucleo en Stars con inyeccion de agua isotermico 1440 m3dia.sr3

Figura 4.90 Comparacién entre la recuperacién de petréleo aportada por una inyeccion de
surfactantes (color verde) y una inyeccién de agua (color rojo), ambas a una tasa de 1
cm®/dia en el nicleo genérico.

Cumulative Qil SC - Default-Field-PRO
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2019-11-01T00:00:00 2019-11-01T701:40:00 2019-11-01T703:20:00 2019-11-01T05:00:00 2019-11-01T06:40:00 2019-11-01T708:20:00
—— Default-Field-PRO, Cumulative Oil SC, Nucleo en Stars con inyeccion de surfactantes completo isotermico 7200 m3dia.sr3
= Default-Field-PRO, Cumulative Qil SC, Nucleo en Stars con inyeccion de agua isotermico 7200 m3dia.sr3

Figura 4.91 Comparacién entre la recuperacién de petréleo aportada por una inyeccion de
surfactantes (color verde) y una inyeccién de agua (color rojo), ambas a una tasa de 5
cm®/dia en el nicleo genérico.

» Evaluacion del tiempo de inyeccién

En el caso del tiempo de inyeccidn, se evalud a la mitad del estudio (luego de 5 horas
de haber aplicado la inyeccién de agua), tiempos de inyeccion de surfactantes de 5,

10 y 15 minutos, para luego continuar con la inyeccion de agua, es decir, se utilizaron
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baches de surfactantes; utilizando las mismas tasas de inyeccién de 1cm*/min y

5cm®/min.

En la Figura 4.92, se muestra el comportamiento de la recuperacion, cuando es
inyectada dicha solucién quimica a una tasa 1cm®min. En este caso, a medida que
aumentaba el tiempo de inyeccion (solucion de surfactantes), mejor resultado
generaba. Esto se debe a que, a medida que aumenta el volumen de surfactantes
inyectado dentro de la roca, mayor es la eficiencia de barrido, lo cual permite abarcar
mayor distancia area dentro de la zona en estudio, para que los surfactantes surtan
efecto, y aumenten la recuperacion de petroleo. Cabe destacar que la mayor
recuperacion obtenida, fue aquella donde el tiempo en la cual se inyecto el bache de

surfactantes, fue de 15 minutos.
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Default-Field-PRO, Cumulative Qil $C, Nucleo en Stars con inyeccion de surfactantes ciclico 10 min isotermico1440 m3dia.sr3
—— Default-Field-PRO, Cumulative Qil SC, Nucleo en Stars con inyeccion de surfactantes ciclico § min isotermico1440 m3dia.sr3
—— Default-Field-PRO, Cumulative Qil SC, Nucleo en Stars con inyeccion de surfactantes ciclico 15 min isotermico1440 m3dia.sr3

Figura 4.92 Comparacion entre la recuperacion de petroleo aportada por una inyeccion de
surfactantes en periodos de 5 min (color rojo), 10 min (color azul) y 15 min (color verde),
todas realizadas a una tasa de 1 cm®/dia

En la Figura 4.93, el comportamiento fue generado utilizando los mismos pardmetros
de inyeccion de la Figura 4.92 pero utilizando una tasa de inyeccion de 5cm*/min a lo
largo del estudio. En este caso, los resultados no presentaron una mejora al variar los
tiempos de inclusion de quimicos en la roca, por lo cual, la recuperacién fue siempre
la misma, posiblemente porque al haber aplicado una tasa muy alta, el efecto de los

surfactantes pudo abarcar una mayor distancia, antes de que la temperatura degradara

162



parte de esta solucién quimica (en este caso llego al otro extremo del nucleo,

afectando a toda la seccidn longitudinal de los fluidos acumulados en éste).
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Figura 4.93 Comparacion entre la recuperacion de petroleo aportada por una inyeccion de
surfactantes en periodos de 5, 10 y 15 min, todas realizadas a una tasa de 5 cm®/dia

» Evaluacion de la concentracion surfactantes

En la Figura 4.94, se muestra el comportamiento de la inyeccion de surfactantes a lo
largo de las diez horas de estudio, utilizando una tasa de inyeccién de 1cm®min, ya
gue con esta tasa se puede observar mejor el comportamiento de la recuperacion, vy el
analisis del comportamiento de las curvas, sin que el efecto de la tasa de inyeccién

utilizada, afecte de manera considerable los comportamientos registrados.

Para este caso se utilizaron concentraciones en porcentaje molar de 0,0 (es decir, sin
adicioén de surfactantes), 0,001 y 0,004, con las cuales se pudo observar que a medida
gue aumentan las concentraciones de surfactantes en el fluido inyectado, mayor es la
recuperacion obtenida. Esto debe tomarse en consideracion, ya que se debe encontrar
un equilibrio, entre la concentracion utilizada y el costo de estos materiales quimicos,
con el objetivo de que el proyecto pueda ser efectivo, pero al mismo tiempo,

econdmicamente rentable.
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Figura 4.94 Comparacion entre la recuperacién aportada por una inyeccion de surfactantes
con concentraciones, en porcentaje molar, de 0 (color rojo), 0,001 (color azul) y 0,004 (color
verde), todas realizadas a una tasa de 1 cm®/dia.

» Evaluacion de la tension interfacial (ITF)

En el caso de la tension interfacial, la herramienta STARS permite observar los
cambios de dicha variable, en conjunto con la herramienta “Results”, utilizando el
diagrama 3D (Figura 4.95).

23.3999996

- 200000000
- 150000000
- 10,0000000
- 5.0000000

01700000 I

Figura 4.95 Imagen del diagrama 3D mostrado por la herramienta Results, y que es usada
para registrar el cambio de la tension interfacial
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Para dicho estudio, se utilizaron las mismas concentraciones y parametros de la
seccion anterior, con el objetivo de ver la variacion en la tension interfacial, para cada

una de estas. En la Tabla 4.13 se muestra dichos resultados.

Tabla 4.13 Reduccion maxima de la tension interfacial entre los fluidos dentro de la roca,
para concentraciones molares de surfactantes de 0 %, 0,001 % y 0,004 %

Concentracioén de ITF inicial (Dynas/cm) Reduccion maxima ITF
surfactantes (Yomolar) (Dynas/cm)
0 23,33 23,33
0,001 23,33 3,04
0,004 23,33 0,17

Tales resultados demuestran que a medida que aumenta la concentracion de
surfactantes dentro de la solucion, la tension interfacial se ve reducida de manera
considerable, lo cual explica el porqué del aumento en las recuperaciones de petréleo
cuando se utiliza una concentracion especifica. Ademas, del efecto de esta en cuanto

a la mojabilidad de la roca o la disminucion de la saturacion residual de petroleo.
» Evaluacion de la temperatura

Este factor pudo evaluarse en cada uno de los casos evaluados previamente. En estas
se plante6 que la temperatura utilizada en la prueba de nucleos sea igual a la del
yacimiento (110 °C), y que no variara a lo largo del periodo estudiado (proceso

isotérmico).

En estas se pudo destacar, que a medida que el surfactante pasaba mas tiempo dentro
de la roca, mayor era el efecto de la temperatura, resultando en la degradacion de
estos, y la disminucion de la efectividad de barrido del mismo hacia distancias mas
lejanas del pozo inyector. Posiblemente, porque esta fue mayor a la recomendada por

el criterio de disefio, lo cual pudo desfavorecer al método aplicado.
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» Evaluacion de la saturacion de petroleo (So)

En el caso de la saturacion de petréleo (So) se observé que a medida que aumentan
las concentraciones de surfactante en la fase acuosa, mayor es la reduccion registrada
en la saturacion. Al utilizar la herramienta STARS, para el estudio de dichos
parametros, se pudo obtener los resultados mostrados en la Tabla 4.14.

Tabla 4.14 Reduccion generada en la saturacion de petréleo dentro de la roca, cuando son
utilizadas concentraciones molares de surfactantes de 0 %, 0,001 % y 0,004 %

Concentracion de So inicial Reduccion maxima So
Surfactantes (Y%omolar)
0 0,843 0,269
0,001 0,843 0,209
0,004 0,843 0,0296

Esto concuerda con lo esperado al utilizar un proceso de inyeccion quimica, en una
zona en estudio, ya que la generacion de micelas, debido al efecto de los surfactantes
sobre los fluidos encontrados dentro la roca (petréleo y agua), permitiria desplazar los
volimenes de petréleo que no pudieron ser barridos, mediante la aplicacion de una

inyeccidn de agua (concentracién de surfactantes igual a cero 0).

45.3.2  Caso inyeccidn de Surfactantes en el campo Volve
Para la generacion del caso planteado a continuacién, se utilizé la herramienta de
simulacion IMEX, junto a las curvas de permeabilidad relativa (Figura 4.96) que
fueron generadas en el simulador STARS luego de haber incluido la inyeccién de

surfactantes en el modelaje del caso anterior (nicleo genérico de la formacion).
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Figura 4.96 Curvas de permeabilidad relativa aportadas por la herramienta STARS y usadas
en la creacion del caso de inyeccidn de surfactantes mediante IMEX.

Para la preparacion de dicho caso, se utilizé la version 2019 del simulador IMEX, en
el cual son incluidas distintas opciones, como es el caso de nuevos modelos, en el
apartado “Components”, que coincide con el lugar donde es especificado el modelo
Black-Oil, para cualquier estudio de investigacion con esta herramienta. En este caso,
se utilizd el modelo Polymer, ya que se aprovechO la manera en que este modelo
permite el agregado de sets de curvas de interpolacion, para el caso de las curvas de
permeabilidad relativa, y las cuales ayudan a representar el comportamiento de una
inyeccion quimica, como resultado de la variacion de las curvas de permeabilidad
relativa. Esto coincide con el efecto que los surfactantes pueden generar en tales
propiedades, por lo que, gracias a la consulta con expertos en la materia, plantearon

que dicha herramienta puede funcionar, al basarse en estos parametros.
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Cabe destacar, que la herramienta STARS basa sus estimaciones con un algoritmo
relativamente similar, por lo que la seleccion del simulador IMEX fue realizada al

comprender este procedimiento.

Para el agregado de estas curvas de interpolacion, se utilizo el lector de cddigo de la
empresa CMG, bautizada como cEdit. Esta permitié leer el cddigo del archivo .DAT
del campo en estudio (Volve), y en conjunto con los manuales incluidos dentro de la
version 2019 para la herramienta IMEX, permiti6 modificar el codigo de
programacion, para asi poder incluir el procedimiento que fue utilizado para la
estimacion de este caso. El codigo que fue agregado fue incluido en el apéndice B,

para una mejor comprension del lector.

En la Figura 4.97, se observa el cambio que presento el simulador al momento de
abrir el archivo .DAT en la seccion “Builder”, luego de incluir el cddigo mencionado

previamente.

D o L

+- Interpolation Set 1
-i---lnterpn:ulatin:un Set 2
: -:---Interpnlatinn Set 3
- Rocktype 2
E -i---lnterpu::latiu:un Set 1
-i---lnterpu::latiu:un Set
: i--lnterpnlatinn Set 3

Figura 4.97 Sets de interpolacion asociados a cada curva de permeabilidad relativa dentro de
la interface del simulador IMEX

Finalmente, al haber realizado los cambios mencionados en esta seccion, se procedio
a generar tres casos de estudio en el mallado del campo Volve. Tomando en

consideracion, algunas bibliografias que fueron consultadas, y en las cuales incluyen
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concentraciones que pueden ser utilizadas en una recuperacion terciaria de este tipo y
que ademas puedan generar resultados favorables, sin un costo que sobrepase el

limite de rentabilidad para un proyecto de inyeccién de surfactantes.

Ademas, debido a que este tipo de procesos presentan costos muy elevados, se
plante6 el uso de los mismos pozos inyectores de agua que la empresa desarrollo
durante la vida productiva del campo, tomando en cuenta menos variables que
permitan generar recuperaciones altas de petr6leo, mediante la menor inversion de
capital posible. Esto permitié obtener el resultado de un caso que planteara el
agregado de instalaciones necesarias para la aplicacion de un tipo de recuperacion
terciaria (invasién quimica) y su eventual recuperacion de petrdleo en el momento en
que los precios del barril de petrdleo eran favorables para la aplicacién de este tipo de
métodos. Tales variables, seran definidas en la evaluacion econémica de dicho

proyecto, las cuales son presentadas en la seccion 4.6.

Continuando con la generacion del caso de inyeccion de surfactantes, se plantearon
tres casos (Tabla 4.15)

Tabla 4.15 Descripcion de cada uno de los casos que serdn estudiados en esta seccidn

Caso Descripcion

1 v Pozo F5 seré el encargado de la
inyeccion de surfactantes

v" Los pozos F5 y F1 mantendran
sus operaciones C€OMO POz0S
inyectores de agua

v" La inyeccion de surfactantes sera
realizada de manera ciclica. Esta
sera activada cada 7 meses y la
duracion de la misma serd de 7
meses, es decir, que, en un
periodo de un afio y dos meses,
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v

v

Pozo F4 sera el encargado de la
inyeccion de surfactantes

Los pozos F4 y F1 mantendran
sus operaciones COMO pPOzoS
inyectores de agua

La inyeccion de surfactantes sera
realizada de manera ciclica. Esta
sera activada cada 7 meses y la
duracién de la misma serd de 7
meses, es decir, que, en un
periodo de un afio y dos meses,
se cumplird un ciclo que estara
compuesto por un periodo activo
y un periodo inactivo, los cuales
constaran de tiempos similares
(7-7)
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v' La inyeccion de surfactantes
comenzara el 04/07/2009 vy
finalizara el 04/01/2013

v’ El proyecto constara de 4 ciclos

de inyeccion de surfactantes
(baches)

v' La concentracion utilizada sera
de 8 kg/m®
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(baches)
v' La concentracion utilizada sera
de 8 kg/m®

Para los casos descritos previamente, se mantienen las ubicaciones de pozos
propuestas por la empresa, es decir, la misma geometria de pozos, inyectores y
productores, en la zona en estudio, ya que se sabe que en tales localizaciones existen
volimenes de petrdleo que pueden ser recuperados, gracias al barrido por parte de los
fluidos inyectados dentro del yacimiento, lo cual aportaria menor incertidumbre al
momento de seleccionar una zona en estudio para la aplicacion del proyecto. Este,

arreglos puede ser observado en la Figura 4.98.

Figura 4.98 Distribucién de pozos productores para el estudio del caso de inyeccién de
surfactantes en IMEX.

Cabe destacar que tanto la concentracion de surfactantes que sera utilizada, como el
namero de ciclos de inyeccion y los periodos propuestos de actividad e inactividad,
para la aplicacién de la invasion, fueron seleccionados a partir de la consulta
realizada en la tesis especial de grado denominada como “Estudio de la aplicacion de

Métodos Quimicos en la arena Ui, mediante la plataforma Petrel para evaluar el
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factor de recobro”, realizada en la Escuela Superior Politécnica del Litoral en el afio
2015, donde se pudo observar las propuestas realizadas en el caso de los surfactantes,
y sirvieron de base para la toma de decisiones en la generacion de los casos

planteados en esta seccion.

Ademas, el pozo F1 no fue considerado como pozo inyector de surfactantes, debido a
su corto periodo de actividad, lo cual presentaria un costo muy alto, para el
aprovechamiento de un pozo inyector que no aporta un tiempo de actividad necesario
para observar resultados favorables en el proyecto.

Finalmente, las fechas de inicio y cierre (2009-2013), para el proyecto de inyeccion
de surfactantes, fueron seleccionadas con el objetivo de que al final de la inyeccion,
exista un periodo de tres afios, y que a partir de ese momento el agua que sera
inyectada, pueda barrer los fluidos encontrados dentro del yacimiento, y que
eventualmente, fueron afectados por la solucion de surfactantes inyectada

previamente.

A continuacion, se presenta en la Tabla 4.16, las recuperaciones obtenidas para cada
uno de los casos descritos, se selecciond el caso que presentd una mayor recuperacion

de petréleo para luego describir su comportamiento a partir de distintas graficas.

Tabla 4.16 Recuperacion de petréleo obtenida a partir de la aplicacion del caso 1,2y 3

Caso Np (m”) Np (bbl)
1 9.869.700 62.080.413
2 9.868.300 62.071.607
3 10.181.000 64.038.490

En tal estudio, se observd que el mayor recobro fue obtenido en el caso numero 3,
momento en el cual son utilizados los pozos F5 y F4, para la invasion quimica dentro
del yacimiento. Resulto en un aumento de 600.000 m® (3.774.000 bbl) en

comparacion con aquella recuperacion obtenida por la empresa originalmente en el
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campo. Por tal motivo, el estudio de las graficas presentadas a continuacion, se

enfocd al caso nimero tres (3).

Al representar el comportamiento de la produccion en el yacimiento se observa, que,

en comparacion al caso de inyeccion de agua, las tasas de petroleo (Figura 4.99)

fueron mayores, llegando a estar a un méximo de 9.000 m*/dia (56.610 bbl/dia). Esto

repercutié en el caudal de liquido registrado (Figura 4.100), lo cual explica el

aumento observado en la produccion de liquido dentro del campo en estudio, llegando

a una produccién constante de 10.000 m®/dia (62.900 bbl/dia) aproximadamente, en

la mayor parte del periodo en observado.

6000

il Prod Rate SCTR (m*/day)

I
Qil Prod Rate SCTR - Entire Field
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Figura 4.99 Comportamiento de la tasa de petrdleo con respecto al tiempo del campo (Caso

inyeccion de surfactantes)
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Figura 4.100 Comportamiento de la tasa de liquido con respecto al tiempo del campo (Caso

inyeccion de surfactantes)
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El corte de agua (Figura 4.101), no presento una variaciéon considerable, por lo que el
comportamiento del porcentaje de agua que afectd la tasa total de produccion, fue

relativamente similar al registrado en el caso de inyeccion de agua.

Water Cut SCTR - Entire Field

s o o
@ N @ ® oo

Water Cut SCTR
s o o
P

o
b

Comienzo inyec. de surfactantes

o
0

o

[
2008 2010 2012 2014 2016

— Entire Field, Water Cut SCTR, Volve.sr3

Figura 4.101 Comportamiento del corte de agua con respecto al tiempo del campo (Caso
inyeccion de surfactantes)

En el caso de la presion registrada a lo largo del periodo en estudio (Figura 4.102), la
misma presentd una tendencia parecida a la observada en el caso de inyeccion de
agua. Ademas, la produccién acumulada de petrdleo fue una de las variables que mas
se vio afectada luego de la aplicacion del proyecto (Figura 4.103), por lo que se pudo
visualizar que la invasion quimica favorecié a la produccion de petroleo total,
generando un aumento del petréleo acumulado en 10.200.000 m* (64.158.000 bbl)

aproximadamente.
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Figura 4.102 Comportamiento de la presion con respecto al tiempo del campo (Caso
inyeccion de surfactantes).
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Figura 4.103 Comportamiento del volumen de petr6leo acumulado con respecto al tiempo
del campo (Caso inyeccidn de surfactantes).

Para la evaluacion de la cantidad de surfactantes utilizada, se registro, en la tasa de
inyeccién de surfactantes (Figura 4.104), cuatro baches, los cuales, a medida que se
van generando, presentan una reduccion en sus topes. Esto es debido a que los
constraints impuestos en cada uno de los pozos inyectores (F5 y F4), presentan
variaciones, tanto en presion de inyeccion, asi como también, en tasas de inyeccion,
lo cual afecta en la cantidad de quimicos que acttan en la invasion de esta solucion

dentro de la roca.
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Figura 4.104 Tasa de inyeccion de surfactantes aportada por los pozos F4 y F5.

Luego, al ser analizado la cantidad de surfactantes que se utiliz durante el proyecto
(Figura 4.105), se observd que la cantidad utilizada gener6 un acumulado de
surfactantes muy elevado, para el afio 2013, lo cual podria generar costos muy
elevados; haciendo de este método, un proyecto poco factible (econémicamente) para
ser aplicado en la zona en estudio. Por tal motivo, se observa que el proyecto en
términos de produccion de petréleo, presenta resultados favorables, pero se debe tener
en consideracion los datos de la cantidad de surfactante que se ha usado, de manera
que se pueda proponer un proyecto rentable. Esto sera tomado en cuenta, en la

seccidn 4.6, con el objetivo de realizar una propuesta econémicamente viable.

Polymer Inje Cum SCTR - Entire Field
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Figura 4.105 Inyeccion acumulada de surfactantes por parte de los pozos F4 y F5.
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Finalmente, en las Figuras 4.106, 4.107, 4.108 y4.109, se muestran los mapas de
presiones y los mapas de saturacion de petroleo para los afios 2007 y 2016,
respectivamente, con el objetivo de que se pueda observar como el barrido afecté el

area en estudio, luego de la aplicacion de esta invasion quimica.

Figura 4.106 Mapa de presiones del campo Volve para el afio 2007 (Caso inyeccion de
surfactantes)

w54
Tobol Blocks 680 420
Active Bockx 182,781

Figura 4.107 Mapa de presiones del campo Volve para el afio 2016 (Caso inyeccion de
surfactantes).
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e 54l
Totol Slocky 650,400
Actve Bocks 182,751

Figura 4.108 Mapa de saturaciones del campo Volve para el afio 2007 (Caso inyeccion de
surfactantes).

k541
Totol Bocks 680 400
Active Bocks 182.751

Figura 4.109 Mapa de saturaciones del campo Volve para el afio 2016 (Caso inyeccion de
surfactantes).

4.6 Factor de Recobro
A medida que se realizaron las simulaciones de los casos expuestos previamente, el

simulador generd resultados referentes a la produccion de petroleo y al petréleo
original en sitio (POES).

Al lograr la obtencion de estos resultados, se puedo realizar la estimacién del factor
de recobro para cada uno de los casos, lo cual permitié identificar de manera

analitica, cual de estos casos gener6 la mayor recuperacion de petréleo al compararlo
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con la acumulacion de petroleo original del yacimiento (POES). La Tabla 4.17,
muestra los factores de recobro obtenidos.

Tabla 4.17 Factor de Recobro obtenido para los casos: Base, Inyeccion de agua e Inyeccion

de surfactantes

Caso Factor de recobro (%)
Caso base 15,8 %
Inyeccion de agua 54 %
Inyeccion de surfactantes caso 1 55,18 %
Inyeccion de surfactantes caso 2 55,17 %
Inyeccion de surfactantes caso 3 56,92 %

En el caso de la inyeccidn de surfactantes, se incluyeron los tres casos por lo cual fue
presentado como un rango en la Tabla 4.17. Esto con el objetivo de que al momento
de realizar la evaluacion econémica en la seccién 4.6, se pudiera seleccionar aquel

gue generara mayores ingresos econdmicos a la empresa.

4.7 Evaluacion Econdmica

Inicialmente, se presentd en la seccion 4.4, una recuperacion de petréleo favorable,
cuando es aplicada una inyeccion de surfactantes dentro de la zona en estudio, pero al
observar la cantidad de surfactantes utilizado para generar tal recuperacion, esta
manera no seria econdmicamente rentable. Ademéas, que la cantidad usada
generalmente en un proyecto de este estilo, es cuadriplicada cuando son utilizados 2
pozos con 4 baches, cada uno, y con concentraciones de 8 kg/m® para esta zona en
estudio. Por tal motivo, en dicha evaluacion econdmica, sera utilizado el caso que
presente menor concentracion de surfactantes y una recuperacion alta de petréleo
(Tabla 4.18).
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Tabla 4.18 Produccion de petroleo generada junto a la cantidad de surfactantes total,
utilizadasenelcaso 1,2y 3

Caso Np (m®) Np (bbl) Surfactantes
(tons)
1 9.869.700 62.080.413 29.280
2 9.868.300 62.071.607 27.975
3 10.181.000 64.038.490 57.255

Con base a esta informacion, se observa que al utilizar el pozo F4 (caso nimero 2), la
cantidad de surfactantes se ve reducida a la mitad, lo cual otorgaria mas
probabilidades de que el proyecto sea econémicamente rentable. Cabe destacar que,
aunqgue la cantidad de petroleo recuperado, en comparacion al caso nimero 3, se ve
reducido, aun existe un aumento cuando es comparado con el proyecto original del

campo.

A partir del caso nimero 2, se evalud la cantidad de baches que fueron utilizados, con
el objetivo de optimizar y reducir costos en el proyecto. En este caso, los resultados
obtenidos se muestran en la Tabla 4.19.

Tabla 4.19 Evaluacién de la produccion generada y cantidad de surfactantes utilizados, para
un caso de inyeccion de surfactantes en el que se utilizan 2, 3 y 4 baches de inyeccion.

Numero de baches Np (m°) Np (bbl) Surfactantes (tons)
2 9.749.400 61.323.726 17.376
3 9.812.600 61.721.254 23.128
4 9.868.300 62.071.607 27.975

Al analizar la Tabla 4.19, se propuso estudiar la factibilidad econémica cuando son
usados 3 baches de surfactantes dentro de la zona en estudio, debido a que reduce la
cantidad de toneladas de surfactantes que podrian ser usados en el proyecto, en

comparacion al caso donde son usados 4 baches de surfactantes. Cabe destacar, que,
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en el caso seleccionado, el aumento en comparacion con el proyecto original de
inyeccion de agua, es de 1.159.876 bbl de petroleo aproximadamente. Ademas, de
que, al ser un proyecto de alto costo, se deberia aprovechar tales instalaciones por un

lapso mayor de dos afos.

Finalmente, con el caso seleccionado, se procedio a mostrar las variables que serian
tomadas en cuenta en el proyecto, para asi, generar la evaluacion econémica del
mismo, tanto con la inyeccion de surfactantes que gener6 mayor recuperacion de
petroleo como también al proyecto de inyeccion de agua, que fue utilizado
originalmente en la zona en estudio. Estos casos, junto a sus resultados son mostrados
en la Tabla 4.20.

Tabla 4.20 Produccidn de petréleo generada para un caso de inyeccion de agua, inyeccion de

surfactantes optimizado e inyeccion de surfactantes mediante el uso de dos pozos inyectores
de solucion quimica.

Caso Barriles de Barriles de Cantidad | ANp con caso
petrdleo petréleo de Inyeccién de
producido (m® | producido | surfactantes agua(bbl)

(bbl) (kg)
Inyeccion de 9.628.200 60.561.378 0 0
agua
Inyeccion de 9.812.600 61.721.254 23.128 1.159.876
surfactantes 1
Inyeccion de 10.181.000 64.038.490 57.255 3.477.112

surfactantes 2

4.7.1 Inversion inicial

En un proyecto de recuperacion de mejorada, el costo de las instalaciones, su
mantenimiento, asi como también el valor del quimico usado, y el precio del petroleo
en el mercado, juegan un papel clave para que estos sean econémicamente rentables.
Por tal motivo, se exponen los costos que puede abarcar tales parametros en un

proyecto de inyeccion de surfactante, para que, mediante estos, pueda realizarse una
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evaluacion de la rentabilidad del proyecto optimizado (inyeccién de surfactantes 1),
junto a una comparacion con el caso de inyeccion de agua y el caso de inyeccién de
surfactantes 2 que mostré la mayor recuperacion dentro de la zona en estudio. Estos

casos pueden ser consultados en la Tabla 4.20.

Segun Avila (2015), el costo aproximado de los surfactantes en el mercado es de 1,6-
3 USD$/kg ademas de que una estacion para el tratamiento con surfactantes esta
alrededor de 1,5 a 2 millones de ddlares, sin tomar en cuenta el costo anual de
operacion de una planta que se encuentra, aproximadamente, entre 300 y 400 mil
ddlares. Cabe destacar que los precios referentes a la planta de tratamiento, se
tomaron de los costos relacionados a dichas instalaciones, pero en tierra, por lo que se
asumid, que los precios de estas, para zonas costa afuera, deberian duplicarse, ya que
los procesos aplicados en zonas de dificil acceso, generan un aumento en los costos.
Por tal motivo, los costos para la evaluacion econémica mostrada a continuacion, son
presentados en la Tabla 4.21.

Tabla 4.21 Inversion inicial para los casos de inyeccién de agua, inyeccion de surfactantes 1
e Inyeccion de surfactantes 2

Activo Inyeccién de agua Inyecciéon de Inyeccién de
$) surfactantes 1 | surfactantes 2
3) )
Planta de 0 4.000.000 4.000.000
Tratamiento de
surfactantes
Costo anual de 0 800.000 800.000
operacion de la planta

Workover 5.000.000 5.000.000 5.000.000
Primer bache de 0 19.117.200 39.332.800

surfactantes (2 $/kg (9.558.600 kg) | (19.666.400 kg)

de surfactante)
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Total 5.000.000 28.917.200 49.132.800

Es importante resaltar que los costos presentados, no incluyen la perforacion ni la
completacion de los pozos inyectores, ya que, son utilizados los mismos pozos
inyectores (F1, F4 y F5) en cada uno de los casos mencionados, por lo que se decidio
enfocarse en aquellos parametros que generan variaciones entre las inversiones de

cada proyecto, y que, segun los investigadores, se encuentran en la Tabla 4.21.

4.7.2 Ingresos del proyecto

Los ingresos del proyecto fueron obtenidos a partir del producto de la produccién de
petréleo generada para cada proyecto, y el precio barril de petroleo para ese
momento. Como dicha evaluacion fue realizada en un periodo ya transcurrido (2008-
2016), la tendencia de los precios del barril (Expansion, 2019) mostradas en la Figura
4.110, pueden ser estudiados, y mediante un promedio, generar el precio del mismo,

el cual fue el de referencia para este estudio.

Evolucion del Precio petréleo West Texas Intermediate 2019

®Precio$ @Precio €
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Figura 4.110 Tendencia de los precios del barril de petréleo desde el afio 2008 al afio 2016

A partir del analisis de la Figura 4.110, se tomo en cuenta el precio del barril de
petréleo con el indicador WTI, esto debido a estudios previos de simulacion

realizados en la zona de estudio, en los cuales se usé tal indicador para la realizacion
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de anélisis economicos (Granadillo, 2018). Para el presente trabajo, se obtuvo un

promedio de 87,9 $, el cual se mantendra constante los primeros cuatro afios en que

sera evaluado el proyecto, para evitar las variaciones abruptas del precio durante el

transcurso de cada afio. Con base a esta informacion, y la produccion generada desde

el afio 2009 al afio 2013 (Tabla 4.22), los ingresos del proyecto pueden observarse en

la Tabla 4.23. Cabe destacar que los volumenes de petroleo que aparecen en la Tabla

4.22 se registraron hasta el afio numero 4 de actividad (2009-2013) y no hasta el afio

2016, ya que este coincide con el horizonte econdmico que se selecciond para la

evaluacion econdémica de los tres casos en estudio, por tal motivo los Np acumulado

totales de la Tabla 4.22 no coinciden y son menores que los Np acumulados totales de

la Tabla 4.20

Tabla 4.22 VVolumen de petréleo producido para cada uno de los casos en estudio

Afo Np caso inyeccion | Np caso inyeccion | Np inyeccion de
de agua (bbl) de surfactantes 1 surfactantes 2
(bbl) (bbl)

0 - - -

1 14.240.434 14.434.732 14.536.316

2 7.928.922 8.574.905 8.746.685

3 4.949.475 5.209.944 5.728.114

4 3.656.314 3.791.360 4.280.848
Total 30.775.146 32.010.941 33.291.963

Tabla 4.23 Ingresos obtenidos en cada uno de los casos en estudio

Afo Ingresos caso Ingresos caso Ingresos caso
inyeccion de agua inyeccion de inyeccion de
(MMS$) surfactantes 1 surfactantes 2
(MM$) (MM$)
0 - - o
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1 1.251,7 1.268,8 1.277,7
2 696,9 753,7 768,8
3 435,0 457,9 503.,5
4 3213 333,2 376,2
Total 2.705,1 2.813,7 2.926,3

4.7.3 Costos de la produccion

Para obtener los gastos totales del proyecto, se tomaron en cuenta para cada uno de
los casos, la cantidad de surfactantes utilizados para cada bache de solucion, el costo
de produccién por barril de petréleo, el costo de tratamiento por barril de agua

inyectada y el costo anual de la planta de tratamiento de surfactantes.

En la Tabla 4.24, se muestran los parametros que fueron tomados en cuenta en el
andlisis econémico para la estimacién de los costos totales del proyecto durante el
periodo de estudio (Tabla 4.25, Tabla 4.26, Tabla 4.27, Tabla 4.28 y Tabla 4.29).

Tabla 4.24 Gastos operativos tomados en cuenta en la evaluacion econdémica de cada uno de
los proyectos en estudio

Gastos operativos Valor
Costos de petroleo producido ($/bbl) 12
Costos de tratamiento del agua inyectada 3
($/bbl)
Costo anual de operacion de la planta ($/afio) 800.000
Costo surfactantes ($/kg) 2
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Tabla 4.25 Costo generado a partir del tratamiento de los barriles de petréleo producido para
cada uno de los casos en estudio

Costo petroleo producido

ano Caso inyeccién de | Caso inyeccion de | Caso inyeccion de
agua (MMS$) surfactantes 1 surfactantes 2
(MM$) (MM$)
0 0 0 0
1 170,8 173,2 174,4
2 95,1 102,8 104,9
3 59,3 62,5 68,7
4 43,8 45,4 51,3
total 369,3 384,1 399,5

Tabla 4.26 Costo generado a partir del tratamiento de agua inyectada para cada uno de los
casos en estudio

Costo tratamiento agua inyectada

afo Caso inyeccion de | Caso inyeccion de | Caso inyeccion de
agua (MMS$) surfactantes 1 surfactantes 2
(MM$) (MM$)
0 0 0 0
1 92,9 92,9 92,9
2 75,3 75,3 75,3
3 58,7 58,7 58,7
4 55,5 55,5 55,5
total 282,5 282,5 282,5

Tabla 4.27 Costo generado a partir de la cantidad de surfactantes inyectado en cada uno de
los casos en estudio

Costo inyeccion surfactantes (baches)

afo Caso inyeccién de | Caso inyeccion de | Caso inyeccion de
agua (3) surfactantes 1 ($) | surfactantes 2 (%)
0 0 0 0
1 0 15.634.400 32.418.800
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2 0 11.504.600 22.812.000

3 0 0 19.947.400

4 0 0 0
total 0 27.139.000 75.178.200

Tabla 4.28 Costo generado a partir del mantenimiento de la planta de tratamiento para

surfactantes en cada uno de los casos en estudio

Costo mantenimiento de la planta de tratamiento para surfactantes

ano Caso inyeccién de | Caso inyeccion de | Caso inyeccion de
agua (3) surfactantes 1 ($) | surfactantes 2 ($)
0 0 0 0
1 0 800.000 800.000
2 0 800.000 800.000
3 0 0 800.000
4 0 0 0
total 0 1.600.000 2.400.000

Tabla 4.29 Costo total generado en cada uno de los proyectos en estudio

Costo total
Afo Caso inyeccién de | Caso inyeccion de | Caso inyeccién de
agua (MMS$) surfactantes 1 surfactantes 2
(MM$) (MM$)
0 5 28,9 49,1
1 263,7 282,5 300,5
2 170,5 190,5 203,9
3 118,1 121,2 148,2
4 99,4 101,0 106,9
Costo total 656,8 724,3 808,7

4.8 Resultados

Con la inversion inicial, los ingresos y costos del proyecto, se calcularon los flujos de
fondos, VPN, TIR y Pay Back del proyecto, para un horizonte econémico de 4 afos,

con tasas de descuento anual de 20 %, para alguno de ellos (Tabla 4.31), en conjunto
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con las ecuaciones 2.9, 2.10 y 2.11, descritas en el capitulo Il. La Tabla 4.30 muestra

los flujos de fondos del proyecto.

Tabla 4.30 Flujo de caja anual para cada proyecto en estudio

Flujo de caja anual para cada proyecto
Afio Caso inyeccion Caso inyeccidn Caso inyeccién
de agua (MM$) | de surfactantes 1 | de surfactantes 2
(MM$) (MM$)
0 -5 -28,9 -49,1
1 987,9 986,2 977,1
2 526,4 563,1 564,8
3 316,9 336,7 355,2
4 2219 232,1 269,3
total 2.048,2 2.089,3 2.117,5

Tabla 4.31 VPN, TIR y Pay Back de cada uno de los proyectos en estudio

Estimacion de VPN, TIR y Pay Back
Parametro | Caso inyeccion de | Caso inyeccion de | Caso inyeccion de
agua surfactantes 1 surfactantes 2
VPN 1.474 MM$ 1.491 MM$ 1.492 MM$
TIR 19.712% 3.368% 1.947%
Pay back Antes de 1 afio Antes de 1 afio Antes de 1 afio

4.9 Analisis de los resultados obtenidos

Luego de haber observado los resultados presentados en la Tabla 4.30, se procedi6 a
representar tal informacion de manera grafica en la Figura 4.111; En esta puede
observarse los flujos de caja de cada proyecto, en los cuales a medida que transcurre
el tiempo de estudio, el caso de inyeccion de surfactantes 2 comienza a generar
progresivamente mayores flujos de caja positivos para la empresa en comparacion a

los otros dos proyectos presentados previamente.
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Figura 4.111 Grafico de los flujos de caja generados por los proyectos de inyeccion de agua
e inyeccion de surfactantes 1y 2

Ademas, al comparar el VPN, TIR y Pay Back de cada proyecto, se observa que para
el caso de inyeccion de surfactantes 2, existe un mayor VPN en comparacién a los
otros dos casos, sin embargo, el TIR, muestra un mejor resultado para el caso de
inyeccion de agua debido a que la inversion realizada por la empresa en este caso fue
menor que los otros dos presentados. Cabe destacar, que en cuanto al Pay Back, los
resultados fueron relativamente similares, ya que la recuperacion para cada uno de

ellos, es generado en periodo menor a un afo.
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CONCLUSIONES

El mecanismo de empuje que predomina en el campo Volve del Mar del
Norte presenta caracteristicas relacionadas a un mecanismo de empuje
hidraulico, empuje por gas en solucién y empuje por capa de gas secundario.
El estudio de las propiedades de la roca y los fluidos presentaron
caracteristicas recomendables dentro del criterio de disefio para una inyeccion
de surfactantes, como, por ejemplo, la gravedad API, la viscosidad, la
permeabilidad, etc., a excepcidn de la temperatura, la cual al momento de
realizar las corridas en el simulador STARS, se observé que degradaba la
solucion de surfactantes a medida que aumentaba el tiempo de permanencia
de esta dentro de la zona en estudio.

La herramienta de simulacion STARS genera informacion importante a la
hora de evaluar un proyecto de recuperacion quimica, como por ejemplo el
cambio generado en la tension interfacial debido al uso de surfactantes dentro
de la zona en estudio, o la concentracién de surfactantes que se ha utilizado.
La herramienta de simulacion IMEX, al utilizar un algoritmo similar de
interpolacion para el cambio de las permeabilidades relativas, puede ser
utilizado para estimar el comportamiento de un proyecto de recuperacién
terciaria, en caso de surgir un problema y no pueda ser utilizado el simulador
STARS en el mallado suministrado por la empresa.

Al comparar los tres casos en estudio (caso base, inyeccion de agua e
inyeccidn de surfactantes), el que presentdé una mejor efectividad fue el caso
de inyeccién de surfactantes, generando una recuperacién de petréleo de 64
MMbbl (Factor de recobro de 56,92%) aproximadamente; es decir, 3,5
MMbbl méas en comparacién al caso de inyeccion de agua propuesto
originalmente por la empresa.

El caso de inyeccion de surfactantes 1, o caso de inyeccién de surfactantes
optimizado, presentd resultados favorables en cuanto a la evaluacion de

algunos indices financieros, obteniendose un VPN de 1491 MM$, una TIR de
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3368 % y un Pay Back < 1 afio, lo cual se traduce en un proyecto
econdémicamente rentable.

La optimizacion del caso de inyeccion de surfactantes present6 resultados
favorables, en cuanto a la produccion de petroleo generada, ademéas de una
reduccion de costos, en comparacion al caso de inyeccion de surfactantes
donde fueron usados los pozos inyectores F5 y F4, lo cual permitié que dicho
caso, fuera méas rentable que este dltimo.

El caso de inyeccion de surfactantes 1, o caso de inyeccién de surfactantes
optimizado, fue seleccionado, ya que en comparacioén al caso de inyeccién de
surfactantes 2, el cual obtuvo el mayor VPN, fue relativamente similar. Cabe
agregar que el TIR del caso optimizado no fue el mejor, sin embargo, fue
seleccionado como el mejor caso, ya que reducia costos en comparacion al
caso de inyeccion de surfactantes 2, lo cual, para un proyecto de altos costos,

es siempre favorable.
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RECOMENDACIONES

El estudio del mecanismo de empuje para cualquier proyecto de explotacion
dentro de un campo debe ser evaluado para analizar si este puede afectar las
propuestas de la compafiia o ser aprovechado en un futuro para aumentar la
produccion del campo mediante técnicas de recuperacién secundaria o
terciaria.

Previo a un estudio de inyeccion de surfactantes se recomienda consultar
diferentes criterios de disefio, con el objetivo de verificar si las propiedades
del yacimiento se encuentran en el rango especificado. De esta manera, puede
analizarse si este tipo de inyecciones presenta indicios favorables como
método de recuperacion terciario.

La conversion de cualquier mallado de simulacion (de IMEX a STARS, por
ejemplo) debe ser tomada en cuenta en cualquier proyecto que presente este
tipo de actividades en su cronograma, ya que es tiempo que debe ser invertido
en caso de que el modelo en estudio se encuentre generado en un software
distinto al que se desea utilizar para la evaluacion.

La inyeccion de surfactantes es un método de recuperacion terciaria, que debe
ser estudiado por los futuros ingenieros que desean entrar en la industria, ya
que los desafios que se presentaran en un futuro, como la produccion de
petr6leo se caracterizaran por tener una mayor dificultad, y los cuales
necesitaran de mecanismos de recuperacion terciaria y nuevas tecnologias,
para poder ser explotados.

Para el estudio del comportamiento de soluciones quimicas, la prueba en
nucleos debe ser una parte importante de la evaluacion, ya que a partir de este
se podra determinar si el comportamiento de estas soluciones puede ser

favorables, o no, para la recuperacion de petréleo en la zona en estudio.
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ANEXO A

Tabla A-1. Datos PVT del agua, registrados en el modelo de simulacion del campo
Volve.

Datos PVT del agua

RefPres Bw Cw Vw Pozos

psi bbl/stb 1/psi Cp
3893,25 1,03382 2,16E-06 0,38509 #1SR19,F-12,F-14
3893,25 1,03382 2,16E-06 0,38509 #2 SR19,F-12,F-14
3556,85 1,03741 2,21E-06 0,37089 #3-19A
3556,85 1,03741 2,21E-06 0,37089 #4-19A
3556,85 1,03741 2,21E-06 0,37089 #5-19A
3893,25 1,03382 2,16E-06 0,38509 #6-19A
3556,85 1,03741 2,21E-06 0,37089 #7-19A
3893,25 1,03382 2,16E-06 0,38509 #8 SR19,F-12,F-14
3556,85 1,03741 2,21E-06 0,37089 #9-19A
3893,25 1,03382 2,16E-06 0,38509 #10SR19,F-12,F-14
3556,85 1,03741 2,21E-06 0,37089 #11-19A
3893,25 1,03382 2,16E-06 0,38509 #12 SR19,F-12,F-14
3556,85 1,03741 2,21E-06 0,37089 #13-19A
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ANEXO B

Cddigo agregado al archivo .DAT

RPT 1

INTCOMP *POLYCONC

KRINTRP 1

INTCOMP_VAL 0.0

SWT

Sw Krw Krow
0 0 1

0.15 0 1
7

0.17 0.000356 0.886130987590188
3

0.19 0.0014241 0.776430754761905

0.20 0.0032041 0.677875523073593
7

0.22 0.0056962 0.594715644761905
3

0.24 0.0089004 0.515321231832612

0.25 0.0128165 0.444642765310245
7

0.27 0.0174447 0.385521375151515
3

0.29 0.0227849 0.329676198484848

0.30 0.0288372 0.280499075367965
7

0.32 0.0356015 0.237374156681097
4

0.34 0.0430778 0.201823198528138

0.35 0.0512661 0.168826457113997
7

0.37 0.0601665 0.140293991313131
4

0.39 0.0697789 0.117090458268398

0.40 0.0801033 0.0959123238672439
4

0.42 0.0911398 0.0779155893073593
4

0.44 0.1028883 0.0635276321356421

0.45 0.1153488 0.0506702136796537
7
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0.47 0.1285213 0.0399838803751804
019 0.1424059 0.0316265696103896
0.50 0.1570025 0.0243605517171717
0.752 0.1723111 0.0184953559595959
0.‘;4 0.1883318 0.0138180073593074
0.:;5 0.2050645 0.0103113737229437
0.757 0.2225092 0.00741884142857143
0.19 0.240666 0.00521466292929293
0.:(L50 0.2595348 0.00365110506493507
0.22 0.2791156 0.0024323426984127
0.?54 0.2994084 0.00156362634920635
0.::35 0.3204133 0.00099764585858585
0.27 0.3421302 0.0005863(?539682539
0.?59 0.3645591 0.00032373?670995671
0.:;0 0.3877001 0.00016523}825396825
0.2;2 0.4115531 8.064454544545454E-05
0.‘;4 0.4361181 3.27802886002886E-05
0.]%5 0.4613951 1.10398268398268E-05
O.%? 0.4873842 3.10295815295814E-06
0.;130 0.5414984 5.54379210779593E-08
0.%2 0.5696236 0
0.;135 0.633201931818182 0

0.9 | 0.755467954545455 0

1 1 0
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SGT

Sg Krg Krog
0 0 1
0.02 0.0004 1
0.04 0.0016 1
0.06 0.0036 1
0.08 0.0064 1
0.1 0.01 1
0.12 0.0144 1
0.14 0.0196 1
0.157 0.0247 1
0.16 0.0256 0.979410509090909
0.174325 | 0.0304705 0.88109569
0.18 0.0324 0.845943528023088
0.19165 @ 0.036827 0.77378094
0.2 0.04 0.727226323492063
0.208975 | 0.0437695 0.67718708
0.22 0.0484 0.622016210909091
0.2263 | 0.051298 0.59049
0.24 0.0576 0.529141629321789
0.243625 | 0.0594125 0.51290894
0.26 0.0676 0.447500025642136
0.26095 @ 0.068113 0.44370531
0.278275 | 0.0774685 0.38218157
0.28 0.0784 0.376755006753247
0.2956 | 0.087448 0.32768
0.3 0.09 0.315464520634921
0.312925 | 0.0980135 0.27958155
0.32 0.1024 0.262316973694084
0.33025 | 0.109165 0.23730469
0.34 0.1156 0.216481897792208
0.347575 | 0.1209025 0.20030419
0.36 0.1296 0.177186740606061
0.3649 | 0.133226 0.16807
0.38 0.1444 0.143714802539683
0.382225 | 0.1461355 0.14012604
0.39955 | 0.159649 0.11602906
0.4 0.16 0.115492394285714
0.416875 | 0.1738375 0.09536743
0.42 0.1764 0.0921914866378066
0.4342 | 0.188612 0.07776

203




0.44 0.1936 0.0727701286002886
0.451525 | 0.2039725 0.06285491
0.46 0.2116 0.0567272428571428
0.46885 | 0.219919 0.05032844
0.48 0.2304 0.0436064927561328
0.486175 | 0.2364515 0.0398838
0.5 0.25 0.032994202020202
0.5035 0.25357 0.03125
0.52 0.2704 0.0245172857142857
0.520825 | 0.2712745 0.02418065
0.53815 | 0.289639 0.01845281
0.54 0.2916 0.0179629983405483
0.555475 | 0.3086225 0.01386579
0.56 0.3136 0.0129187943434343
0.5728 | 0.328192 0.01024
0.58 0.3364 0.00906629402597403
0.590125 | 0.3483475 0.00741577
0.6 0.36 0.00618256062049063
0.60745 | 0.369089 0.00525219
0.62 0.3844 0.00407413435786436
0.624775 | 0.3904165 0.00362591
0.64 0.4096 0.00257495878787879
0.6421 0.41233 0.00243
0.659425 | 0.4348525 0.00157276
0.66 0.4356 0.0015529726984127
0.67675 | 0.458045 0.00097656
0.68 0.4624 | 0.000901540808080806
0.694075 | 0.4818235 0.00057665
0.7 0.49 0.000488877922077923
0.7114 | 0.5061818 0.00032
0.72 0.5184 | 0.000242627301587302
0.728725 | 0.5311385 0.00016413
0.74 0.5476 | 0.000106736507936508
0.74605 | 0.556675 7.594E-05
0.76 0.5776 3.9368051948052E-05
0.763375 | 0.5827975 3.052E-05
0.78 0.6084 | 1.08290909090908E-05
0.7807 | 0.609506 1E-05
0.798025 | 0.6368795 2.37E-06
0.8 0.64 2.19512030798845E-06
0.82 0.6724 | 4.24186717998076E-07
0.824 0.67904 7E-08
0.832675 | 0.6934405 1E-08

204




0.84 0.7056 5.7720057720058E-09
0.85 0.7226 0
0.86 0.7396 0
0.88 0.7744 0
0.9 0.81 0
0.92 0.8464 0
0.94 0.8836 0
0.96 0.9216 0
0.98 0.9604 0
1 1 0
KRINTRP 2
INTCOMP_VAL 2
SWT
Sw Krw Krow
0 0 1
0.157 0 1
0.173 0.000356 0.886130987590188
0.19 0.0014241 0.776430754761905
0.207 0.0032041 0.677875523073593
0.223 0.0056962 0.594715644761905
0.24 0.0089004 0.515321231832612
0.257 0.0128165 0.444642765310245
0.273 0.0174447 0.385521375151515
0.29 0.0227849 0.329676198484848
0.307 0.0288372 0.280499075367965
0.324 0.0356015 0.237374156681097
0.34 0.0430778 0.201823198528138
0.357 0.0512661 0.168826457113997
0.374 0.0601665 0.140293991313131
0.39 0.0697789 0.117090458268398
0.407 0.0801033 0.0959123238672439
0.424 0.0911398 0.0779155893073593
0.44 0.1028883 0.0635276321356421
0.457 0.1153488 0.0506702136796537
0.474 0.1285213 0.0399838803751804
0.49 0.1424059 0.0316265696103896
0.507 0.1570025 0.0243605517171717
0.524 0.1723111 0.0184953559595959
0.541 0.1883318 0.0138180073593074
0.557 0.2050645 0.0103113737229437
0.574 0.2225092 0.00741884142857143

205




0.591 0.240666 0.00521466292929293
0.607 0.2595348 0.00365110506493507
0.624 0.2791156 0.0024323426984127
0.641 0.2994084 0.00156362634920635
0.657 0.3204133 0.000997645858585859
0.674 0.3421302 0.000586305396825395
0.691 0.3645591 0.000323736709956711
0.708 0.3877001 0.000165238253968254
0.724 0.4115531 8.06445454545454E-05
0.741 0.4361181 3.27802886002886E-05
0.758 0.4613951 1.10398268398268E-05
0.774 0.4873842 3.10295815295814E-06
0.808 0.5414984 5.54379210779593E-08
0.824 0.5696236 0
0.85 | 0.633201931818182 0
0.9 | 0.755467954545455 0
0.999 1 0
SLT
Sl Krg Krog
0 1 0
0.02 0.9604 0
0.04 0.9216 0
0.06 0.8836 0
0.08 0.8464 0
0.1 0.81 0
0.12 0.7744 0
0.14 0.7396 0
0.15 0.7226 0
0.16 0.7056 5.7720057720058E-09
0.167325 | 0.6934405 1E-08
0.176 0.67904 7E-08
0.18 0.6724 | 4.24186717998076E-07
0.2 0.64 2.19512030798845E-06
0.201975 | 0.6368795 2.37E-06
0.2193 | 0.609506 1E-05
0.22 0.6084 | 1.08290909090908E-05
0.236625 | 0.5827975 3.052E-05
0.24 0.5776 3.9368051948052E-05
0.25395 | 0.556675 7.594E-05
0.26 0.5476 | 0.000106736507936508
0.271275 | 0.5311385 0.00016413

206




0.28 0.5184 | 0.000242627301587302
0.2886 | 0.506188 0.00032
0.3 0.49 0.000488877922077923
0.305925 | 0.4818235 0.00057665
0.32 0.4624 | 0.000901540808080806
0.32325 | 0.458045 0.00097656
0.34 0.4356 0.0015529726984127
0.340575 | 0.4348525 0.00157276
0.3579 0.41233 0.00243
0.36 0.4096 0.00257495878787879
0.375225 | 0.3904165 0.00362591
0.38 0.3844 0.00407413435786436
0.39255 | 0.369089 0.00525219
0.4 0.36 0.00618256062049063
0.409875 | 0.3483475 0.00741577
0.42 0.3364 0.00906629402597403
0.4272 | 0.328192 0.01024
0.44 0.3136 0.0129187943434343
0.444525 | 0.3086225 0.01386579
0.46 0.2916 0.0179629983405483
0.46185 | 0.289639 0.01845281
0.479175 | 0.2712745 0.02418065
0.48 0.2704 0.0245172857142857
0.4965 0.25357 0.03125
0.5 0.25 0.032994202020202
0.513825 | 0.2364515 0.0398838
0.52 0.2304 0.0436064927561328
0.53115 | 0.219919 0.05032844
0.54 0.2116 0.0567272428571428
0.548475 | 0.2039725 0.06285491
0.56 0.1936 0.0727701286002886
0.5658 | 0.188612 0.07776
0.58 0.1764 0.0921914866378066
0.583125 | 0.1738375 0.09536743
0.6 0.16 0.115492394285714
0.60045 | 0.159649 0.11602906
0.617775 | 0.1461355 0.14012604
0.62 0.1444 0.143714802539683
0.6351 | 0.133226 0.16807
0.64 0.1296 0.177186740606061
0.652425 | 0.1209025 0.20030419
0.66 0.1156 0.216481897792208
0.66975 | 0.109165 0.23730469

207




0.68 0.1024 0.262316973694084
0.687075 | 0.0980135 0.27958155
0.7 0.09 0.315464520634921
0.7044 | 0.087448 0.32768
0.72 0.0784 0.376755006753247
0.721725 | 0.0774685 0.38218157
0.73905 | 0.068113 0.44370531
0.74 0.0676 0.447500025642136
0.756375 | 0.0594125 0.51290894
0.76 0.0576 0.529141629321789
0.7737 | 0.051298 0.59049
0.78 0.0484 0.622016210909091
0.791025 | 0.0437695 0.67718708
0.8 0.04 0.727226323492063
0.80835 | 0.036827 0.77378094
0.82 0.0324 0.845943528023088
0.825675 | 0.0304705 0.88109569
0.84 0.0256 0.979410509090909
0.843 0.0247 1
0.86 0.0196 1
0.88 0.0144 1
0.9 0.01 1
0.92 0.0064 1
0.94 0.0036 1
0.96 0.0016 1
0.98 0.0004 1
1 0 1
KRINTRP 3
INTCOMP_VAL 10
SWT
Sw | Krw | Krow
0 0 1
0.157| O 1
0999 1 0
1 1 0
SLT
Sl Krg Krog
0 1 0
0.02 0.9604 0
0.04 0.9216 0

208




0.06 0.8836 0
0.08 0.8464 0
0.1 0.81 0
0.12 0.7744 0
0.14 0.7396 0
0.15 0.7226 0
0.16 0.7056 5.7720057720058E-09
0.167325 | 0.6934405 1E-08
0.176 0.67904 7E-08
0.18 0.6724 | 4.24186717998076E-07
0.2 0.64 2.19512030798845E-06
0.201975 | 0.6368795 2.37E-06
0.2193 | 0.609506 1E-05
0.22 0.6084 | 1.08290909090908E-05
0.236625 | 0.5827975 3.052E-05
0.24 0.5776 3.9368051948052E-05
0.25395 | 0.556675 7.594E-05
0.26 0.5476 | 0.000106736507936508
0.271275 | 0.5311385 0.00016413
0.28 0.5184 | 0.000242627301587302
0.2886 | 0.506188 0.00032
0.3 0.49 0.000488877922077923
0.305925 | 0.4818235 0.00057665
0.32 0.4624 | 0.000901540808080806
0.32325 | 0.458045 0.00097656
0.34 0.4356 0.0015529726984127
0.340575 | 0.4348525 0.00157276
0.3579 0.41233 0.00243
0.36 0.4096 0.00257495878787879
0.375225 | 0.3904165 0.00362591
0.38 0.3844 0.00407413435786436
0.39255 | 0.369089 0.00525219
0.4 0.36 0.00618256062049063
0.409875 | 0.3483475 0.00741577
0.42 0.3364 0.00906629402597403
0.4272 | 0.328192 0.01024
0.44 0.3136 0.0129187943434343
0.444525 | 0.3086225 0.01386579
0.46 0.2916 0.0179629983405483
0.46185 | 0.289639 0.01845281
0.479175 | 0.2712745 0.02418065
0.48 0.2704 0.0245172857142857
0.4965 0.25357 0.03125

209




0.5 0.25 0.032994202020202
0.513825 | 0.2364515 0.0398838
0.52 0.2304 0.0436064927561328
0.53115 | 0.219919 0.05032844
0.54 0.2116 0.0567272428571428
0.548475 | 0.2039725 0.06285491
0.56 0.1936 0.0727701286002886
0.5658 | 0.188612 0.07776
0.58 0.1764 0.0921914866378066
0.583125 | 0.1738375 0.09536743
0.6 0.16 0.115492394285714
0.60045 | 0.159649 0.11602906
0.617775 | 0.1461355 0.14012604
0.62 0.1444 0.143714802539683
0.6351 | 0.133226 0.16807
0.64 0.1296 0.177186740606061
0.652425 | 0.1209025 0.20030419
0.66 0.1156 0.216481897792208
0.66975 | 0.109165 0.23730469
0.68 0.1024 0.262316973694084
0.687075 | 0.0980135 0.27958155
0.7 0.09 0.315464520634921
0.7044 | 0.087448 0.32768
0.72 0.0784 0.376755006753247
0.721725 | 0.0774685 0.38218157
0.73905 | 0.068113 0.44370531
0.74 0.0676 0.447500025642136
0.756375 | 0.0594125 0.51290894
0.76 0.0576 0.529141629321789
0.7737 | 0.051298 0.59049
0.78 0.0484 0.622016210909091
0.791025 | 0.0437695 0.67718708
0.8 0.04 0.727226323492063
0.80835 | 0.036827 0.77378094
0.82 0.0324 0.845943528023088
0.825675 | 0.0304705 0.88109569
0.84 0.0256 0.979410509090909
0.843 0.0247 1
0.86 0.0196 1
0.88 0.0144 1
0.9 0.01 1
0.92 0.0064 1
0.94 0.0036 1

210




0.96 0.0016 1
0.98 0.0004 1
1 0 1
RPT 2
INTCOMP *POLYCONC
KRINTRP 1
INTCOMP_VAL 0.0
SGT
Sg Krg Krog
0 0 1
0.02 0.0004 1
0.04 0.0016 1
0.06 0.0036 1
0.08 0.0064 1
0.1 0.01 1
0.12 0.0144 1
0.14 0.0196 1
0.157 0.0247 1
0.16 0.0256 0.979410509090909
0.174325 0.0304705 0.88109569
0.18 0.0324 0.845943528023088
0.19165 0.036827 0.77378094
0.2 0.04 0.727226323492063
0.208975 0.0437695 0.67718708
0.22 0.0484 0.622016210909091
0.2263 0.051298 0.59049
0.24 0.0576 0.529141629321789
0.243625 0.0594125 0.51290894
0.26 0.0676 0.447500025642136
0.26095 0.068113 0.44370531
0.278275 0.0774685 0.38218157
0.28 0.0784 0.376755006753247
0.2956 0.087448 0.32768
0.3 0.09 0.315464520634921
0.312925 0.0980135 0.27958155
0.32 0.1024 0.262316973694084
0.33025 0.109165 0.23730469
0.34 0.1156 0.216481897792208
0.347575 0.1209025 0.20030419
0.36 0.1296 0.177186740606061
0.3649 0.133226 0.16807

211




0.38 0.1444 0.143714802539683
0.382225 0.1461355 0.14012604
0.39955 0.159649 0.11602906
0.4 0.16 0.115492394285714
0.416875 0.1738375 0.09536743
0.42 0.1764 0.0921914866378066
0.4342 0.188612 0.07776
0.44 0.1936 0.0727701286002886
0.451525 0.2039725 0.06285491
0.46 0.2116 0.0567272428571428
0.46885 0.219919 0.05032844
0.48 0.2304 0.0436064927561328
0.486175 0.2364515 0.0398838
0.5 0.25 0.032994202020202
0.5035 0.25357 0.03125
0.52 0.2704 0.0245172857142857
0.520825 0.2712745 0.02418065
0.53815 0.289639 0.01845281
0.54 0.2916 0.0179629983405483
0.555475 0.3086225 0.01386579
0.56 0.3136 0.0129187943434343
0.5728 0.328192 0.01024
0.58 0.3364 0.00906629402597403
0.590125 0.3483475 0.00741577
0.6 0.36 0.00618256062049063
0.60745 0.369089 0.00525219
0.62 0.3844 0.00407413435786436
0.624775 0.3904165 0.00362591
0.64 0.4096 0.00257495878787879
0.6421 0.41233 0.00243
0.659425 0.4348525 0.00157276
0.66 0.4356 0.0015529726984127
0.67675 0.458045 0.00097656
0.68 0.4624 0.000901540808080806
0.694075 0.4818235 0.00057665
0.7 0.49 0.000488877922077923
0.7114 0.506188 0.00032
0.72 0.5184 0.000242627301587302
0.728725 0.5311385 0.00016413
0.74 0.5476 0.000106736507936508
0.74605 0.556675 7.594E-05
0.76 0.5776 3.9368051948052E-05
0.763375 0.5827975 3.052E-05

212




0.78 0.6084 1.08290909090908E-05
0.7807 0.609506 1E-05
0.798025 0.6368795 2.37E-06
0.8 0.64 2.19512030798845E-06
0.82 0.6724 4.24186717998076E-07
0.824 0.67904 7TE-08
0.832675 0.6934405 1E-08
0.84 0.7056 5.7720057720058E-09
0.85 0.7226 0
0.86 0.7396 0
0.88 0.7744 0
0.9 0.81 0
0.92 0.8464 0
0.94 0.8836 0
0.96 0.9216 0
0.98 0.9604 0
1 1 0
SWT
Sw Krw Krow
0 0 1
0.157 0 1
0.173 0.0022516 0.886130987590188
0.19 0.0063686 0.776430754761905
0.207 0.0116998 0.677875523073593
0.223 0.0180131 0.594715644761905
0.24 0.025174 0.515321231832612
0.257 0.0330921 0.444642765310245
0.273 0.0417009 0.385521375151515
0.29 0.0509487 0.329676198484848
0.307 0.0607941 0.280499075367965
0.324 0.071203 0.237374156681097
0.34 0.0821461 0.201823198528138
0.357 0.0935987 0.168826457113997
0.374 0.105539 0.140293991313131
0.39 0.1179479 0.117090458268398
0.407 0.1308082 0.0959123238672439
0.424 0.1441046 0.0779155893073593
0.44 0.1578234 0.0635276321356421
0.457 0.1719518 0.0506702136796537
0.474 0.1864783 0.0399838803751804
0.49 0.2013924 0.0316265696103896

213




0.507 0.216684 0.0243605517171717
0.524 0.2323443 0.0184953559595959
0.541 0.2483646 0.0138180073593074
0.557 0.2647371 0.0103113737229437
0.574 0.2814544 0.00741884142857143
0.591 0.2985094 0.00521466292929293
0.607 0.3158956 0.00365110506493507
0.624 0.3336069 0.0024323426984127
0.641 0.3516373 0.00156362634920635
0.657 0.3699814 0.000997645858585859
0.674 0.3886338 0.000586305396825395
0.691 0.4075895 0.000323736709956711
0.708 0.4268437 0.000165238253968254
0.724 0.446392 8.06445454545454E-05
0.741 0.4662298 3.27802886002886E-05
0.758 0.4863532 1.10398268398268E-05
0.774 0.506758 3.10295815295814E-06
0.808 0.5483968 5.54379210779593E-08
0.824 0.5696236 0

0.85 | 0.633201931818182 0

0.9 | 0.755467954545455 0

1 1 0

KRINTRP 2
INTCOMP_VAL 2
SWT

Sw Krw Krow

0 0 1

0.157 0 1
0.173 0.000356 0.886130987590188
0.19 0.0014241 0.776430754761905
0.207 0.0032041 0.677875523073593
0.223 0.0056962 0.594715644761905
0.24 0.0089004 0.515321231832612
0.257 0.0128165 0.444642765310245
0.273 0.0174447 0.385521375151515
0.29 0.0227849 0.329676198484848
0.307 0.0288372 0.280499075367965
0.324 0.0356015 0.237374156681097
0.34 0.0430778 0.201823198528138
0.357 0.0512661 0.168826457113997
0.374 0.0601665 0.140293991313131

214




0.39 0.0697789 0.117090458268398
0.407 0.0801033 0.0959123238672439
0.424 0.0911398 0.0779155893073593

0.44 0.1028883 0.0635276321356421
0.457 0.1153488 0.0506702136796537
0.474 0.1285213 0.0399838803751804

0.49 0.1424059 0.0316265696103896
0.507 0.1570025 0.0243605517171717
0.524 0.1723111 0.0184953559595959
0.541 0.1883318 0.0138180073593074
0.557 0.2050645 0.0103113737229437
0.574 0.2225092 0.00741884142857143
0.591 0.240666 0.00521466292929293
0.607 0.2595348 0.00365110506493507
0.624 0.2791156 0.0024323426984127
0.641 0.2994084 0.00156362634920635
0.657 0.3204133 0.000997645858585859
0.674 0.3421302 0.000586305396825395
0.691 0.3645591 0.000323736709956711
0.708 0.3877001 0.000165238253968254
0.724 0.4115531 8.06445454545454E-05
0.741 0.4361181 3.27802886002886E-05
0.758 0.4613951 1.10398268398268E-05
0.774 0.4873842 3.10295815295814E-06
0.808 0.5414984 5.54379210779593E-08
0.824 0.5696236 0

0.85 | 0.633201931818182 0

0.9 | 0.755467954545455 0
0.999 1 0
SLT

Sl Krg Krog

0 1 0
0.02 0.9604 0
0.04 0.9216 0
0.06 0.8836 0
0.08 0.8464 0
0.1 0.81 0
0.12 0.7744 0
0.14 0.7396 0
0.15 0.7226 0
0.16 0.7056 5.7720057720058E-09

215




0.167325 | 0.6934405 1E-08
0.176 0.67904 7E-08
0.18 0.6724 | 4.24186717998076E-07
0.2 0.64 2.19512030798845E-06
0.201975 | 0.6368795 2.37E-06
0.2193 | 0.609506 1E-05
0.22 0.6084 | 1.08290909090908E-05
0.236625 | 0.5827975 3.052E-05
0.24 0.5776 3.9368051948052E-05
0.25395 | 0.556675 7.594E-05
0.26 0.5476 | 0.000106736507936508
0.271275 | 0.5311385 0.00016413
0.28 0.5184 | 0.000242627301587302
0.2886 | 0.506188 0.00032
0.3 0.49 0.000488877922077923
0.305925 | 0.4818235 0.00057665
0.32 0.4624 | 0.000901540808080806
0.32325 | 0.458045 0.00097656
0.34 0.4356 0.0015529726984127
0.340575 | 0.4348525 0.00157276
0.3579 0.41233 0.00243
0.36 0.4096 0.00257495878787879
0.375225 | 0.3904165 0.00362591
0.38 0.3844 0.00407413435786436
0.39255 | 0.369089 0.00525219
0.4 0.36 0.00618256062049063
0.409875 | 0.3483475 0.00741577
0.42 0.3364 0.00906629402597403
0.4272 | 0.328192 0.01024
0.44 0.3136 0.0129187943434343
0.444525 | 0.3086225 0.01386579
0.46 0.2916 0.0179629983405483
0.46185 | 0.289639 0.01845281
0.479175 | 0.2712745 0.02418065
0.48 0.2704 0.0245172857142857
0.4965 0.25357 0.03125
0.5 0.25 0.032994202020202
0.513825 | 0.2364515 0.0398838
0.52 0.2304 0.0436064927561328
0.53115 | 0.219919 0.05032844
0.54 0.2116 0.0567272428571428
0.548475 | 0.2039725 0.06285491
0.56 0.1936 0.0727701286002886

216




0.5658 | 0.188612 0.07776
0.58 0.1764 0.0921914866378066
0.583125 | 0.1738375 0.09536743
0.6 0.16 0.115492394285714
0.60045 | 0.159649 0.11602906
0.617775 | 0.1461355 0.14012604
0.62 0.1444 0.143714802539683
0.6351 | 0.133226 0.16807
0.64 0.1296 0.177186740606061
0.652425 | 0.1209025 0.20030419
0.66 0.1156 0.216481897792208
0.66975 | 0.109165 0.23730469
0.68 0.1024 0.262316973694084
0.687075 | 0.0980135 0.27958155
0.7 0.09 0.315464520634921
0.7044 | 0.087448 0.32768
0.72 0.0784 0.376755006753247
0.721725 | 0.0774685 0.38218157
0.73905 | 0.068113 0.44370531
0.74 0.0676 0.447500025642136
0.756375 | 0.0594125 0.51290894
0.76 0.0576 0.529141629321789
0.7737 | 0.051298 0.59049
0.78 0.0484 0.622016210909091
0.791025 | 0.0437695 0.67718708
0.8 0.04 0.727226323492063
0.80835 | 0.036827 0.77378094
0.82 0.0324 0.845943528023088
0.825675 | 0.0304705 0.88109569
0.84 0.0256 0.979410509090909
0.843 0.0247 1
0.86 0.0196 1
0.88 0.0144 1
0.9 0.01 1
0.92 0.0064 1
0.94 0.0036 1
0.96 0.0016 1
0.98 0.0004 1
1 0 1
KRINTRP 3

INTCOMP_VAL 10

217




SWT

Sw | Krw | Krow
0 0 1
0157 | O 1
0999 1 0
1 1 0
SLT
Sl Krg Krog
0 1 0
0.02 0.9604 0
0.04 0.9216 0
0.06 0.8836 0
0.08 0.8464 0
0.1 0.81 0
0.12 0.7744 0
0.14 0.7396 0
0.15 0.7226 0
0.16 0.7056 5.7720057720058E-09
0.167325 | 0.6934405 1E-08
0.176 0.67904 7E-08
0.18 0.6724 | 4.24186717998076E-07
0.2 0.64 2.19512030798845E-06
0.201975 | 0.6368795 2.37E-06
0.2193 | 0.609506 1E-05
0.22 0.6084 | 1.08290909090908E-05
0.236625 | 0.5827975 3.052E-05
0.24 0.5776 3.9368051948052E-05
0.25395 | 0.556675 7.594E-05
0.26 0.5476 | 0.000106736507936508
0.271275 | 0.5311385 0.00016413
0.28 0.5184 | 0.000242627301587302
0.2886 | 0.506188 0.00032
0.3 0.49 0.000488877922077923
0.305925 | 0.4818235 0.00057665
0.32 0.4624 | 0.000901540808080806
0.32325 | 0.458045 0.00097656
0.34 0.4356 0.0015529726984127
0.340575 | 0.4348525 0.00157276
0.3579 0.41233 0.00243
0.36 0.4096 0.00257495878787879

218




0.375225 | 0.3904165 0.00362591
0.38 0.3844 0.00407413435786436
0.39255 | 0.369089 0.00525219
0.4 0.36 0.00618256062049063
0.409875 | 0.3483475 0.00741577
0.42 0.3364 0.00906629402597403
0.4272 | 0.328192 0.01024
0.44 0.3136 0.0129187943434343
0.444525 | 0.3086225 0.01386579
0.46 0.2916 0.0179629983405483
0.46185 | 0.289639 0.01845281
0.479175 | 0.2712745 0.02418065
0.48 0.2704 0.0245172857142857
0.4965 0.25357 0.03125
0.5 0.25 0.032994202020202
0.513825 | 0.2364515 0.0398838
0.52 0.2304 0.0436064927561328
0.53115 | 0.219919 0.05032844
0.54 0.2116 0.0567272428571428
0.548475 | 0.2039725 0.06285491
0.56 0.1936 0.0727701286002886
0.5658 | 0.188612 0.07776
0.58 0.1764 0.0921914866378066
0.583125 | 0.1738375 0.09536743
0.6 0.16 0.115492394285714
0.60045 | 0.159649 0.11602906
0.617775 | 0.1461355 0.14012604
0.62 0.1444 0.143714802539683
0.6351 | 0.133226 0.16807
0.64 0.1296 0.177186740606061
0.652425 | 0.1209025 0.20030419
0.66 0.1156 0.216481897792208
0.66975 | 0.109165 0.23730469
0.68 0.1024 0.262316973694084
0.687075 | 0.0980135 0.27958155
0.7 0.09 0.315464520634921
0.7044 | 0.087448 0.32768
0.72 0.0784 0.376755006753247
0.721725 | 0.0774685 0.38218157
0.73905 | 0.068113 0.44370531
0.74 0.0676 0.447500025642136
0.756375 | 0.0594125 0.51290894
0.76 0.0576 0.529141629321789

219




0.7737 | 0.051298 0.59049
0.78 0.0484 0.622016210909091
0.791025 | 0.0437695 0.67718708
0.8 0.04 0.727226323492063
0.80835 | 0.036827 0.77378094
0.82 0.0324 0.845943528023088
0.825675 | 0.0304705 0.88109569
0.84 0.0256 0.979410509090909
0.843 0.0247 1
0.86 0.0196 1
0.88 0.0144 1
0.9 0.01 1
0.92 0.0064 1
0.94 0.0036 1
0.96 0.0016 1
0.98 0.0004 1
1 0 1

220




