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RESUMEN

Los objetivos principales de este Trabajo Especial de Grado son
conocer la influencia del fendmeno de histéresis en la simulacion
numérica del proceso de inyeccion alternada de agua y gas, definido
como proceso AGA y estudiar, desde el punto de vista de simulacién
numérica, la existencia de una analogia entre inyectar en forma
simultdnea agua y gas con una relacion 1:1, vs. la inyeccion AGA.
Adicionalmente, se hace una revision de los modelos de histéresis
disponibles en el simulador ECLIPSE® 7100 y se profundiza en el
entendimiento de la simulacién del proceso AGA, estableciendo una
comparacion con los procesos de inyeccion de agua y de gas inmiscible y
realizando sensibilidades con el tamafio del tapon y la relacion
volumétrica entre los tapones de gas y agua.

Este trabajo tiene un enfoque conceptual, sin embargo para su
desarrollo se tomaron algunas propiedades genéricas del Campo El
Furrial en el Norte de Monagas

Los resultados de este trabajo muestran que es dificil seleccionar el
mejor modelo y opciones de histéresis para simular un proceso AGA.
Ninguno de los tres modelos disponibles converge a la misma respuesta
en lo que se refiere a recobro y tiempos de irrupcién El fenémeno de
histéresis representa en general un incremento (23% promedio)
apreciable del tiempo de computacion. EI modelo WAGHYSTR para el
caso estudiado en este trabajo present6 gran inestabilidad numeérica.
Existen importantes diferencias entre simular el proceso con y sin
histéresis. Para el caso estudiado, la simulaciébn de la inyeccion
simultdnea para una relacion de 1:1 da resultados dentro del rango de los
obtenidos con el modelo de histéresis, pero con una reduccion de un 92%
en el tiempo de computacion. Se observa un incremento en el recobro del
proceso AGA sobre los procesos de inyeccion de agua y gas inmiscible.
Con el empleo del modelo WAGHYSTR no se observaron fuertes efectos
del tamafio de los tapones de agua y gas o de la relacion entre ellos al
simular el proceso AGA.

Palabras Claves: Inyeccion AGA, Histéresis, Inyeccion Simultanea,
Furrial
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CAPITULO | INTRODUCCION
INTRODUCCION

El proceso de inyeccion alternada de agua y gas, AGA, es uno de
los procesos de recuperacion de crudo liviano y mediano que ha sido
utilizado con gran éxito a nivel mundial. En Venezuela esta visto como
uno de los métodos con mayores posibilidades de aplicacién a escala

comercial en el Norte de Monagas, especialmente en el Campo El Furrial.

Debido al creciente interés asociado con este proceso, una extensa
variedad de trabajos de investigacion, a nivel de laboratorio, simulacion
numeérica y campo, ha sido realizada con el fin de entender el proceso y
poder predecir sus resultados. Sin embargo, pareciera que todavia nos

encontramos al principio de un largo camino.

El proceso AGA fue originalmente propuesto como un método para
mejorar la eficiencia de barrido del proceso de inyeccion continua de gas,
usando el agua para controlar la movilidad del gas y estabilizar el frente
de desplazamiento de crudo. El proceso consiste en inyectar un volumen
determinado de agua o gas, denominado tapdn y este es seguido por la
inyeccion de otro tapon (de igual o diferente volumen) de la otra fase. La
inyeccion de un tapon de cada fluido constituye un ciclo y este proceso se
repite varios ciclos dentro de la historia productiva del yacimiento hasta

gue el proceso se torna econémicamente ineficiente.

Dentro del medio poroso la inyeccion AGA genera un
comportamiento complejo de predecir, dada la variacibn en las
saturaciones de los fluidos inyectados (agua o gas), las cuales
incrementan o disminuyen alternadamente en cada ciclo, lo que determina
la presencia del fenébmeno de histéresis para las fases agua y gas e
involucra un sistema de permeabilidades relativas y presiones capilares
donde en el frente de desplazamiento se deben considerar el movimiento

de las tres fases petrdleo, gas y agua.
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Dentro de la simulacion numérica del proceso AGA, existen expertos

como el Dr. Mike Todd, (asesor de la simulacion AGA en el Campo El
Furrial) que recomienda simular la inyeccion simultdnea de agua y gas
para representar el proceso AGA con histéresis. En su opinion los
resultados de ambas simulaciones son comparables, con la ventaja
considerable de que la inyeccién simultdnea consume un menor tiempo
de computacion que la simulacion del proceso AGA tomando en cuenta
en fenomeno de histéresis. Hasta el momento, no se ha encontrado
ningun trabajo de simulacion publicado que discuta tal afirmacion y es por
ello que investigar al respecto constituye uno de los objetivos principales

de este trabajo.

Por otro lado, existen a la disposicion del profesional que simula
numéricamente un yacimiento, una gran gama de modelos y opciones
dentro de los modelos para simular el fendmeno de histéresis,
dependiendo de la informacion petrofisica experimental disponible (curvas
de drenaje e imbibicién para las permeabilidades relativas y la presion
capilar) y del conocimiento cierto de cual es la fase mojante. Es por ello,
que en lo concerniente al simulador ECLIPSE®100, (disponible en la
UCV) se considerdé como parte de este trabajo realizar un analisis de los

diferentes modelos y opciones de simulacion para el proceso AGA.

Adicionalmente, con la finalidad de profundizar el conocimiento
sobre el proceso AGA inmiscible, en la uUltima parte del trabajo se realiza
una comparacion entre los procesos de inyeccion continua de agua y gas
en conjunto con el proceso AGA, y ademas se realiza un estudio de
sensibilidad entre los tamafos de los tapones de gas y agua inyectados y

la relacién volumétrica entre ellos para un proceso AGA.

Aln cuando este estudio se enmarca dentro de la simulacion
numeérica conceptual, se decidid utilizar algunas caracteristicas generales

y operacionales del Campo EI Furrial, para generar el modelo de
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yacimiento utilizado para desarrollar este trabajo. Dicho modelo se disef6

lo suficientemente simple para facilitar la compresion de los resultados y

para poder realizar las corridas en un tiempo relativamente corto.

Este trabajo esta dividido en seis capitulos, el primero es
representado por esta introduccién, el segundo contempla un resumen de
algunos conceptos fundamentales necesarios para facilitar la
comprension de este trabajo y adicionalmente se presenta todo lo
referente al proceso AGA, en el capitulo Il se hace una compilacion de la
revision bibliografica relacionada con el fenomeno de histéresis, donde se
discuten algunos de los modelos mas importantes para representar dicho
fendmeno. En el capitulo IV se presenta la metodologia desarrollada para
cumplir los objetivos perseguidos en este trabajo y se hace una
explicacion detallada del modelo de simulacién desarrollado. En el
capitulo V se presenta una discusion detallada de los resultados
obtenidos. Finalmente, en el capitulo VI se presentan las conclusiones y
recomendaciones de este trabajo. Para finalizar este trabajo se anexa

una seccion donde se presenta la nomenclatura utilizada.
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MARCO TEORICO

En este capitulo se presentan los resultados de la revision
bibliografica referente a los conceptos basicos necesarios para soportar la
teoria de histéresis que se discutira en el préximo capitulo. Asi mismo se
describen aspectos relacionados con los procesos de inyeccion alternada
(AGA) y simulthnea de agua y gas. Finalmente, se presentan las
caracteristicas mas importantes del Campo El Furrial, el cual es utilizado
como referencia para el desarrollo del modelo de simulacion y para los
criterios de operacién impuestos a las corridas y discutidos en el Capitulo
V.

2.1 Conceptos Bésicos

El proyecto de investigacién planteado en este trabajo necesita
hacer uso de algunas definiciones basicas relacionadas con los
fundamentos del flujo de fluidos en el medio poroso. Es por ello que en
esta seccion se hace una revision breve de conceptos tales como tensién

interfacial, humectabilidad, presion capilar y permeabilidad relativa.

2.1.1 Tension Superficial e Interfacial

T

Fetrilen Agua
Ty T

Superficia da |a Roca

Fig. 2.1 Tensién Interfacial Sistema
petréleo/agua/roca ®
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Cuando fluidos inmiscibles se ponen en contacto con una superficie

sélida, se genera una diferencia de fuerzas entre las fases a lo largo de
las interfases, que se denomina tension interfacial o tensién superficial, la
cual es definida como una fuerza por unidad de longitud, cominmente
expresada en unidades de dinas/cm. Valores tipicos de tension interfacial

estan en el orden de 20 - 30 dinas/cm.

La ecuacion de Young-Dupre @, relaciona el balance de fuerzas
interfaciales entre un sélido y dos fluidos inmiscibles puestos en contacto,
para el caso de un sistema petréleo-agua-roca, dicha expresion tiene la

siguiente forma:

o0F — oWr = cOW™* C0S O, e.c2.1

donde,

0 or = Fuerza por unidad de longitud en la interfase crudo/roca o
tension interfacial entre el crudo y la superficie del sélido,

dinas/cm.

o wr = Fuerza por unidad de longitud en la interfase agua/roca o
tension interfacial entre el agua y la superficie del soélido,

dinas/cm.

o ow = Fuerza por unidad de longitud en la interfase petréleo/agua

o tension interfacial entre el agua y petroleo, dinas/cm.

6. = Angulo de contacto en al interfase crudo-agua-superficie

sélida, puede variar entre 0 y 180°.



CAPITULO Il MARCO TEORICO

En la ecuacion 2.1 el término de la izquierda O or — O wr

representa la fuerza de adhesion a la superficie de la roca. En la Fig. 2.1
se observa en la direccion de las fuerzas de tension interfacial y el angulo

de contacto para un sistema petréleo-agua-roca.
La tension interfacial entre dos fluidos miscibles es igual a cero.

La tension interfacial tiene importancia fundamental en el flujo
de fluidos en el medio poroso y en el recobro microscopico o eficiencia de
desplazamiento de los procesos de inyeccidn de agua y gas. Su efecto
se observa en forma directa en la humectabilidad y en la presion capilar.

2.1.2 Humectabilidad

También conocida como mojabilidad del medio poroso, es la
preferencia de un fluido a adherirse a una superficie sélida, en presencia
de otro fluido inmiscible. Aplicando este término a la ingenieria de
yacimiento, la superficie soOlida es la roca del yacimiento y los fluidos
estan representados por el petrdleo, el agua o el gas. La humectabilidad
depende de la composicién quimica de ambos fluidos y de la roca, la cual
puede ser alterada por efectos quimicos (inyecciébn de compuestos
tensoactivos, acidos, etc.) y por efectos térmicos (inyeccion de vapor entre

otros).

La fase que presenta la mayor tension de adhesion (tension
interfacial fluido/roca) con la roca del yacimiento, se denomina fase
mojante, mientras que la que presenta menor tension, se denomina fase

no mojante.
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2]
gc -

Sistema mojado par agua Sisterns mojado par petrilen

Fig. 2.2 Mojabilidad de un Sistema de agua/petréleo/sélido @

En general, la fase mojante tiende a ocupar en forma natural los
poros mas pequefios del medio poroso, por lo tanto la humectabilidad
influye, sobre la localizacién relativa de los fluidos dentro del medio
poroso y en consecuencia controlara se habilidad para fluir.

La mojabilidad depende de las fuerzas de tension interfacial y del
angulo de contacto entre el fluido mojante y el sélido, en presencia del

fluido no mojante.
En sistemas petréleo-agua-roca se tienen los siguientes rangos,

e 0<90° se considera que la roca es preferencialmente mojada

por agua.

e 0 > 90° se considera que la roca es preferencialmente mojada

por petréleo.

e 0. =90° la roca tendra una mojabilidad intermedia.
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La Fig. 2.2 presenta esquematizado los casos de humectabilidad al

agua y al crudo.

La forma de medir experimentalmente la humectabilidad de la roca
se escapa del alcance de este trabajo, detalles sobre el mismo estan

referenciados en la literatura *?
La fase gas siempre se considera fase no mojante.
2.1.3 Presion Capilar

La presion capilar, pc, en un medio poroso se define como la
diferencia de presion existente en la interfase que separa dos fluidos
inmiscibles, cuando uno de ellos moja la superficie de la roca en
preferencia del otro. Puede observarse como en esta definicion se pone

de manifiesto el efecto de la humectabilidad de la roca sobre la p¢.

La presion sera siempre mayor del lado de la interfase donde se
encuentre el fluido no mojante. Por definicion la presion capilar se

expresa como:
Pc = Pnw— Pw e.c2.2
donde,

Pc = Presion capilar
Pnw = Presion capilar de la fase no mojante.

Pw = Presion capilar de la fase mojante.
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La presion capilar viene expresada en unidades de fuerza por

unidad de area. En unidades de campo se habla de libras por pulgadas

cuadradas, Ipc (o en psi en inglés).

En el medio poroso, es posible definir los canales capilares como
orificios mas o menos circulares de radio promedio r.. La presion
necesaria para que un fluido que no moja la roca penetre por este orificio

se puede estimar de esta ecuacion:

9.519*10" 5. *Ccosé
Pc = " 2 = e.c2.3
C

donde,

pc = Presion capilar o diferencia de presion en la interfase de dos

fluidos inmiscibles, dentro de un canal de didmetro capilar, psi.
O wo = Tension interfacial entre el agua y el crudo, dinas/cm.
r. = Radio del canal capilar, pie.

La distribucion de fluidos en un yacimiento depende fuertemente de
la presion capilar. Pruebas de laboratorio , no discutidas en este
capitulo, son realizadas para establecer la dependencia de la p., obtenida
a través de muestras de nucleo, con el espesor o altura del yacimiento a
fin de estimar la zona de transicidon o el contacto agua-petréleo para un
yacimiento determinado. La Fig. 2.3 muestra el perfil vertical de
saturacién de agua, Sy, en un yacimiento, obtenido a partir de datos de p.

vs. Sy medidos en nucleos.

La pc ayuda a determinar la saturacion de agua irreducible o
connata de un yacimiento. La interpretacion de la curva da cierta

indicacién de la homogeneidad de roca considerada.
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Altura Promax= 0.4335(p. — pu)AR

Ah

o Saturacion de agua 100

Fig. 2.3. Curva de Presion Capilar

En el capitulo Il se discute en detalle el fenémeno de histéresis y

su efecto sobre la pe.
2.1.4 Permeabilidad

La permeabilidad es una propiedad del medio poroso que se define
como la facultad que la roca posee para permitir que los fluidos se
muevan a través de la red de poros interconectados. La permeabilidad
viene expresada en unidades de Darcy.

La relacion entre la tasa de flujo y la caida de presion en un medio
poroso viene expresada por la ley de Darcy, la cual en coordenadas
lineales y para un fluido, por ejemplo agua, saturando 100% el medio

pOroso viene expresada como,

_k*A_ dp
w = 1 aL ec24

10
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donde,

qw = tasa de agua, bn/d
k = Permeabilidad absoluta de la roca, darcy
A = Area del medio poroso transversal al flujo, m?

4 = Viscosidad del agua a las condiciones del medio poroso, cp

o] . ., . . .
Pp Caida de presion por unidad de longitud en el medio poroso
En el flujo multifasico de fluidos en el medio poroso, se puede
aplicar la Ley de Darcy independientemente a cada una de las fases, para
lo cual se emplea el concepto de permeabilidad efectiva para cada una de
las fases consideradas. En el caso de agua y petréleo, se obtienen las

siguientes relaciones:

ko* A, dp,
== .c 2.
q i oL e.c25
k, *A_ dp,
=" .C2.6
Yoy dl =

donde,

go = tasa de crudo, bn/d

qw =tasa de agua, bn/d

k, = Permeabilidad efectiva de la roca al crudo, darcy
k.= Permeabilidad efectiva de la roca al agua, darcy

Mo = Viscosidad del crudo a las condiciones del medio poroso, cp

11
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puw= Viscosidad del agua a las condiciones del medio poroso, cp

Permeabilidad relativa

Es resultado de una relacion entre la permeabilidad efectiva y la

permeabilidad absoluta del medio poroso, a una saturacion dada

_ kefectiva

=— e.c2.7
kabsoluta

La permeabilidad relativa de la roca se encuentra afectada por la
mojabilidad, si la roca es mojable a un fluido en especifico la
permeabilidad relativa de este es menor con respecto a los otros fluidos
que se mueven en el medio poroso. Las reglas empiricas de Craig®,
presentadas en la Tabla 2.1, ayudan a determinar la mojabilidad de la

roca para un sistema agua/crudo utilizando los datos de kyw Y Kro.

Tabla 2.1. Reglas Empiricas de Craig )

Condicién Mojados por Agua Mojados por
Petroleo
Saturacion Generalmente mayor Generalmente menos
Irreducible de Agua del 20% a 25% del 15%, usualmente

menos del 10%

Saturacion de Agua Mas de 50% de Menos de 50% de
alacual ko y kw SON saturacion de agua saturacion de agua
iguales
k., a la Saturacion de Menos de 0.3 Mas de 0.5,
Crudo Residual aproximadamente a 1

12
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Curvas de Permeabilidad Bifasicas

Las permeabilidades relativas se determinan por lo general para
sistemas bifasicos agua/petroleo y gas/petréleo a condiciones de
saturacién de agua original o irreducible, representandose graficamente
por un par de curvas de permeabilidad relativa para las fases mojante y
no mojante vs la saturacion de la fase mojante, es decir, curvas de ko Yy
kw vs Sw, y la otra kr Y krg VS saturacion de petréleo o saturacion de

liquido S;, siendo §;= S, + Sue.

Saturacion de crudo

L Mo = oo =9 oim 1.0

Saturacion de agua

Fig. 2.4. Curvas de Permeabilidad Relativa Bifasica ©

Como se puede observar en la figura las curvas de permeabilidad
relativa dependen de la historia de saturacion, o en otras palabras
dependen de si la fase mojante se va incrementando en el medio poroso,
proceso conocido como imbibicidon, o si va disminuyendo, proceso
conocido como drenaje. El hecho de que se tiene una curva diferente para
cada proceso se conoce como el fendmeno de histéresis. Este punto sera

discutido en mayor detalle en el siguiente capitulo.

13
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Curvas de Permeabilidad Trifasica

El flujo trifasico en un yacimiento ocurre cuando las tres fases
(agua, petroleo y gas) se mueven en forma simultanea y la saturacién de
agua es mas alta que la saturaciéon de agua irreducible ®. Un ejemplo de
ello es el desarrollo de yacimientos que se encuentran bajo métodos de

recobro como la inyeccion alternada de agua y gas, AGA.

Debido a la complejidad, al alto costo y tiempo que implica la
obtencién de datos experimentales de permeabilidades relativas trifsicas,
se han desarrollado algoritmos que generan valores de permeabilidad
trifasica a partir de informacion experimental para sistemas bifasicos, los
cuales han sido incorporados a los simuladores numéricos de

yacimientos®.

Entre los modelos desarrollados para estimar las permeabilidades
relativas para sistemas trifasicos, a partir de la informacion para sistemas
bifasicos, los desarrollados por Stone y conocidos como Stone | y Stone

[1® son los mas cominmente utilizados en los simuladores de yacimiento.
Modelos de k, Trifasicos

Para calcular la permeabilidad del petrdleo en presencia de las
fases de gas y agua se necesita escoger un modelo de tres fases.

Entre los modelos mas utilizados para estos célculos se tienen:
e Modelo de Stone I? (1970)
e Modelo de Stone II1® (1973)
e Modelo de Cheshire ®, el cual es el tomado por ECLIPSE® @,

Stone @ presentd una correlacion probabilistica para calcular k,, en
un sistema de tres fases, basadndose en datos empiricos de permeabilidad

14
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relativa para sistemas de dos fases, (agua/petroleo y gas/petréleo). El

modelo aplica tanto para sistemas mojados por agua como para sistemas
mojados por petroleo. En las Figs. 2.5y 2.6 se muestran como lucen las
curvas de permeabilidad relativa bifasicas en funcién de la mojabilidad del

medio.

1 1
kl’O
Krw
0 0

O So 1_ SOI’ 1
Fig. 2.5. Efecto de la Mojabilidad sobre la Permeabilidad Relativa.

Sistema Mojado por Agua ©

15
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0 so 1- Sor 1

Fig. 2.6. Efectos de la Mojabilidad sobre la Permeabilidad Relativa.

Sistema Mojado por Petréleo ©

Modelos de Stone

Los modelos de Stone (1970, 1973) son los que mas se utilizan en
la industria petrolera para la estimacion de la permeabilidad relativa
trifasicas, y se conocen como Modelo de Stone | y Modelo de Stone Il. En
ellos Stone asume que el medio poroso estd mojado por agua y las
permeabilidades relativas de esta fase y las del gas son funciones que
dependen de sus propias saturaciones. ©

Los modelos de Stone toman en cuenta, tanto como sea posible,
los efectos de la histéresis, segun el uso apropiado de los datos bifasicos.
En el caso de que se considere un yacimiento mojado por agua, en el cual
la saturacion de petréleo esta disminuyendo y las del gas y el agua estan
aumentando, deben utilizarse datos de permeabilidad relativa bifasica de

imbibicion para el sistema agua-petréleo y de drenaje para los sistemas

16
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gas-petréleo. Sin embargo los modelos de Stone (1970,1973) no pueden

reproducir fielmente los efectos de histéresis asociados por oscilaciones

en las historias de saturaciones.

Basandose en la distribuciéon descrita en la teoria de canales de
flujo, Stone (1970,1973) asume que la distribucibn microscépica en un

flujo bifasico y en uno trifasico es la misma.

Para explicar como se fundamentan estas suposiciones, es
necesario describir detalladamente la manera en que Stone (1970, 1973)
considera que los fluidos se encuentran distribuidos en el medio poroso.

En un medio poroso mojado por agua, esta por ser la fase mojante
se encuentra principalmente en los poros mas pequefios de la roca, y a
pesar de que estén presentes otros fluidos como el petréleo y/o el gas.
Por lo tanto Stone asume que la permeabilidad relativa es solo funcién de

Su propia saturacion, es decir:
krw= f (SW) e.c?2.8

La fase que no moja la roca esta representada por el gas y ocupa
los poros de mayor tamafio. Nuevamente Stone asume que la kg es

Gnicamente funcidn de su propia saturacion, por lo tanto:
krg = f(Sg) e.c2.9

En un flujo trifasico, el petréleo se considera la fase que posee
mojabilidad intermedia, localizandose en los poros de tamafio intermedio,
por ende permeabilidad relativa del petréleo (k;,) varia de forma mas
compleja, ya que depende tanto de la saturacibn de agua como de la
saturacién de gas. Los modelos empiricos predicen la permeabilidad
relativa del petréleo como una funcion de la permeabilidad relativa de

petréleo en presencia de agua (kow) Yy la permeabilidad relativa del

17
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petréleo en presencia del gas (k:og), Usualmente a la saturacion de agua

irreducible.

El Modelo de Stone | utiliza la siguiente ecuacion para predecir la

permeabilidad trifasica del petréleo :

ko(S,:S,)=S"* B, * B, e.c 2.10.
donde,
S = S =S (para So > Som) e.c2.11
1- ch - Som
k s
B, =—2% (Datos bifasicos) e.c2.12
1-S'w
S'w= 5w =S (para Sw > Swc) e.c2.13
1- ch - Som
kro ez -
p, = —=— (Datos bifasicos) e.c 2.14
1-S'y
\ S
Sg=— %+ — e.c 2.15
1- ch - Som

Los parametros Syc Y Som corresponden a la saturacion de agua
connata y al valor minimo de la saturacion de petréleo residual en un

sistema trifasico, respectivamente.

Los valores de Bw By se obtienen a partir de los datos de
permeabilidad relativa experimentales bifasicos (agua/petréleo y
petréleo/gas) y representan una compensacion de la disminucion de la

permeabilidad relativa del petrdleo debido a la presencia del agua y el gas

18
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™ lo que permite representar el bloqueo que el agua y el gas producen

durante el movimiento de petrdleo a través del medio poroso.
2.2 Proceso de Inyeccion Alternada de Agua y Gas, AGA

La inyeccion alternada de tapones de agua y gas, AGA, (ver Fig.
2.7) es un método de recuperacion de petréleo utilizado para mejorar la
eficiencia de barrido de los fluidos inyectados (agua y gas), logrando
incrementar los recobros respecto a los procesos de inyeccién continua.
Generalmente, es aplicado en esquemas de mantenimiento de la presiéon

del yacimiento.

Pozo Productor FPozo Inyector

Fig. 2.7. Desplazamiento de los tapones de fluido en el Proceso AGA

Como se observa en la Fig. 2.7 la inyeccion AGA sigue un patron
ciclico conformado por la inyeccion alternada de volimenes o tapones de
agua o gas. Un ciclo es definido como la inyeccion de un tapén de cada
fluido. El tamafio y duracion de los ciclos se disefia con la ayuda de
simuladores numéricos acoplados a modelos economicos Yy
posteriormente se van ajustando en campo segun la respuesta del

yacimiento.

Basicamente el método logra disminuir la movilidad del gas y del

agua, haciendo que una fase interfiera con la otra, logrando reducir sus
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respectivas saturaciones y por ende sus respectivas permeabilidades

relativas.

Adicionalmente, el método tiene cierto efecto sobre el perfil vertical
de saturaciones, ya que, el crudo que se desplaza hacia arriba durante el
periodo de inyeccion de agua, sea movilizado por el gas durante el
periodo de inyeccion de gas y viceversa el crudo que es movilizado hacia
abajo durante el periodo de inyeccion de gas, sea desplazado por el agua
durante el periodo de inyeccién de agua, logrando, con el pasar de los
ciclos de inyeccién, que la eficiencia vertical de barrido también se vea
mejorada para el proceso AGA, respecto a las correspondientes de los

procesos de inyeccién continua.
2.2.1 Proceso AGA

La inyeccion AGA se ha utilizado como un método de recuperacion
de petroleo con la finalidad de mejorar la eficiencia de barrido durante la
inyeccion de gas, principalmente usando el agua para controlar la
movilidad del desplazamiento y estabilizar el frente. El primer estudio
reportado de AGA fue en la década de los 50, aproximadamente en 1957
en Canada. Actualmente el proceso AGA también puede utilizarse para el
mantenimiento de la presion del yacimiento, optimizar, mejorar y obtener

el maximo recobro de petréleo posible.

El recobro de petréleo a través de la inyeccion alternada de agua y
gas esté influenciado por el tipo de roca, la estrategia de inyeccién, gas
miscible o inmiscible, la inclinacién del yacimiento y el espaciamiento

entre los pozos.

Los procesos AGA pueden ser agrupados en muchos modos. Lo
mas comun es distinguir entre un desplazamiento miscible de uno

inmiscible como una primera clasificacion.
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AGA miscible: La mayoria de los proyectos miscibles revisados

son represurizados con la finalidad de elevar la presion del yacimiento por
encima de la presibn minima de miscibilidad (PMM) para el sistema

gas/crudo a las condiciones del yacimiento.

En este proceso se inyectan tapones de agua y gas
alternadamente, en una relacion agua/gas determinada de manera que el
tapdn de agua no alcance al banco de fluido miscible (gas) donde esta
ocurriendo el principal desplazamiento. La inyeccion alternada de agua y
gas combina las ventajas de un desplazamiento miscible con las de la

inyeccion de agua.

AGA inmiscible: Ocurre cuando la presion del yacimiento es
menor que la PMM. Este tipo de proceso ha sido aplicado con la finalidad
de mejorar la estabilidad del frente o para contactar zonas no barridas del

yacimiento.

El desplazamiento AGA puede ser optimizado si la razén de
movilidad es favorable (menor que 1). La reduccién de la razon de
movilidad puede ser lograda a través del incremento de la viscosidad del
gas o reduciendo la permeabilidad relativa de los fluidos. La reduccion de
la permeabilidad de la fase gas se puede lograr con la inyeccién alternada

de agua y gas.
2.2.2 Aplicaciones de Campo

La primera aplicacién de una inyeccion AGA fue en 1957 en el
Norte de Pembina en el campo Alberta, Canada y la ultima aplicacion
para el afio 1996 fue en Ekofisk ®®. En la literatura se han reportado 59

aplicaciones en campo de inyeccion alternada de agua y gas. %
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Tipo de Proceso"?

De las aplicaciones reportadas en la literatura diez son del tipo
AGA inmiscible y 47 del tipo AGA miscible. (Ver Fig. 2.8)

Todos los proyectos en yacimientos de rocas carbonaticas, lutitas y
dolomitas han sido con un desplazamiento del tipo miscible, excepto en

los campos Juravlecsko-Stepanovskoye y Ekofisk.

Tipo de Proceso AGA

50
45 —
40 —
35 —
30 E—
25 —
20 —
15 —
10 —

AGA Inmiscible Aga Miscible

Fig. 2.8 Aplicacion en Campo de AGA miscibley AGA

Tipos de Gases Inyectados®

Los gases usados en el proceso AGA se clasifican en dos
categorias:

L COZ
. Hidrocarburo

De las aplicaciones reportadas, en 28 se ha utilizado CO, como
gas de inyeccion y en 24 se han inyectado gases hidrocarburos como el
gas natural seco (Ver Fig. 2.9).
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Ultimamente a consecuencia del incremento en importancia

comercial que estéa teniendo el gas natural, se ha comenzado a estudiar el
N, como sustituto de éste gas y en este sentido se han iniciado los

estudios de los procesos AGA con Ns.

Tipos de Gases Inyectados

29
28
27
26
25
24
23
22

CO2 Hidrocarburo

Fig. 2.9 Aplicacion en Campo del Proceso AGA segun el tipo de gas

inyectado
Tipos de Yacimientos

De las 59 aplicaciones en campo que han sido reportadas hasta el
afio 1998, 33 se han realizado en yacimientos donde el tipo de roca
principal es arenisca, lo que representa el 59% de las aplicaciones, 12 de
estas aplicaciones se llevaron a cabo en yacimientos donde la roca
principal es dolomita (21%), en yacimientos de caliza se han realizado
seis aplicaciones (11%) y cinco en yacimientos carbonaticos (9%). (Ver
Fig. 2.10)

Pareciera notarse una cierta tendencia a la aplicacién del proceso
en yacimientos mas homogéneos como los de areniscas, donde se puede

ejercer un mejor control de la trayectoria de los fluidos inyectados.
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Generalmente los yacimientos de carbonatos son asociados a la

inyeccion AGA con COg,, buscando utilizar el efecto de disolucion de
carbonatos que ejerce el CO, en conjunto con el agua y que puede

ayudar a mejorar la inyectividad del proceso.

Tipos de Yacimientos

35
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25
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15
10

0 L
Arenisca Dolomita Carbonatica Caliza

Fig. 2.10 Aplicacién en Campo del Proceso AGA segun el tipo de

Yacimiento

2.2.3 Problemas Operacionales

Los problemas operacionales mas comunes reportados en

procesos AGA son los siguientes ™

e Irrupcién temprana del gas en los pozos de produccion

producto de la canalizacion.
e Reduccidén de la inyectividad.
e Corrosion.

e Formacién de escamas.
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e Formacién de asfaltenos e hidratos.
2.2.4 Factores que afectan el Proceso AGA
e Segregacion Gravitacional

El recobro de petroleo mediante la inyeccibn AGA se ve
frecuentemente afectado por la segregacién gravitacional, lo cual provoca
que el gas inyectado suba hacia el tope de la formacién, mientras que el
agua migra hacia el fondo. Esta segregacion es consecuencia de la
diferencia de densidades entre las fases inyectadas al yacimiento y de la

relacion k./k, o comunicacion vertical del yacimiento. *

Para que ocurra la segregacion de las fases, se requiere que las
fases penetren una cierta distancia dentro del yacimiento, para que la
velocidad de los fluidos disminuya y las fuerzas gravitacionales se hagan
sentir, por lo tanto, habra una regién alrededor del pozo donde el barrido
vertical sera bueno ya que fluyen en conjunto el gas y el agua permitiendo
recuperar la mayor cantidad de petréleo. A medida que los fluidos
penetran en la formacién, la gravedad produce una separacion de las
fases inyectadas, originando una zona en el tope del yacimiento en la que
sélo el gas es movil en presencia de una pequefa saturacion de agua

movil y otra zona al fondo en la cual sélo el agua puede moverse. ™

La saturacion de petroleo remanente luego de un desplazamiento
por gas es menor que la obtenida por agua. Esto es consecuencia de que
al ser el gas una fase no mojante, trata de invadir los poros mas grandes
en los cuales se localiza el petroleo residual, mientras que el agua al ser
la fase mojante quedara atrapada en los poros mas pequefios, por lo
tanto, el desplazamiento microscopico en la zona de segregacion del gas
sera mayor. Se ha determinado que en la seccién vertical transversal el
agua ocupa una mayor porcion que el gas, por lo tanto, luego de la

segregacion gravitacional, se dejard una mayor cantidad de petrdleo
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remanente en el yacimiento, correspondiente al barrido ineficiente de

agua. ¥

La segregacion gravitacional se considera como un efecto
desfavorable en la inyeccion AGA, ya que disminuye la eficiencia de
barrido del petréleo por la separacion de las fases desplazantes,
permitiendo un aumento de la movilidad de las fases inyectadas al
yacimiento, originando una irrupcién temprana en los pozos productores.
Sin embargo la segregacion gravitacional puede beneficiar en algunos
casos, ya que el gas puede barrer zonas no contactadas por el agua y
viceversa, lo cual permite disminuir el valor de la saturacion residual de

petréleo a ambas fases.

El comportamiento ideal para la inyeccion AGA se encuentra
en la zona en la cual fluyen el agua y el gas en conjunto, y que al
encontrarse el gas en forma dispersa en el agua, controla su alta
movilidad y realiza un mejor desplazamiento de petréleo remanente en el

yacimiento.
e Relaciéon Volumétrica entre Tapones Aguay Gas

La determinacion de este factor depende del tipo de inyeccion, ya

sea simultanea o alternada y se define como: ¥
Inyeccion Alternada de agua y gas

RelacionAGA = M e.c2.16

VTGl
donde;:

VTAI: Volumen del tapon de agua inyectado a condiciones de

yacimiento.
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VTGI: Volumen del tapon de gas inyectado a condiciones de

yacimiento.

e Efectos en los cambios de Permeabilidad Relativa Agua-

Gas

En un proceso de inyeccion AGA ocurren cambios ciclicos en las
saturaciones de las fases presentes en el yacimiento debido al proceso
alternado de inyecciéon. Durante la inyeccion de la fase mojante, las fases
no mojantes se ven atrapadas en los poros. A medida que aumenta el
volumen de esta fase atrapada la capacidad de movimiento de las fases
inyectadas es reducido. Por estas razones, el comportamiento de las
curvas de permeabilidad a lo largo del proceso se ve afectado por el
fenémeno de la histéresis, producida por el cambio en la historia de
saturacion. Una prediccion realista del comportamiento del yacimiento
amerita una correcta descripcion del movimiento de las tres fases y sus

posibles efectos. *
e Inyectividad Agua-Gas

La eficiencia de barrido y el control del perfil de desplazamiento de
la inyeccidon AGA, estan relacionados con la inyeccion de tapones de
agua y gas. La inyeccion AGA reduce la penetracion de agua en los
estratos de alta permeabilidad. El gas inyectado, siendo una fase no
mojante, penetra en los poros de mayor tamafio y debido a la presencia
de las tres fases, la permeabilidad del agua se reduce en el siguiente
ciclo, como consecuencia de la presencia del gas atrapado en el centro
de los poros mas grandes evitando la penetracion del agua a través de
ellos, y asi impidiendo su movimiento a través de la red de poros
interconectados ™. La reduccién en la movilidad de ambos fluidos puede
ser tal que se vea afectada la inyectividad de los mismos en el yacimiento.
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Como se dijo anteriormente la pérdida de inyectividad es uno de los

problemas operacionales mas frecuentes de los procesos AGA, en
yacimientos de poca permeabilidad, por lo que la realizacion de una
prueba piloto para verificar esta posibilidad, es uno de los requisitos que
se debe cumplir en la etapa de disefio del proceso.

2.3 Inyeccion Simultanea de Agua y Gas (SAGA) como Método de
Recuperacion de Petréleo

Aln cuando el objetivo de emplear la inyeccion simultanea en este
trabajo se enmarca dentro de la investigacion de la simulacion numérica
conceptual y busca establecer la posibilidad de utilizar la simulacion de la
inyeccion simultanea como una primera aproximacion de la simulacion de
los procesos AGA con histéresis, se considerd importante conocer acerca
del proceso de inyeccion simultanea de agua y gas (SAGA) como método

de recuperacion mejorada y su impacto a nivel mundial.

En esta seccibn se presenta un resumen sobre la revision
bibliografica realizada en lo referente a la inyeccion SAGA, la cual es un
proceso de recuperacion mejorada con muy pocas aplicaciones de

campo.

De la revision efectuada se obtuvo que entre 1990 y 1999 fueron
reportados s6lo los siguientes cuatro proyectos pilotos a nivel mundial de
inyecciéon SAGA, el mas reciente realizado en el Mar del Norte™ fue

considerado exitoso.
e Campo Joffre Viking (Alberta, Canada, 1990) “®,
e Campo Rangely (Colorado, USA, 1993) @,
e Campo Kuparuk River (Alaska, USA, 1994) ®23,

e Campo Siri (Mar del Norte, 1999) 9,
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En teoria la inyeccibn SAGA deberia tener ventajas sobre la

inyeccion AGA en cuanto a un mejor control de la movilidad de ambas
fases en el yacimiento. En efecto, las simulaciones de yacimientos
realizadas para soportar el proyecto piloto del Campo Rangely ©V
mostraron que la inyeccion simultanea de agua y gas ofrece un mejor
control de movilidad del gas que la inyeccion AGA inmiscible, resultando

un barrido mas eficiente.

Sin embargo, los efectos gravitacionales que actlan desde la
superficie, en el pozo y finalmente dentro de la formacién a pocos metros
del pozo inyector, hacen que las fases agua y gas se separen
obteniéndose un desplazamiento segregado, mas parecido a una
inyeccion continua de agua por la parte baja de la estructura,
simultaneamente con la inyeccién continua de gas por la parte alta de la
estructura. Este mecanismo pudiera aportar ciertos beneficios para
algunos yacimientos especificos y representa un campo abierto a la

investigacion.
Consideraciones Operacionales

Segun lo reportado en la literatura, pareciera que el nuevo impulso
en investigar la inyeccidn simultanea tiene mas que ver con ventajas
operacionales que técnicas. Los yacimientos (costa afuera) del Mar del
Norte, presentan la disyuntiva sobre que hacer con el gas y en algunos
casos, como el reportado en el Campo Siri’? la alternativa mas
econdémica y con menor riesgo operacional es la reinyeccion al yacimiento

en conjunto con el agua.

El costo del sistema de superficie para llevar acabo un proceso
AGA puede ser comparado con los de un proceso SAGA™. La inyeccion
simultdnea puede ser lograda con un minimo numero de pozos y sin
incrementar sustancialmente la inversion en equipos de superficie.

Aunque es necesario instalar medidores adicionales de flujo, distintos
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tipos de valvulas y sistemas de mezclado para ambas fases, entre

otros.®

Desde el punto de vista operacional es importante disponer de una
alta tasa de inyeccion para mantener la mezcla de agua y gas lo mas
homogénea posible en el proceso SAGA, evitando su segregacion. Dos
factores importantes que afectan la tasa de inyeccion son: la presion de
inyeccion y el indice de inyectividad de la formacion. Los reportes
experimentales y de campo sefalan problemas de inyectividad en

especial cuando se incrementa el contenido de gas en la mezcla ™.

Ventajas y Desventajas que ofrece la Inyeccion Simultanea de Aguay

Gas

Segun la poca informacién compilada hasta la fecha sobre el
proceso de inyeccion SAGA, algunas de las ventajas y desventajas de su
aplicacion como método de recuperacion mejorada se resumen de la

siguiente manera:
Ventajas:
e Incremento de la produccion de petréleo. ?V

e Mejor control de la movilidad del gas, resultando un barrido mas

eficiente. ®

e Mayor estabilidad en la produccion del gas y en la relacion gas-
petréleo. ¢

e Al realizarse la mezcla de agua y gas en el hoyo, se aumenta el
peso de la columna respecto a la inyeccién de gas, necesitando
menor presion de superficie para el gas, lo que reduce los costos

de compresion del gas. @
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Desventajas:

Problemas de Corrosibn que incrementan los costos de los

equipos.

e Separacion de las fases inyectadas debido a las diferencias de

densidades. ®®

e Problemas de inyectividad y riesgo de formacion de hidratos.

e Poca experiencia en la aplicacién del proceso. Las experiencias de

campo encontradas son para pruebas pilotos.

Dentro del alcance de este proyecto, no esta contemplado evaluar
la inyeccién simultanea como proceso de recobro, por el contrario el
interés de incluirlo en este trabajo, se enmarca en el area de la simulacion
numeérica y la necesidad de explorar si este tipo de corridas pudiese
sustituir la simulaciéon de procesos AGA con histéresis como una primera
aproximaciéon que brinde las ventajas de una simulacion simple (con datos

de las curvas de imbibicién) y en un periodo de corto tiempo.

Inyecciéon Simultanea

Relacion SAGA = M e.c2.17

TVGI

donde:

TVAI. Tasa volumétrica de agua inyectada a condiciones de

yacimiento.

TVGI: Tasa volumétrica de gas inyectado a condiciones de

yacimiento.
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Las relaciones AGA y SAGA deben ser tomadas en cuenta al

momento de seleccionar los esquemas de inyeccion, ya que una relacion
Optima puede mejorar la eficiencia de barrido, retardando el tiempo de
irrupcion del gas como consecuencia de la reduccion de la movilidad de
los gases inyectados. *?

2.4 Campo El Furrial

El Campo EIl Furrial, localizado al Norte del Estado Monagas
contiene dos de los yacimientos mas importantes de Venezuela. Entre los
métodos de recobro planificados para ser aplicados en dicho campo con
el fin de incrementar su productividad esta la aplicacion del proceso
AGA™), es por ello que en este estudio se hace una revision de las
caracteristicas mas importantes del campo, a fin de utilizarlas en lo
posible en el desarrollo del modelo de simulacién y en los criterios de
inyeccion y produccion aplicados en el disefio del caso base.

El campo El Furrial ocupa un area de aproximadamente 13
kilbmetros de largo y 7 kilometros de ancho, con un POES originalmente
estimado en 7.5 billones de barriles ™.

Este campo produce de dos formaciones importantes identificadas
como Formacion Naricual (POES: 6.9 billones de bn) y Formacién
Cretaceo (POES: 0.617 billones de bn) el espesor de los dos yacimientos
es de 2100 pies. Este campo presenta una de las mayores reservas de
petréleo mediano del area, la columna de hidrocarburos esta constituida
por un crudo de naturaleza asfalténica, que presenta una gravedad API
de 26°.

Los yacimientos son del tipo volumétrico altamente subsaturados,
sin capa de gas, el acuifero se encuentra inhibido por la presencia de una
capa de bitumen. Los yacimientos se encuentran entre 14000 pies y

17000 pies, en El Furrial las estructuras son de tipo anticlinal, con una

32



CAPITULO Il MARCO TEORICO

estratigrafia que presenta influencia marina, depositados en un ambiente

fluvial a marino somero. ®®

Las caracteristicas genéricas mas importantes del Campo el Furrial

son:
e Alta temperatura (273 — 300°F) y presion inicial (11020 Ipc)
e Contenido de asfaltenos (4 — 12% peso)
e Gran extension vertical del yacimiento
e Gradiente geotérmico 1.43 °F/100 pies

El plan de explotacién de este campo esta esencialmente dividido
en tres etapas. En el afio 1986 se inicio una etapa de agotamiento natural
que termin6 en Noviembre de 1992. La segunda etapa se inici6 en 1993
con un proyecto de inyeccion de agua, en los flancos, para la formacion
Naricual y en el afio 1997 en la Formacion Cretaceo. La etapa de recobro
mejorado se inici6 en 1998 con la inyeccibn de gas miscible en la
Formacion Naricual, pero como no existe suficiente gas disponible para
sostener ese proyecto, se estudio la posibilidad de un proceso de
inyeccion AGA en ambas formaciones. En el 2001 se inicio el primer ciclo

de agua en la Formacion Cretaceo. ¥

En el apéndice |, se dan mas detalles en cuanto a su estructura

geoldgica, litologia, estratigrafia y propiedades de la roca y los fluidos.
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EL FENOMENO DE HISTERESIS

En este capitulo se discuten aspectos fundamentales como lo
son: la histéresis, las causas que produce este fenémeno, efecto que
tiene sobre la produccién de los yacimientos y los modelos que existen en
simulacién para este fendmeno, de ahi su importancia para predecir el

comportamiento real de un yacimiento.

3.1 Histéresis

Cuando un yacimiento es preferentemente mojado a una fase en
especial y esta experimenta un cambio en la historia de saturacion desde
un proceso de drenaje hasta uno de imbibicién, esta fase mojante al
encontrarse adherida a las paredes de los poros, ocasiona el
entrampamiento de las fases no mojantes en el centro de los mismos. A

este fendmeno se le conoce como histéresis. ¢

Dependiendo de la direccion de cambio en la saturacion, el
movimiento de fluidos dentro del medio poroso se clasifica en

mecanismos de imbibicién o de drenaje.

Mecanismo de imbibicion. Tiene lugar cuando la saturacion de la

fase mojante aumenta. Por ejemplo,

e La Inyeccién de agua en un yacimiento fuertemente mojado por
agua.

e Latoma de un nucleo con un fluido de perforacion base agua en un

yacimiento mojado por agua.

Mecanismo de Drenaje. Tiene lugar cuando la saturacion de la

fase mojante disminuye. Por ejemplo,

e La expansion de crudo durante un agotamiento primario.
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e Lainyeccién de agua en un yacimiento mojado por crudo.

Experimentalmente se ha observado que propiedades petrofisicas
como la permeabilidad relativa, k;, y la presion capilar, p., dependen tanto
de la saturacion de los fluidos, como de la historia o direccién (imbibicién
o drenaje) en que las saturaciones de las fases aumentan o disminuyen

dentro del medio poroso.

Se conoce con el nombre de histéresis el fenOmeno que origina

que las curvas de drenaje y de imbibicion para k, y p. sean diferentes.

En las Figs. 3.1 y 3.2 se presentan, respectivamente, ejemplos de
curvas tipicas de imbibicion y drenaje de k. y pe, para un medio
fuertemente mojado por agua. El caso reciproco se presenta en las Figs.

3.3y 3.4 para un medio poroso fuertemente mojado por el crudo.
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Fig. 3.1 Curvas de Permeabilidad Relativa (Imbibicién y Drenaje), medio

poroso mojable al agua ®®
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El fendbmeno de histéresis ha sido bien documentado ® para
sistemas agua/crudo y, aunque menos documentado ¥, también ha sido
observado para sistemas gas/crudo. La histéresis en k, ha sido observada
® experimentalmente en los sistemas trifasicos (agua, crudo, gas), sin
embargo estos Ultimos son mucho mas complicados de medir en el

laboratorio.
3.1.1 Causas del Fenémeno de Histéresis

Aunque experimentalmente se ha observado que tanto las curvas
de p. como las de k, presentan efectos de histéresis, las causas de este
fendmeno no estan del todo definidas. Investigaciones ™® sobre el tema
sugieren que el angulo de contacto, 6., (definido en el Marco Tedrico) es
un factor importante. Aparentemente, el &; entre el medio poroso y el

fluido mojante en presencia del fluidlo no mojante es diferente si la
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saturacion de una fase va en aumento, o disminuye. Bennion et al @

llaman a este hecho histéresis del angulo de contacto.

Otros investigadores ©**'"'®¥ han observado que el entrampamiento
gradual de la fase no mojante, durante un proceso de imbibicién, en
sistemas fuertemente mojados por una fase, influye en las curvas de
imbibicion disminuyendo la permeabilidad relativa de la fase no mojante
(comparado con su respectiva curva de drenaje) hasta llegar a la
saturacion residual de la fase no mojante, Snu,. (€l subindice nw se
utilizara para denotar la fase no mojante y el subindice w para denotar a

la fase mojante).

El entrampamiento de la fase no mojante ocurre cuando ésta es
adelantada por la fase mojante durante un proceso de imbibicion,
dejandola como una fase discontinua e inmovil. A mayor saturacion de la
fase no mojante atrapada, mayor sera la reduccion de la k, de la fase no

mojante durante el proceso de imbibicion.

Al contrario, la fase mojante sufre un incremento de su k;, durante el

proceso de imbibicion, comparado con su respectiva curva de drenaje.

La rugosidad y tortuosidad ® del medio poroso representan
factores que tienen cierta influencia en el fenbmeno de histéresis, el cual
se ve incrementado en la medida en que ambos factores se incrementan

en el medio poroso.
3.1.2 Generalidades sobre la Histéresis en las Curvas de k, y pc

. En rocas fuertemente mojadas por una fase siempre se
apreciara el fenomeno de histéresis.
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. Aungue la histéresis puede afectar el comportamiento de flujo
de ambas fases, se ha observado ®** que la histéresis es mas significativa

para la fase no-mojante que para la fase mojante.

. En sistemas fuertemente mojados por una fase, la k;, tiende a
ser mayor en la direcciobn en que aumenta la saturacion de dicha fase,

que en la direcciéon en que ésta disminuye @,
3.2 Efectos de la Histéresis sobre la Produccion de Yacimientos

Los efectos de la histéresis pueden impactar la producciéon de los
yacimientos petroliferos tanto de manera favorable como desfavorable.
Bennion et al. (1996) “® presentan ejemplos para ambos casos. En
general, si la histéresis actla para reducir la movilidad del gas o la del
agua como fluidos de desplazamiento, se considera que su efecto es
positivo (siempre y cuando esta reduccion no afecte significativamente la
inyectividad de estos fluidos). Si por el contrario se observa un
entrampamiento alto de la fase petrdleo, o si el entrampamiento de la fase
desplazante afecta la movilidad del crudo hacia los pozos productores, el
efecto de la histéresis es considerado negativo. A continuacion se
presentan algunos casos donde es fundamental tomar en cuenta el efecto

de la histéresis en beneficio del proceso.
3.2.1 Control de Movilidad — Proceso AGA ©®**

Los efectos de histéresis en la permeabilidad relativa han sido
usados frecuentemente para reducir la movilidad de una fase sobre otra 'y

mejorar la eficiencia de barrido final.

Un ejemplo de esta aplicacion lo constituye el proceso de inyeccion
alternada de agua y gas, o proceso AGA, usado para reducir la movilidad
del gas inyectado y mejorar el perfil vertical del frente de desplazamiento

en yacimientos horizontales o de poca inclinacion.
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Normalmente la inyeccidbn continua de gas en yacimientos
horizontales o de poco inclinacidbn estad caracterizada por una baja
eficiencia de barrido, debido a la canalizacién del gas en los estratos de
mayor permeabilidad, lo inestable del frente de desplazamiento, debido a
una relacion desfavorable de viscosidades entre la viscosidad del crudo, y
la viscosidad del gas, lo que hace que el gas tenga una alta movilidad con
respecto al crudo y la tendencia natural del gas a segregarse hacia las
partes altas de la estructura, debido a la menor densidad del gas respecto

a la del crudo.

Para mejorar esta problemética se hace necesario reducir la
movilidad del gas y mejorar el perfil vertical de desplazamiento del mismo.
Una de las formas de atacar este problema lo constituye la inyeccion de
volimenes o tapones de gas y agua en forma alternada. En este proceso
se alterna entre curvas de imbibicion y drenaje para los sistemas
agua/crudo y gas/crudo, dependiendo del tapén de agua o de gas que se
esté inyectando. El proceso se repite en forma ciclica (se considera un
ciclo a la inyeccién de un tapon de agua y otro de gas) hasta el final del
proyecto. Para este tipo de proceso es necesario tomar en cuenta el
fendmeno de histéresis para predecir correctamente el recobro asociado a

este proceso.

La interferencia que ejerce el agua sobre el gas es utilizada para
disminuir la velocidad de migracién del gas. Es mas dificil para el gas
desplazar el agua de esta zona que redirigirse dentro de zonas de baja
permeabilidad y mayor saturacion de crudo, lo cual mejora la eficiencia de
barrido del gas, particularmente en zonas de gran espesor 0 que
contienen contrastes de permeabilidad en direccidon vertical. Debido al
fendmeno de histéresis la permeabilidad relativa del gas va disminuyendo
en la medida en que la saturacion de gas en el medio se mantiene en
valores bajos. Esto se logra cada vez que se alterna un tapon de gas con
un tapon de agua. Adicionalmente, se ha observado la tendencia del gas

a quedarse atrapado por la presencia de agua mévil en el medio. Esto
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también reduce la k, de gas, la cual tiende a disminuir con cada ciclo de

inyeccion.

Otro factor observado en laboratorio y campo es que se reduce
también la movilidad del agua, observandose cierta reduccion en la

relacion agua/petroleo en los pozos productores.

El estudio del fendbmeno de histéresis en las curvas de
permeabilidad relativa asociado a procesos AGA de recobro de petrdleo
es el objeto de esta investigacion.

3.2.2 Reduccion de la Conificacion de Agua ™®

Los efectos de la histéresis en la permeabilidad relativa son las
bases de la tecnologia de anti conificacion de agua usada en algunos
yacimientos de petroleo pesado. Debido a la relacion altamente adversa
entre la viscosidad del agua y del crudo, ocurre una rapida conificacion de
agua desde el acuifero hacia el pozo productor, generando un alto corte

de agua y una produccién marginal y antieconémica de crudo.

En tales situaciones, ha sido encontrado que la presencia de una
fase de gas movil, reduce preferentemente la permeabilidad de la fase de
agua sobre la permeabilidad del petréleo. Esto tiende a reducir el corte
de agua y mejorar la rentabilidad de los pozos por la simple inyeccion de
un tapdn de gas inerte en el pozo productor cada cierto tiempo.

3.2.3 Casos No Favorables

En la literatura “® han sido reportados casos donde dafios a la
formacion, generados por un empleo inadecuado de fluidos de
perforacién, provocan el entrampamiento de la fase petrdleo lo que
reduce considerablemente la productividad del pozo desde su etapa
inicial. En estos casos la histéresis en las curvas de k, juega un rol

desfavorable para la produccién del pozo. Durante la etapa de perforacion

41



CAPITULO Il EL FENOMENO DE HISTERESIS

los fluidos invaden la zona alrededor del pozo aumentando la saturacion
de estos fluidos, alterando la mojabilidad de la zona y desplazando dentro
de la formacién al crudo. En la etapa de produccién estos fluidos deberian
ser expulsados fuera del pozo, sin embargo, debido al fenbmeno de
histéresis, originado o complementado con el cambio de mojabilidad
creado por los fluidos de perforacion, generan un retardo en la salida de
estos fluidos, lo cual interfiere con el movimiento del crudo, reduciendo
también su permeabilidad relativa, al extremo de que en algunos casos el
petréleo queda retenido, lo que origina la necesidad de someter al pozo a
tratamiento para disminuir el dafio causado durante la perforacion.
Algunos ejemplos donde se evidencia este tipo de problema son el
empleo de lodos base agua, en sobre-balance para perforar o controlar
pozos en arenas que son fuertemente mojadas al crudo. También en el

empleo de lodos base aceite en yacimientos de gases retrégrados.

Otros casos tienen que ver con la retencién de gas en yacimientos
agotados, lo que disminuye la movilidad del petréleo. ElI origen del
problema tiene que ver con un aumento en el valor de la saturacion critica
de gas, ésta es la minima saturacién necesaria para que el gas se mueva
en el yacimiento. Este fendmeno se ha encontrado en el agotamiento de
yacimientos de crudo mediano donde la presién de yacimiento se reduce

considerablemente por debajo de la presion de burbujeo.
3.3 Aplicacion de la Histéresis en la Simulacion de Yacimientos

Como fue discutido en las secciones anteriores algunos procesos
de recobro de petréleo afectados por el fendbmeno de histéresis son;

e Intrusiéon del acuifero

e Expansion de la capa de gas

¢ Inyeccion de agua
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¢ Inyeccion de gas
e Inyeccion alternada de agua y gas (AGA)

Al hacer simulacién numérica de cualquiera de los casos donde la
histéresis juegue un papel importante se debe estar seguro de que el
simulador tome en cuenta este fendmeno en forma correcta, ya que de lo
contrario se podria incurrir en errores de recobro y tiempos de irrupcion

apreciables.
3.3.1 Curvas de Scanning

En este trabajo es de especial importancia todo lo relacionado con
el proceso AGA. Como se explic6 anteriormente, en este proceso se
alterna la inyeccion de volimenes de agua y de gas. En la simulacién
numérica del proceso es frecuente la necesidad de pasar desde un
proceso de imbibicién a otro de drenaje y/o viceversa, dependiendo del
cambio de fase (agua o gas) en la inyeccion. Este cambio puede ocurrir
en saturaciones intermedias entre los respectivos puntos finales (end

points) de las curvas de k, 0 pc.

Debido a que pueden existir infinitas posibilidades de cambio,
resulta practicamente imposible obtener en forma experimental todas las
trayectorias que permitan moverse entre las curvas de imbibicién y
drenaje (o viceversa), para puntos de saturacion intermedia,. Es por ello
que se han desarrollado algoritmos matematicos como los de Killough “®
Carlson ™ y Skauge ©, entre otros, conocidos como curvas de scanning
gue han sido incorporadas a los simuladores comerciales y que permiten
moverse de curvas de imbibicion a drenaje o viceversa. En la Fig. 3.5 se
presenta un ejemplo de curvas de scanning para k., las cuales son
graficadas dentro de la envolvente que forman las curvas de drenaje e

imbibicion.
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3.4 Modelos Desarrollados para considerar la Histéresis en la

Simulacién Numérica

3.4.1 Modelo de Land (1968) *”

Land desarroll6 un modelo semiempirico para rocas mojadas

por agua, que permite estimar la k, de la fase no mojante durante un

proceso de imbibicion, tanto para sistemas bifasicos como trifasicos.

Quizas una de las contribuciones mas importante de su trabajo es

el desarrollo de una expresién que permite estimar la saturacion atrapada

de la fase no mojante cuando el medio es sometido a un proceso de

imbibicion. Esta expresion viene dada por la siguiente ecuacion:
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donde,

Snhwi = Saturacion maxima historica de la fase no mojante
alcanzada antes del cambio del proceso desde drenaje a imbibicion,
(fraccion).

Shwr = Saturacion de la fase no mojante atrapada después de una
imbibicion completa de la fase mojante, cuando la imbibicion se inicia en

Snhwi (fraccion).

C = Constante de Land: constante para cada tipo de roca,
caracteristica del entrampamiento.

En la Fig. 3.6 se presenta en forma grafica una representacion

de estos términos para k,. La ecuacion 1 es utilizada para estimar Spyr-

Drenaje

l

krN

Imbibicién o

Curvas scanning

»
»

Shir
N Sn

Figura 3.6 Histéresis y Curva de Scanning para k, — Fase no Mojante
(18)
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Célculo de la Constante de Land

Para el calculo de esta constante es necesario contar con los datos
de imbibicién y drenaje de la fase no mojante.
1.- Se buscan valores de saturacion en las curvas de imbibicién y drenaje
que presenten la misma permeabilidad relativa. Los puntos de saturacion
gue corresponden a la curva de imbibicion se conocen como S,y Y los que
corresponden a la curva de drenaje se conocen como Spuyr.
2.- Se determina el punto S,u que es el punto maximo en la historia de

saturacion.

3.- Luego se determinan las saturaciones residuales atrapadas de la fase

no mojante, Spwi

4% S * S| *(Snwj _Snmj)m
S . —S§

S =

nwr j

(SnWj _Sanj)+ (SnWj _SnWjj)Z +

N |-

nwi nw f

e.c 3.2

4.- Posteriormente se calcula un promedio de los S, que se calcularon

con la ecuacion 3.2,

N
2. Swun
_ =

Snwrpromedio = N e.c3.3

5.- Por ultimo se determina la constante de Land con la ecuacion 3.1.

3.4.2 Modelo de Killough (1976) *®

El modelo de Killough genera curvas de scanning que permiten una
transicion suave entre procesos de drenaje a imbibicién o viceversa, tanto

para curvas de k, como de pe.
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El modelo fue desarrollado para reproducir el comportamiento
experimental observado, donde se toma en cuenta el efecto de las

saturaciones de gas y crudo atrapadas.

El modelo de histéresis desarrollado fue acoplado a un simulador
trifasico y tridimensional, observandose una simulacion estable que en
comparacion con los simuladores comerciales existentes para la época
no consumia mucho tiempo de computacion, pero que necesitaba algo

mas de espacio en memoria para el almacenaje de datos.

El modelo de Killough necesita datos experimentales de las curvas
de Imbibicion y drenaje primarias (curvas limites o envolventes) tanto para
k., como para p.. De no tener datos experimentales de estas curvas, el
modelo utilizara curvas analiticas o correlaciones para obtener las curvas

de drenaje e imbibicion.

Histéresis en las Curvas de p.

El modelo de histéresis en la p¢, se basa en el hecho experimental
de que cada curva de scanning se inicia en el valor de saturacién donde

ocurre el cambio de proceso de drenaje a imbibicion o viceversa.

Los puntos finales de cada curva de scanning son los puntos
finales correspondientes a las curvas envolventes de drenaje o imbibicion,
Snwr 0 Swr, dependiendo de la direccion en que se lleve a cabo el cambio

(drenaje a imbibicion o imbibicion a drenaje).

En la Fig. 3.7 se presentan las curvas de imbibicién y drenaje para
la p. donde se observan las curvas de scanning para cambios intermedios

en la direccion de saturacion desde drenaje a imbibicion.

Si un cambio de direccion en la saturacion ocurre dentro de una

curva de scanning, una nueva curva de scanning sera generada, la cual
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tendra su punto final de saturacion en el punto donde la curva de

scanning original se inicio. En la Fig. 3.8 se representa esta observacion.

El modelo de histéresis para la p. reproduce el comportamiento
experimental a partir de las curvas de drenaje e imbibicion y de un
parametro de regresion que a traves de interpolacion consigue la curva de
scanning correspondiente. El modelo “recuerda” la historia de saturacion y

el punto donde ocurre el cambio de direccién en la saturacién.

Swr

Drenaje

/

Pc

Curvas Scanning

A

Imbibicién

v

S'w SNr

Fig. 3.7 Histéresis y Curvas de Scanning para la p. ?
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hyst
S,

v

Fig.3.8 Curvas de Scanning para la p.. Caso cambio de direccion en

punto intermedio de la curva de scanning *®

Histéresis en las Curvas de k,

A partir de los datos experimentales de las curvas de k, para el
proceso de drenaje, el modelo de histéresis predice las curvas de
scanning de k, para el proceso de imbibicion calculando la saturacién
atrapada de la fase no mojante durante el proceso de imbibicién, Spu
Para ello también hace uso de la constante de Land “® descrita en la

seccion anterior.

Una vez obtenido este valor, la curva de scanning de k, para la fase
no mojante durante el proceso de imbibicion se obtiene por interpolacion
utilizando la curva de k, de la fase no mojante durante el proceso de
drenaje y los puntos finales de la saturacion maxima historica, Spwi,
(saturacién en la que ocurre el cambio de saturacion desde drenaje a
imbibicion) y Spwr donde la k, de la fase no mojante en el proceso de
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drenaje es igual a cero. La curva envolvente para el proceso de imbibicion

se puede obtener experimentalmente o utilizando una correlacion.

kI'W ! (Snwr)
&
1' Snwr
Y
krw : (SHW _SI"IWI’)
kr célculado
krw : > +— krw v
Experimental Experimental
1 - Snwr
I'd
L

Sw

Fig. 3.9 Histéresis y Curva de Scanning para la k, — Fase Mojante ®®

Killough profundiza en el tratamiento de la histéresis de la fase
mojante, permitiendo tomar en cuenta esta posibilidad. Para este caso,
los puntos finales de las curvas de scanning se definen en el punto donde
ocurre el cambio en la direccién de saturacion (1 — S,wi) Y el punto que
corresponde a (1 — S,wr) cuyo valor de k,, es dificil de estimar ya que cae
entre las curvas de imbibicion y drenaje. Para este caso Killough propone
un método interpolativo entre los puntos finales de ambas curvas. En la
Fig. 3.9 se pueden observar las curvas envolventes de drenaje e

imbibicién y una curva de scanning para la fase mojante.
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Histéresis en las Permeabilidades Trifasicas

Killough utiliza como base el modelo de Stone @ y le transfiere al
mismo las permeabilidades relativas bifasicas y las curvas de scanning,
obtenidas con su modelo para obtener la correspondiente k, de la fase no

mojante en condiciones trifasicas.
3.4.3 Modelo de Carlson (1981)®

Carlson revisé los trabajos de Land ®” y Killough “®, discutidos
previamente, concluyendo que es posible obtener curvas de scanning
conociendo solo: la curva de drenaje, la saturacion historica maxima de la
fase no mojante, por lo menos un punto experimental sobre la curva de
imbibicién y la relacion de Land entre los valores de la saturacion historica
méaxima y la saturacién final atrapada de la fase no mojante durante un

proceso de imbibicion (ecuacion 3.1 discutida anteriormente).

En el modelo de Carlson se reacomodan las ecuaciones
desarrolladas por Land y Killough y demuestra que no son necesarios el
parametro para estimar el tamafio de poro (sugerido por Land), ni el
parametro de interpolacion sugerido por Killough, para obtener las curvas
de k, durante el proceso de imbibicién. Esto representa una ventaja ya
gue reduce la informacion necesaria para manejar la histéresis desde el

punto de vista computacional.

Con base en la Fig. 3.10, Carlson explica la logica que sigue su
modelo para generar las curvas de scanning para la fase no mojante, con

base a lo observado experimentalmente.

Como se puede observar en dicha figura, se parte de una condicién
donde el medio poroso esta 100% saturado con la fase mojante, Sy =
100%. Se inicia la inyeccion de la fase no mojante y cuando su saturacion
alcanza el valor critico, Spwe, COMienza a moverse y se da inicio a la curva

de drenaje primario de k.,w. EStos valores se conocen experimentalmente.
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Durante el proceso de drenaje, la fase no mojante comienza por
invadir los poros de mayor diametro. En la medida que S, incrementa se

van invadiendo cada vez poros de menor diametro.

A un valor arbitrario de S, se invierte la historia de saturacion (de
drenaje se pasa a imbibicién). El punto donde se invierte la direccion en

saturaciéon se conoce como saturacion maxima histoérica, Sywi.

Snwf

Drenaje

~

Imbibicién

Snwc Snwr Snw snwi

Fig. 3.10 Histéresis y Curva de Scanning para Krnw

Logaritmo de la K, para la fase no mojante

(14)

Durante el proceso de imbibicion la fase mojante comienza por
invadir los poros de menor diametro, atrapando en ellos a la fase no
mojante. El proceso de entrampamiento continda hasta kn, = 0, cuando la
saturaciéon de la fase no mojante atrapada es S,ur. La curva de scanning
generada por el modelo es paralela a la curva envolvente de imbibicion y
parte del punto correspondiente a Spu. Al igual que los modelos
discutidos anteriormente, utiliza la relacion de Land para conseguir la
saturacibn atrapada o residual de la fase no mojante, Spur,
correspondiente al punto final de esa curva de scanning especifica.
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Si en algun punto entre Spwi Y Snhwr, la direccion de saturacion
cambia desde imbibicion a drenaje, el regreso se hara por la curva de
scanning de imbibicion hasta alcanzar Spui. Si Snpw continua aumentando
se seguird por la curva de la envolvente de drenaje hasta que ocurra un
nuevo cambio en la direccion de saturacion, con lo que se tendra una
nueva saturacion maxima histérica, S,wi2, para la cual se repetira el
procedimiento anterior generando una nueva curva de scanning como
transicion entre el proceso de drenaje al de imbibicion (ver Fig. 3.10). El
procedimiento antes sefalado es el que sigue el modelo de Carlson.

3.4.4 Modelo de Larsen y Skauge (1999)®

El modelo desarrollado por Larsen y Skauge es especifico para
simular el proceso AGA inmiscible y se conoce con el nombre de
WAGHYSTR, el cual se encuentra en ECLIPSE®.

La simulacién del proceso de inyeccion AGA resulta compleja, ya
gue las saturaciones de agua y gas aumentan y disminuyen en forma
alternada. Esto demanda una descripcion del comportamiento trifasico
(agua, gas y crudo) mas preciso, donde se tome en cuenta el efecto de

los diferentes ciclos de inyeccidn sobre la k;.

Evidencia experimental mostr6 que los modelos de histéresis
previamente discutidos no reproducian adecuadamente la disminucién en
la k. del agua y especialmente del gas en los ciclos sucesivos de
inyeccion. Adicionalmente, los resultados experimentales muestran que
el recobro de crudo en este tipo de proceso esta relacionado con la
saturacién de gas atrapada en el medio poroso a consecuencia de la
alternabilidad en la inyeccion de gas y agua.

Experimentalmente se ha observado que la movilidad del gas
durante un drenaje secundario, por ejemplo inyeccién de gas en una zona

donde previamente se ha hecho un desplazamiento con agua,
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generalmente tiene una k,g menor que la observada si el gas se hubiera

inyectado inicialmente, sin presencia de agua movil en el medio poroso.

El modelo WAGHYSTR consiste en un modelo de histéresis
trifasico donde se permite reducir la k4 para reducir la movilidad del gas
en una situacion trifasica. El entrampamiento del gas sigue el modelo de

histéresis bifasica de Carlson ¥ y también utiliza la relacién de Land ®”.

El modelo para estimar la Kk, trifasica es generado por el
método de Stone | @. La saturacién de crudo residual, S,,, €s una funcién
de la saturacion de gas atrapado, segun lo observado experimentalmente.

Esto da la posibilidad de reducir la S, en las zonas de tres fases.
El modelo necesita basicamente cinco parametros:

o Constante de Land: controla la habilidad de atrapar gas en

el nucleo y deberia ser obtenida desde informacion experimental.

. Sorg, Saturacion de crudo residual al gas: Es la utilizada
en una situacion trifasica, siempre que no ocurra entrampamiento de gas.

Es un valor que se puede utilizar para mejorar el cotejo.

o a*(Sgr): Factor que controla el impacto del gas atrapado
sobre S, Se utiliza para incrementar k,, a valores pequefios de S,,
siempre que ocurra retencion de gas. Se puede utilizar para mejorar el

cotejo.

o RED_GAS: Reduccion de k.4 desde flujo bifasico a flujo
trifasico. Importante al cotejar perfiles de presion y los tiempos de

irrupcion de gas.

o RED_WAT: Reduce la k.. Se puede utilizar para mejorar el

cotejo.
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El empleo de este modelo para simular los procesos AGA deberia
dar valores mas reales de recobro y es una herramienta fundamental para
el disefio del proceso ya que permite observar variaciones en el tamafio
de los tapones de agua y gas, asi como la relacion entre ellos. Esto
ultimo no es posible realizarlo con los modelos de histéresis descritos en

las secciones anteriores.
3.4.5 Consideraciones Béasicas para la Simulacion con Histéresis

Kossack @ evallia la respuesta de un simulador comercial cuando
se simula un mismo caso con los modelos de Killough ®®, Carlson ™ y
Larsen et al © antes discutidos. Ademas, presenta una serie de
consideraciones a ser tomadas en cuenta en la simulaciéon de procesos
donde la histéresis debe ser simulada en forma apropiada. Su trabajo se

concentra basicamente en sistemas fuertemente mojados por agua.

Respecto a los datos que son utilizados para las curvas
envolventes de imbibicion y drenaje de k, y p. hace énfasis en las
siguientes dos observaciones que deben cumplirse:

a) Los puntos finales de las curvas envolventes de drenaje e
imbibicion deben ser consistentes entre ellas y deben ser cerradas.
En la Fig. 3.11 se muestra un ejemplo donde se observa la generacion de
curvas incorrectas de scanning a consecuencia de que los puntos finales
de las curvas de imbibicion y drenaje para la kry son diferentes, kg
(imbibicién) = 0,42 y kg (drenaje)= 0. La Fig. 3.12 muestra el mismo caso
pero agregando un punto adicional, k. (imbibicion) = 0 a la gréafica de
manera de cerrar las curvas envolventes de drenaje e imbibicion y

generar curvas de scanning correctas.
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Fig. 3.11 Curvas de Scanning incorrectas para k,— Sistema Trifasico
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b) Consistencia entre las curvas de drenaje e imbibicion para
las fases mojante y no mojante. Como ya se discutio en este capitulo en
general la k, y p. de la fase que incrementa su saturacion son mayores
que las correspondientes cuando disminuye su saturacion. Algunas
veces no se tiene el cuidado de verificar si los datos experimentales o las
correlaciones que se emplean para generar las curvas envolventes de k; y
Pc cumplen con esta observacion. No hacerlo genera curvas de scanning
incorrectas. Las Figs. 3.13 y 3.14 presentan las curvas de drenaje e
imbibicion para p. de los sistemas agua/crudo y gas/crudo. Las Figs. 3.15
y 3.16 presentan las curvas de drenaje e imbibicién de k, para los mismos
sistemas agua/crudo y gas/crudo. En todos los casos el medio es
fuertemente mojado por agua y se presenta la orientacion correcta de las

curvas de imbibicién y drenaje para estos sistemas.

Como se puede observar para:

e Sistemas agua/crudo:
k.ow (drenaje) > kyow (imbibicion)
k. (imbibicién) > k., (drenaje)
pc (drenaje) > p. (imbibicién)

e Sistemas gas/crudo
krog (drenaje) > krog (imbibicion)
krg (drenaje) > kyy (imbibicion)

Pc (drenaje) > p. (imbibicion)
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Fig. 3.13 Curvas envolventes de p. para el sistema agua/crudo —

Sistema mojado por agua @

Fig. 3.14 Curvas envolventes de p.para el sistema gas/crudo —

Sistema mojado por agua ®
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Saturacion de crudo

Saturacion de agua

Fig. 3.15 Curvas envolventes de k, para el sistema agua/crudo —

Sistema mojado por agua ®

Satiracion de nas

5y -
e f - o4 (=] o S =]

Saturacion de liquido
Fig. 3.16 Curvas envolventes de k, para el sistema gas/crudo —

Sistema mojado por agua @

59



CAPITULO Il EL FENOMENO DE HISTERESIS

Es importante notar que, de no cumplirse las dos consideraciones
antes discutidas en los datos que se incorporan a simuladores
comerciales (tipo ECLIPSE®®), se generardn curvas de scanning

incorrectas.

Recomendaciones para seleccionar la opcion correcta de Histéresis

en Simulacién

Kossack @ hace referencia a la gran cantidad de opciones a la que
se enfrenta un ingeniero al decidir qué modelo de histéresis deberia
seleccionar para representar el proceso que quisiera seleccionar. Por
ejemplo, se debe seleccionar para la fase no mojante entre los modelos
de histéresis (de Killough “®, Carlson “?, Skauge et al. ). Para la fase
mojante se debe decidir si se tomard en cuenta la histéresis o, en caso
contrario, qué curva (imbibicibn o drenaje) se seleccionara.
Adicionalmente, si el sistema es trifasico se debe seleccionar entre los
modelos de Stone | ®, Stone Il ® o Cheshire ® para manejar las zonas
donde las 3 fases se muevan al mismo tiempo, en conjunto con los

modelos de histéresis antes mencionados.

Los resultados mostrados por Kossack @ para la simulacion de un
ejemplo sencillo de un proceso AGA utilizando todos los modelos de
histéresis e incluso considerando el caso sin histéresis (histéresis off),
presentan notables diferencias en las tasas de produccion, acumulados
de petréleo, gas y agua producidos, asi como en sus respectivos tiempos
de irrupcién. Es por ello que Kossack concluye con las siguientes
recomendaciones para seleccionar el mejor conjunto de opciones para

simular procesos con histéresis:

I. Sino se tiene informacion del tipo de interaccion roca/fluido, pero
se tiene historia de produccion, se debe realizar una sensibilidad con los
tipos de modelos y seleccionar el que mejor coteje la produccion y

tiempos de irrupcion del gas y del agua.
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II. En ausencia de datos experimentales para seleccionar el modelo
de histéresis y sin informacién histérica para cotejar. Se deben evaluar
todos los modelos a fin de cuantificar el efecto de los mismos sobre las
predicciones.

lll. Para determinar el modelo de histéresis apropiado para un
yacimiento a ser evaluado, se deben realizar pruebas de laboratorio
donde se realicen desplazamientos en ndcleos largos, usando
mecanismos de inyeccion tipo AGA. Aproximadamente un volumen
poroso, V,, deberia ser inyectado en cinco o seir ciclos. Los experimentos
deberian ser simulados y cotejados para seleccionar el modelo que mejor

ajuste.

Sin embargo, se conoce la hipétesis que habla sobre economia en
el tiempo de simulacion con resultados de recobro similares cuando se
trabaja con la inyeccion simultanea de agua y gas para simular procesos
AGA. Uno de los puntos a favor de esta técnica tiene que ver con el
hecho de que en la simulacion de la inyeccion simultdnea no se toma en
cuenta el fendmeno de histéresis, por lo que se simplifica en forma
considerable la simulacion. Esto es especialmente importante cuando se

trabaja con yacimientos muy grandes.

En vista de que este es un aspecto donde poco se ha hecho para
investigar esta posibilidad, este trabajo esta orientado a hacer una
comparacion entre el modelo WAGHYSTR desarrollado por Larsen y
Skauge para simular el proceso AGA, y la simulacién de la inyeccién
simultanea respetando la relacién de volimenes de gas y agua que se
inyectan en cada caso. Los detalles de como se realizara esta simulacion

se discutiran en el Capitulo V.
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MARCO METODOLOGICO

Este capitulo presenta en forma detallada el desarrollo de la
metodologia y las actividades llevadas a cabo para el cumplimiento de los
objetivos de este Trabajo Especial de Grado.

4.1 Compilacién de Datos para Generar el Modelo de Simulacion

Con el fin de generar el modelo de yacimientos y de tener criterios
para fijar las condiciones de inyeccion y produccion de las corridas. Se
realizo la recoleccion de datos referentes al Campo El Furrial, en cuanto a
propiedades de los fluidos y caracteristicas de la roca, todo este tipo de
informacion se obtuvo de publicaciones de la Sociedad de Ingenieros de
Petréleo, SPE. Se trabajo en especifico con las referencias de Todd y
Claridge® y Echeverria y Auxiette™. En el capitulo Il y en el apéndice |
de este trabajo se resume la informacion mas importante de este campo.

Adicionalmente se revisaron aspectos relacionados con los
procesos de inyeccion alternada de agua y gas e inyeccion simultanea, su
aplicacion en campo y algunos detalles a nivel de simulacion de ambos

procesos. Estos aspectos fueron resumidos en el capitulo II.

Finalmente, se hizo una revision de los modelos desarrollados para
simular el fendbmeno de histéresis disponibles en el simulador
ECLIPSE®100, a fin de tener un mejor entendimiento del fenémeno y de

los parametros que se deben manejar en cada modelo.

4.2 Simulador Numérico de Yacimientos

Se utilizé el simulador comercial ECLIPSE®, el cual tiene cuatro
opciones conocidas como: ECLIPSE®100, ECLIPSE®200, ECLIPSE®300
y ECLIPSE®500. En este estudio se trabajo con la version
pseudocomposicional o ECLIPSE®100, el cual es un simulador de

petréleo negro, con opciones para gas condensado.
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4.3 Generaciéon del Modelo de Yacimiento

Aun cuando se conoce que el campo El Furrial no presenta un
ordenamiento de pozos por patrén y que la distancia entre los pozos es
de alrededor de 1 km, en este estudio se hicieron ciertas modificaciones
al caso real, debido al hecho de no disponer de un modelo de simulacién
que refleje la estructura y compleja heterogeneidad de este yacimiento y
con el fin de tener condiciones mas sencillas, que ayudasen a entender
mejor los resultados y a obtenerlos en un tiempo manejable, que
permitiera hacer una gran cantidad de corridas a las condiciones de

trabajo de la universidad.

Es por ello que para este estudio conceptual se trabajé con de un
yacimiento horizontal plano. El cual, basado en la informacion publicada
para el yacimiento Cretaceo® del campo El Furrial, fue dividido en 8
unidades de flujo, representando un yacimiento tipo volumétrico, con

crudo subsaturado y una presion inicial de 11000 Ipc.

Las propiedades petrofisicas de porosidad, permeabilidad
promedio y datos PVT del crudo fueron seleccionadas acorde con la

informacion disponible para el yacimiento Cretaceo.

La Fig. 4.1 muestra la seccién transversal del modelo (cortes X2)
donde se puede apreciar las permeabilidades absolutas para cada capa.
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| .

Permz(mD)

[ — — - —

05100 .10 2,750 51T 7 000

Fig. 4.1 Permeabilidad Absoluta en Direccion Z

4.3.1 Propiedades del Petréleo y el Gas

En las Figs. 4.2 y 4.3 se muestran las propiedades PVT del petrdleo
y el gas utilizadas para este modelo. En la Fig 4.2 se presenta el factor
volumétrico de formacion del petroleo, su viscosidad y la relacion
gas/petréleo en solucion a la temperatura del yacimiento (298 °F) y en la
Fig. 4.3 se encuentra el factor volumétrico de formacion del gas y su

viscosidad, a la misma temperatura.
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4.3.2 Curvas de Permeabilidad Relativa y Presion Capilar

e En la revision bibliografica se encontraron para el campo El
Furrial ® las curvas bifasicas para drenaje en los sistemas

crudo/agua y crudo/gas presentadas en las Figs. 4.4y 4.5.

e Adicionalmente con la idea de tener un conjunto completo de
curvas de imbibiciébn y drenaje tanto para la permeabilidad
relativa como para la presion capilar se recopilaron las curvas
presentadas por Kossack @ que se muestran en las Figs. 4.6 a
la 4.11.

—o— Krw

—=— Krow

Permeabilidad Relativa
o
()]

Fig. 4.4 Curvas de Permeabilidad Relativa Petréleo/Agua Yacimiento
Cretaceo®

66



CAPITULO IV MARCO METODOLOGICO

1 o
c;s 0.9\ /
= 0.8
E 0.7

0.6
5 04 —=— Krog
S 03
g 0.2 v
a 0.1 Z :.v

0

0 0.2 04 0.6 0.8 1
Sg

Fig .4.5 Curvas de Permeabilidad Relativa Petroleo/Gas — Yacimiento
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Fig. 4.6 Curvas de Permeabilidad Relativa Petréleo/Agua-Imbibicion y

Drenaje- Sistema Mojado al Agua®
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Fig. 4.7 Curvas de Permeabilidad Relativa al Agua-Imbibicion y

Drenaje- Sistema Mojado al Agua®”
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Fig. 4.8 Curvas de Permeabilidad Relativa Petréleo/Gas-Imbibiciéon y

Drenaje- Sistema Mojado al Agua®
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Fig. 4.9 Curvas de Permeabilidad Relativa al Gas-Imbibicion y

Drenaje- Sistema Mojado al Agua®
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Fig. 4.10 Curvas de Presion Capilar Petréleo/Agua-Imbibicion y

Drenaje-Sistema mojado al Agua
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Fig. 4.11 Curvas de Presion Capilar Petréleo/Gas-Imbibicion y

Drenaje-Sistema mojado al Agua

4.4 Disefo de la Malla de Simulacién

Para la seleccién de la malla, primero se realizé un arreglo invertido
de cinco pozos, en donde se mantuvo una distancia de 500 metros entre
el pozo inyector y los pozos productores, posteriormente se tomd un
elemento de simetria, correspondiente a % de la malla original,
manteniendo sus propiedades promedio. Para evitar los problemas
asociados a cambios bruscos en el tamafio de una celda a otra, se hizo
una discretizacion logaritmica de la malla®), asignando los bloques mas
pequefios alrededor de los pozos. La malla final tuvo un total de 6.728
celdas, distribuidas en 29 celdas en la direccion X, 29 en la direccién Yy
8 en la direccion Z. Esta malla permitié tener 20 bloques entre el pozo
inyector y el pozo productor. (Ver Fig. 4.12)
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Pozo Productor

Pozo Inyector

Fig. 4.12 Malla utilizada en el Modelo de Simulacion

Los resultados de las corridas realizadas para verificar la
factibilidad de utilizar un elemento de simetria de la malla original se
presentan en el apéndice Il de este trabajo.

4.5 Disefo de las Corridas de Simulacién

Etapa de Agotamiento Natural

Todas las corridas partieron de las mismas condiciones iniciales
representadas por un yacimiento virgen a 11000 Ipc, sometido a una
etapa de agotamiento natural, la cual cumpli6 con los siguientes

requisitos:

e Una vez abierto el pozo a produccion no se permitié que la tasa

de este fuese mayor a 8000 bn/d.

e Este escenario culmina cuando la presion del yacimiento es
cercana a los 6500 Ipc, para llegar a esta presion se realizaron

varios cambios en la presion de fondo del pozo productor seguin

71



CAPITULO IV MARCO METODOLOGICO

las fechas de produccién. El limite de presion de 6500 Ipc
refleja una condicién real, impuesta al campo con el fin de no

sobre pasar la presion umbral de precipitacion de asfaltenos™.

Una vez llegado a este punto se inicia la etapa de mantenimiento
de presion a aproximadamente 6500 Ipc, para la cual se evaluaron la
inyeccion continua de agua o gas inmiscible, la inyeccion AGA y la
inyeccion simultanea. Como ya se explicO anteriormente, la inyeccion
simultanea de agua y gas no se hizo con la finalidad de evaluar un
método de recobro, sino como una forma de sustituir la simulacion del

proceso AGA con histéresis.

Condiciones de Inyeccion de Fluidos

En la actualidad, en el campo El Furrial se inyecta una tasa
promedio de 14.000 by/d™® de agua por pozo para el mantenimiento de
presion, como el modelo de simulacion empleado representa un elemento
de simetria de ¥ del patron normal, se utilizé una tasa de inyeccion de
3500 by/d por pozo.

Se asumio que para el caso de la inyeccion de gas se deberia
mantener un volumen de inyeccion equivalente al del agua a condiciones
de yacimiento, a fin de continuar con el proceso de mantenimiento de
presion, por lo que para el caso de la inyeccion de gas se utilizé una tasa
de inyeccion equivalente a 3500 by/d por pozo, lo que representa a

condiciones de superficie 6,25 MMpcn/d.

Definicion del Caso Base para las corridas del Proceso AGA

En el caso base de la inyeccion alternada de agua y gas, se definio
una relacion gas/agua de 1:1 y una longitud de tapén de 3 meses. La
simulacién numérica de este proceso consistidé en la inyeccién de 30
ciclos de agua alternada con gas (AGA) comenzando con inyeccién de

gas.
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A manera de ejemplo en el apéndice lll se presenta el archivo de
datos (AGA_3 MESES E100.DATA) correspondiente al modelo

WAGHYSTR el cual contiene todos los datos cargados al simulador.

Grupos de Corridas Planificadas

La Tabla 4.1 resume los grupos de corridas realizadas y los objetivos
perseguidos en cada uno de los grupos. Como ya se explicd
anteriormente, todas las corridas parten de la misma etapa de
agotamiento, estan sometidas a las mismas condiciones de inyeccion y

tienen una duracion de 15 afnos.

Tabla 4.1 Resumen de las Corridas Planificadas

Grupo L
Objetivo

(#

1 Evaluar los modelos de histéresis para simular el proceso AGA
inmiscible disponibles con el simulador ECLIPSE®100.

5 Evaluar la simulacién del proceso AGA sin considerar el

fendmeno de histéresis.

3 Evaluar si existe similitud en los resultados de la inyeccion
simultdnea de agua y gas con los de la inyeccion AGA.

4 Comparar el comportamiento del proceso AGA frente a los

procesos de inyeccion continua de agua o gas inmiscible.

Conocer el efecto del tamafio del tapon de gas o de aguay la
5 relacion volumétrica entre ellos en el comportamiento del
proceso AGA, con el modelo WAGHYSTR.

4.7 Evaluacion de los Modelos de Histéresis

Para simular el fendbmeno de histéresis, el simulador
ECLIPSE®100 ofrece varios modelos matematicos, entre ellos los

descritos por Killough®, Carlson®™ y Skauge y Larsen®. Adicionalmente
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se requiere de los valores de permeabilidad relativa y presion capilar
asociados a este proceso. Generalmente, se supone que la fase mojante
no presenta histéresis en su comportamiento, por lo que el modelo de
histéresis es aplicado a la fase no mojante solamente. Sin embargo, este
simulador le permite al usuario que seleccione para la fase mojante las

curvas de drenaje, las curvas de imbibicién, o aplicar histéresis.

En la Tabla 4.2 se presentan las opciones de histéresis para la
permeabilidad relativa que pueden ser seleccionadas en el simulador
ECLIPSE®100. EI simulador maneja las opciones tanto para sistemas

mojados al agua como para mojados al petroleo.

Tabla 4.2. Modelos de Histéresis y Fase Mojante del Sistema.

EHYSTR Modelo Curva utilizada para la Mojabilidad del

fase mojante Sistema
Tipo
0 Carlson Curva de drenaje Mojado al agua
1 Carlson Curva de imbibicion Mojado al agua
2 Killough Curva de drenaje Mojado al agua
3 Killough Curva de imbibicion Mojado al agua
4 Killough Curvas ((jje |m_b|b|C|én y Mojado al agua
renaje
5 Carlson Curva de drenaje Mojado al petréleo
6 Killough Curva de imbibicion Mojado al petréleo
7 Killough Curvas ge |m_b|b|C|én y Mojado al petréleo
renaje

Modelo WAGHYSTR

En la simulacién del fendmeno de histéresis para un proceso de
inyeccion alternada de agua y gas inmiscible, el modelo recomendado a
utilizar deberia ser el modelo Larsen y Skauge®, el cual fue desarrollado

especificamente para este tipo de proceso.

En el modelo de Larsen y Skauge, la histéresis en la fase no

mojante se estima en base a la teoria desarrollada por Land®” 'y
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Carlson™, Segun este modelo la permeabilidad relativa de la fase gas (no
mojante) y de la fase mojante (agua), decrecen con cada ciclo de

inyeccion en el proceso AGA.

El modelo de histéresis AGA, desarrollado por Skauge y Larsen,
puede ser activado en el simulador ECLIPSE®100 con el keyword
WAGHYSTR. Cuando se utiliza sélo la opcion WAGHYSTR (sin EHYSTR)
la histéresis solo se aplica a la fase agua y a la fase gas. Para considerar
la histéresis en la fase petréleo, se tiene que especificar EHYSTR para
gue funcione junto con el modelo de histéresis AGA. Los parametros que

deben ser introducidos en este keyword son los siguientes:
e Constante de Land, C
e Factor de reduccién de la curva de drenaje secundario, o
e Modelo del Gas
e Petréleo residual
e Fraccion lineal de la curva de imbibicion
e Modelo trifsico saturacion umbral
e Modificacion de la fraccion de petréleo residual
Célculo de la Constante de Land, C

El parametro de la constante de Land debe ser calculado por el
usuario y este depende directamente de la curva de imbibicién y drenaje
de la fase no mojante. En el Capitulo se describe como se realiza el
calculo de C.
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Inyeccién Alternada de Aguay Gas

Para este caso se utilizaron todos los modelos de histéresis
disponibles en el simulador ECLIPSE® y también se utiliz6 el modelo de
Skauge y Larsen (WAGHYSTR).

Inyeccion Simultanea de Agua y Gas

Se realizd el estudio de este tipo de inyeccibn ya que es
comparable con el proceso AGA, las razones de ello se exponen en el
capitulo Ill. Al igual que la inyeccion alternada, este proceso de inyeccion
simultdnea también conté con una etapa de agotamiento natural y se

realizd bajo las mismas condiciones.

Este tipo de inyeccidon no considera el fendmeno de histéresis ya
que las saturaciones de las fases siempre estdn en aumento. La
inyeccion simultanea de agua y gas se logro definiendo dos pozos en las
mismas celdas y completados en las mismas unidades, pero con fases de
inyeccion distintas, es decir, un pozo para la inyeccién de gas y otro para
la inyeccion de agua, los pozos se abren al mismo tiempo. Este tipo de
configuracion es permitida por el simulador ECLIPSE®100, pero no quiere

decir que es aplicable a otros simuladores.

4.8 Sensibilidades

Al proceso de inyeccion alternada de agua y gas se le realizaron
ciertas sensibilidades para completar la investigacion y asi poder
determinar como estas variaciones afectan al comportamiento del

proceso.

Se tomo el proceso AGA que considera el fendmeno de histéresis a
través del modelo de Skauge y Larsen (WAGHYSTR), y se realizaron

variaciones de:
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e Longitud del tapdn
¢ Relaciéon volumétrica de los tapones de inyeccion gas/agua

Las Tablas 4.2 y 4.3 muestran las matrices de corridas disefiadas

para estas sensibilidades.

Tabla 4.3 Variacion de la Longitud de Tapon

Relacion Gas/Agua Longitud de tapoén
3 meses
1:1 6 meses
12 meses

Tabla 4.4 Variacion de la Relacién Gas/Agua

Longitud de tapén Relacion Gas/Agua
1:2
1:3
2:1
3:1

3 meses
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ANALISIS DE RESULTADOS

5.1 Definicién del Caso Base

Todas las corridas se realizaron en un modelo de yacimiento
horizontal, tipo caja, cuyas caracteristicas fueron discutidas en el capitulo
anterior. En la simulacién de los diferentes procesos el tiempo de
inyeccion fue de 15 afios, a una tasa de inyeccidon tanto para el agua
como para el gas de 3500 by/dia. Para el caso de la inyeccién alternada
se considero el fendmeno de histéresis y se inicid la inyeccidon con un
tapon de gas, que tuvo una duracion de 90 dias, seguido por un tapén de
agua también de 90 dias, es decir una relacion g/w de 1:1. Para calcular
las permeabilidades trifasicas se utilizd el modelo de Stone I. En todos

los casos se considerd la inyeccion de gas inmiscible con el petréleo.

Con respecto a las curvas de permeabilidad relativa y presion
capilar, es importante sefalar que resultados preliminares realizados a
manera de familiarizacion con el simulador y el modelo de yacimiento
desarrollado, indicaron la necesidad de realizar las corridas con el
conjunto completo de curvas de permeabilidad relativa y presion capilar,
ya que con los unicos datos disponibles para El Furrial (Figs. 4.4 y 4.5) no
se observaba diferencias al simular el proceso AGA con y sin la opcién de

histéresis.

Por tal motivo todos los resultados presentados en este capitulo
corresponden a corridas realizadas con el conjunto completo de curvas de

imbibicion y drenaje para k; y p; presentadas en las Figs. 4.6 ala 4.11.

5.2 Evaluacién de los Modelos de Histéresis con el Proceso AGA

Como se discutio previamente en el Capitulo Ill, existe una gran
variedad de posibilidades de incorporar el efecto de la histéresis en las

curvas de k y pc, para simular la inyeccion alternada de agua y gas.
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Kossak @, sugiere que cuando no se dispone de datos de campo que
ayuden a seleccionar el modelo de histéresis que mejor describa el
comportamiento real, se deberian probar todos los modelos con el fin de
tener un estimado de los rangos de variacion de las variables
fundamentales como recobro de petréleo, corte de agua, RGP y tiempos

de irrupcion de los fluidos inyectados.

Con el fin de observar el comportamiento de los 3 modelos de
histéresis disponibles en ECLIPSE®100, para la simulacion de un proceso
AGA, se realizaron varias corridas, para el mismo caso base, variando, en
cada corrida, unicamente el modelo de histéresis y sus respectivos tipos,
los cuales dependen de la curva (imbibicién o drenaje) empleada para la
fase mojante. En el Capitulo Il se present6 una discusion sobre cada
modelo de histéresis.

En la Tabla 5.1 se presentan los modelos de histéresis con sus
respectivos tipos para cada una de las corridas realizadas y en la Tabla
5.2, y Fig. 5.1, se presentan, a manera de comparacion, los resultados
obtenidos para cada modelo. En la Tabla 5.2 se muestran algunos de los
parametros de campo mas significativos, mientras que en la Fig. 5.1 se
muestra el comportamiento del factor de recobro de petrdleo vs. tiempo

de inyeccién para cada corrida.

Tabla 5.1. Modelos de Histéresis del Simulador ECLIPSE® 100

Corrida Modelo Tipo Curva utilizada para la Fase
# Mojante (agua)
1 Carlson 0 Curva de Drenaje
2 Carlson 1 Curva de Imbibicion
3 Killough 2 Curva de Drenaje
4 Killough 3 Curva de Imbibicion
5 Killough 4 Histéresis en todas las fases
6 WAGHYSTR 4 Modelo de Killough a la fase del

petrdleo
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Factor de Recobro

Como se puede observar en la Tabla 5.2 y en la Fig. 5.1, el mayor
recobro se obtuvo al utilizar el modelo WAGHYSTR, corrida 6, con un
factor de recobro del 61%. El modelo de Killough, tipos 3y 4, los cuales
corresponden a las corridas 4 y 5 respectivamente, se superponen,
(mismo recobro), el cual es de 44%. Entre el modelo de Carlson tipo 0
(corrida 1) y tipo 1 (corrida 2), el menor recobro es para el tipo 1, con un

valor de 40%, existiendo entre ambos una diferencia de 7%.
Relacion Gas/Petroleo (RGP)

En la Fig. 5.2 se presenta la variacion de la relacion gas/petroleo con
el tiempo para las corridas una a la cinco. Como puede observarse la
irrupcion del gas, para todos los modelos, ocurre practicamente al mismo
tiempo en el afio 2005 (dos afios después del inicio de la inyeccién). El
comportamiento de la RGP luego de la irrupcion del gas en el pozo
productor se ajusta, en general, al esperado, observandose una tendencia
a incrementar con el tiempo, adicionalmente mantiene un
comportamiento sinusoidal correspondiente a la alternabilidad de los
tapones de gas y agua inyectados. También se observa que los tipos
asociados al modelo de Carlson reflejan un mayor rango de variacién en

el RGP que los del modelo de Killough.
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Tabla 5.2. Efecto de los Modelos de Histéresis sobre el Proceso AGA

Parametro | Carlson Carison Killough
Evaluado Tipo 0 Tipo 1 Tipo 2
Factor de
Recobro 47 40 54
(%)
::rfucggigﬁ Julio Marzo | Febrero
del Agua 2007 2005 2009
E?Sg?igﬁ Enero Enero Enero
del Gas 2005 2005 2005
Corte de
Agua (%)* 81 83 80
RGP
(Mpcn/bn) 7,01 8,74 8,18
Volumen
de Gas
Inyectado 15.914 15.708 15.584
(MMpcn)
Tasa de
Inyeccién
del Agua 3.500 3.500 3.500
(by/dia)
Tasa de
Inyeccion
del Gas 3.500 3.500 3.500
(by/dia)
Volumen
Poroso de
Gas 58 58 58
Inyectado

(%)
*al final de la corrida

81

Killough
Tipo 3

44

Enero
2006

Enero
2005

81

10,34

15.371

3.500

3.500

58

Killough
Tipo 4

44

Enero
2006

Enero
2005

81

10,34

15.371

3.500

3.500

58

WAGHYSTR

61

Agosto
2007

Marzo 2005

61

5,15

15.750

3.500

3.500
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FACTOR DE RECCBRO
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Fig. 5.1. Factor de Recobro de los Modelos de Histéresis - Proceso
AGA

Por otro lado, en la Fig. 5.3 se tiene esta misma curva pero para la
corrida 6 (WAGHYSTR), se aprecia que a partir de la irrupcion del gas en
el pozo productor, en agosto del 2007, se genera una gran inestabilidad
en la corrida. Este comportamiento no refleja lo esperado para un
proceso AGA, por lo que se sugiere algun tipo de problema con el modelo

WAGHYSTR. Este punto serd complementado dentro de esta seccion.
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RELACION GAS—PETROLED Mpen/bn
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Fig. 5.2. Relacion Gas Petrdleo - Proceso AGA 1:1 - Corridas L ala5
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Fig. 5.3. Relacion Gas Petréleo para la corrida 6. Modelo
WAGHYSTR.
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Corte de Agua

En la Fig. 5.4 se grafican los resultados del comportamiento del
corte de agua en funcién del tiempo para las 6 corridas. En general, con
excepcion de las corridas 4 y 5 (Killough, tipos 3 y 4 respectivamente),
que se superponen, se observa una gran dispersion en la prediccion de la
irrupcion de agua, para el resto de las corridas, existe un rango de
variacion de 4 afios. Para las corridas con los modelos de Carlson y
Killough se observa el tipico comportamiento sinusoidal de un proceso
AGA, en conjunto con una tendencia creciente del corte de agua con el
tiempo. Sin embargo, para el modelo WAGHYSTR, nuevamente se
observa cierta inestabilidad, que no corresponde al comportamiento
esperado para un proceso AGA, sin embargo la misma no es tan
apreciable ni continua como la observada para el caso del RGP. Por otro
lado, también se observa que el corte de agua se estabiliza a un valor
constante, resultado que tampoco refleja el comportamiento esperado

para un proceso AGA.

Al revisar los resultados de cada modelo se aprecia que la irrupcion
de agua ocurre antes de los tres primeros afios para las corridas de
(Carlson, Tipo 1), y (Killough, tipos 3 y 4), estos modelos utilizan para la
fase mojante la curva de k. de imbibiciébn (Tabla 5.1). La corrida 3,
(Killough tipo 2), es la ultima en irrumpir, este modelo utiliza para la fase
mojante la curva de drenaje. La irrupcion para los modelos que utilizan la
curva de imbibicién para la fase mojante, ocurre primero, ya que para la
curva de imbibicion el valor de permeabilidad relativa al agua para una

determinada saturacion es mayor que para la curva de drenaje.
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CORTE DE AGUA
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Fig. 5. 4. Corte de Agua para los diferentes Modelos de Histéresis.

Presion de Yacimiento

En lo que se refiere al comportamiento de la presion promedio del
yacimiento en funcion del tiempo para los diferentes modelos de
histéresis, en la Fig. 5.5, se observa como para las corridas delalala5
(modelos de Carlson y Killough), la presion tiende a mantenerse oscilando
alrededor de un valor constante, comportamiento esperado para un
proceso AGA donde se imponen condiciones de mantenimiento de
presion. En referencia a estas mismas corridas, también se observa que
tanto el modelo de Carlson, tipo 0, curva amarilla, como el modelo de
Killough, tipo 2, curva de color fucsia, se mantienen en valores
ligeramente superiores al valor de mantenimiento de presion del

yacimiento (alrededor de 6500 Ipc).

Para el caso del modelo WAGHYSTR (corrida 6), se vuelve a
apreciar un comportamiento atipico respecto a lo esperado y en

comparacion con los otros modelos, representado por un aumento brusco
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en la presion, aparentemente asociado a la irrupcion del agua en el pozo

productor.

La caida de presion que se puede observar al inicio de la grafica

corresponde a la etapa de agotamiento natural, donde como se explicé en

el capitulo anterior, se controlo la presion de fondo del pozo en 6500 Ipc.

PRESION DEL YRZIMIENTQ  lpe

FRR vs. DATE (AGA 3 MESES_E100)
FPR ws. DATE (CARLSON_OPCION_D_E100)
FPR vs. DATE (CARLSON_OPCION_1_E100)

1000 =]

FRR ws. DATE (KILLOUGH_ORCION_2_E100)
FRR ws. DATE (KILLOUGH_ORCION 3_E100
FRR ws. DATE (KILLOUGH_ORCION_4_E100)
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1/1I/1G 1/1I/12 1/1!/14 ‘I/‘\I/‘IB 1/1I/18
FECHA

Fig. 5.5. Historia de Presién de Yacimiento para cada opcion de

Histéresis
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TASA DE GAS INVECTADA  Mpen/dia
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Fig. 5.6. Historiade la Tasa de inyeccion de Gas para cada Opcion

de Histéresis

Tasa de Inyeccion de Gas

Para la tasa de gas inyectada, se aprecia en la Fig. 5.6 que sélo
para el modelo de WAGHYSTR, caso 6, no es posible inyectar la tasa de
gas en su totalidad para los ultimos dos afios (2016 y 2018),
adicionalmente entre los afios 2011 y 2017 la tasa de gas aumenta por
encima del valor fijado, esto se debe a que la condicién que se le impone
al simulador es la de inyectar a una tasa de 3500 by/d, y debido al
incremento de la presion en el sistema, disminuye el B4 lo que hace que
se incremente la tasa de inyeccion a condiciones de superficie, por lo que
se observan picos en la parte superior de los tapones. Para los otros
modelos, esto no ocurre y la tasa de gas impuesta se inyecta

completamente.
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Fig. 5.7. Tiempo de Computacién para cada Opcion de Histéresis
Tiempo de Computacion

En cuanto al tiempo de computacion, en la Fig .5.7 se puede
observar que éste es muy similar entre las corridas del 1 al 5 (modelos de
Carlson y Killough). Por otro lado, la corrida con el modelo WAGHYSTR
presenta un tiempo considerablemente mayor, (71 horas con 36 minutos),
aproximadamente 15 veces mayor al obtenido con el empleo de los otros
modelos, esto se debe a que el nUmero de problemas de convergencia es
extremadamente alto para este caso.

Modelos de Histéresis — Observaciones sobre los Resultados

De los resultados discutidos anteriormente se destacan los

siguientes puntos:

e A pesar de que todos los modelos simulan el mismo caso, no se
observé convergencia entre los resultados con los modelos de
Carlson, Killough y WAGHYSTR. En general, al final del proceso
todos poseen diferentes valores de factor de recobro, diferente

corte de agua y tiempo de irrupcion del agua.
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e Las tendencias observadas en las historias de produccién, presion
e inyeccion entre los modelos de Carlson y Killough, son parecidas
y en general, se ajustan bien al comportamiento esperado para la
simulacion de un proceso AGA inmiscible, bajo una politica de

mantenimiento de presion.

e El modelo WAGHYSTR presentdé un comportamiento anémalo, con
enormes problemas de inestabilidad que se reflejan en los altos

tiempos de computacion.
Modelo WAGHYSTR — Observaciones sobre los Resultados

Quizas uno de los resultados méas sorprendente de este trabajo fue
el bajo desempefio obtenido con el modelo WAGHYSTR, respecto a los
modelos Carlson y Killough. Analizando los resultados presentados
anteriormente, se especuld que una posible explicacion para dicho
desempeiio es que el modelo WAGHYSTR, en las condiciones de este
trabajo, ejerce un control excesivo sobre la movilidad del gas y del agua,
luego de la irrupcion del agua. Esto explicaria el aumento en la presion
del yacimiento observado en la Fig 5.5, el cual a su vez afecta la
inyectividad de ambos fluidos y la productividad del agua luego de su

irrupcion.
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TaSe DE LIGLIDD v TaSs DE PETROLED  bn/dia
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Fig. 5.8. Tasas de Produccién de Liquido y de Petréleo - WAGHYSTR

Siguiendo el mismo orden de ideas, la Fig. 5.8 muestra el
comportamiento de las tasas de produccion de liquido total (verde claro) y

petréleo (verde oscuro) en funcion del tiempo.
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Tase DE LIDUIDD ¥ TASA DE PETROLEQ  bn/dia
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WOPR:F vs. DATE (KILLOUGH_OPCTON_4_E100)
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Fig. 5. 9. Tasas de Produccién de Liquido y de Petréleo — Killough
tipo 4

En dicha figura se observa como declinan las tasas de produccion
de liquido total (crudo + agua) y la del crudo con el tiempo luego de la
irrupcion de agua, este comportamiento también soporta la hipotesis de
gue el modelo reduce fuertemente la movilidad del agua inyectada luego

de la irrupcion.

El comportamiento anterior no se presento para las corridas con los
modelos de Carlson y Killough. En la Fig. 5.9, se presenta el
comportamiento de las tasas de produccion de liquido total (azul claro) y
petréleo (azul oscuro) en funcion del tiempo, para el modelo de Killough
tipo 4. En esta figura se puede observar que, a diferencia con el modelo
WAGHYSTR, la tasa de produccion de liquido total tiende a mantenerse
constante en el tiempo. Este comportamiento se repitié para los demas

modelos.

Asociados a este comportamiento se presentan grandes problemas
de convergencia, que se intensifican luego de la irrupcion del agua y se

reflejan en el tiempo de computacion exageradamente alto, que se obtuvo
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para el modelo WAGHYSTR, siendo éste 15 veces mayor que el obtenido

por cualquier otro modelo.
Efecto de la Constante de Land sobre el Modelo WAGHYSTR

Revisando los parametros que pudiesen ser modificados dentro del
modelo WAGHYSTR, para ayudar a disminuir los problemas de
convergencia al simular el proceso AGA, se estudid la influencia de la
constante de Land, C, (cuyo procedimiento de calculo fue discutido en el
Capitulo 111).

La seleccibn de este pardmetro se hizo por dos razones
fundamentales:

e Es uno de los pocos parametros del modelo WAGHYSTR del que
se conoce el procedimiento de célculo (ecs. 3.1 a 3.3) y se tienen
datos para estimarlo, por lo tanto la sensibilidad sobre este valor
puede ser realizada y comparados los resultados respecto al valor
de la constante de Land calculada, que para este caso
corresponde a un valor de 0,58.

e Seguln la referencia técnica del simulador ECLIPSE®100“?, si la
constante de Land es muy pequefia (como ocurre con los datos del
caso base), la curva de imbibicion tendrd una pendiente muy
fuerte, lo que ocasionara que la saturacion de gas atrapada sea
muy cercana a la maxima saturacién de gas, generando problemas

de convergencia.

El valor de la constante de Land, C, calculado en esta
investigacion (C = 0,58), se incrementd aproximadamente cinco veces a

un valor de 3.
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En la Tabla 5.3 se presenta una comparacion de los resultados
mas importantes obtenidos con el modelo WAGHYSTR, variando
Unicamente la constante de Land en los valores antes sefialados. De la
misma forma, en las Figs. 5.10 a la 5.15 se presentan, en funcion del
tiempo y en forma respectiva, una comparacion de los resultados del
factor de recobro, el corte de agua, la relacion gas/petroleo, la produccion
acumulada de gas y las tasas de inyeccién de agua y gas para cada

constante de Land.

Tabla 5.3 Comparacién de distintos Valores de la Constante de Land

Parametro Evaluado Constante de Land, C,

(adimensional)
0,58 3
Factor de Recobro, (%) 61 60
Fecha de Irrupcién del Agua Agosto 2007 Octubre 2007
Fecha de Irrupcion del Gas Marzo 2005 Enero 2005
Corte de Agua, (%) 61 78
RGP, (Mpcn/bn) 5,15 6,97
Volumen de Gas Inyectado, 15.750 16.067
(MMpcn)
Tasa de Inyecci,c'm del Agua, 3.500 3.500
(bn/dia)
Tasa de Inyeccion del Gas, (bn/dia) 3.500 3.500
Volumen Poroso(og)e Gas Inyectado, 58 58

En el resumen presentado en la Tabla 5.3 se observan leves
diferencias en los resultados de los pardmetros evaluados para cada
constante de Land, en general, se podria afirmar que para el caso
estudiado el valor de la constante de Land no afecta mucho los resultados

obtenidos.
Factor de Recobro

Por otro lado, evaluando el comportamiento de las variables
presentadas con respecto al tiempo, en la Fig. 5.10 se puede observar
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muy poca influencia de la constante de Land sobre el factor de recobro de

petréleo.
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Fig. 5.10 Factor de Recobro — Proceso AGA - Sensibilidad a
Constante de Land — WAGHYSTR

Relacion Gas/Petréleo

La variable sobre la que se observa la mayor inestabilidad
numeérica es la relacion gas/petréleo. Observando la Fig. 5.11, es facil
concluir que para el caso estudiado, el incremento de la constante de
Land, por si s6lo, no mejora el problema numérico observado al emplear
el modelo WAGHYSTR. También se debe notar que la irrupcion de gas
ocurre practicamente al mismo tiempo para ambas constantes, por lo que
también para el caso del gas se puede afirmar que la constante de Land
no tiene un fuerte efecto sobre el tiempo de irrupcion predicho por el
modelo WAGHYSTR.
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RELACION GAS—PETROLED Mpen/bn
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Fig. 5.11. RGP-Proceso AGA-Efecto de la Constante de Land -
WAGHYSTR

Corte de Agua

Sin embargo, en lo que corresponde al corte de agua, (Fig. 5.12),
se aprecia una diferencia en el comportamiento respecto al tiempo entre
las curvas para las dos constantes evaluadas. Como se sefald
previamente, para la corrida con C = 0,58, se observa una inusual
tendencia a mantener constante el corte de agua una vez ocurrida la
irrupcion de agua en el pozo productor (curva verde). Sin embargo, para
el caso con C = 3 (curva morada) la tendencia es ascendente con el
tiempo, resultado que concuerda con lo esperado luego de la irrupcién de

agua en la produccion.

Respecto al tiempo de irrupcion del agua en el productor, se pudo
apreciar que para los dos procesos es bastante cercana, afio 2007, por lo
que se puede afirmar, que para el caso estudiado, el valor de la constante

de Land tiene poca influencia sobre la prediccion del tiempo de irrupcion.
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Es también importante sefialar, que para la corrida con C = 3, también se
observo cierta inestabilidad numérica en el comportamiento del corte de
agua, lo que pareciera indicar que un aumento de cinco veces la
constante de Land no ofrece mucha mejoria al problema numérico
observado con el modelo WAGHYSTR.
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Fig. 5.12. Corte de Agua — Proceso AGA - Efecto de la Constante de
Land — WAGHYSTR
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PRODUCCION ACUMULADE DE GAS  Mpen
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Fig. 5.13. Produccion Acumulada de Gas — Proceso AGA - Efecto de
la Constante de Land - WAGHYSTR

Produccion Acumulada de Gas

En la Fig. 5.13, se muestra la produccion acumulada de gas para
ambas constantes. Se puede apreciar que el caso de C = 3, obtiene una
mayor produccion de gas que la que contiene el valor de 0,58. Esto se
debe a que al aumentar el valor de la constante de Land la saturacion de
gas atrapada disminuye, por lo tanto existe una mayor cantidad de gas

libre con posibilidad de ser movilizado.
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Fig. 5.14. Presion de Yacimiento — Proceso AGA — Efecto de la
Constante de Land - WAGHYSTR

Presién de Yacimiento

En la Fig. 5.14 se observa cierta influencia de la constante de Land
en el comportamiento de la presién yacimiento. Tanto para C = 3 como
para el valor de 0,58 la presion va en aumento a partir del afio 2007, afio
en donde ocurre la irrupcién de agua, pero para el caso donde C = 3, el
aumento de presion no es tan fuerte como para el caso de C = 0,58. Por
otro lado, llama la atencion el hecho de que el comportamiento sinusoidal
consecuencia de la alternabilidad en la inyeccion de del agua y gas, no se

aprecia para C = 3 en forma tan contundente como para C = 0,58.

Tasas de Inyeccion de Aguay Gas

Como consecuencia del incremento de presion discutido en el
punto anterior, las tasas de gas y agua inyectadas también se ven
afectadas, (Figs. 5.15 y 5.16). Para el caso de C = 3 (curva morada), la

tasa de gas se inyecta en su totalidad a lo largo del tapon. La tendencia

98




CAPITULO V ANALISIS DE RESULTADOS

de aumentar la tasa de inyeccién de gas se debe a las mismas razones

explicadas seccion 4.2 de este capitulo.

TASA DE GAS INYECTADA Mpen/fdia

FGIR ws. DATE (AGA_3_MESES_E100)
FGIR ws. DATE (WALOR_DE_LAND_3_E100)

7000 ]

anan

2040

4000

EiealH

2000

1000

1/1'/04 1/1,/08 1/1,/08 1/1'/10 1/1'/12 1/1'/14 1/1'/15 1/1|/1B
FECHA

Fig. 5.15. Tasa de Gas Inyectada — Proceso AGA — Constante de
Land,C=0,58y 3

Este comportamiento también se observa para el caso de C = 0,58,
inclusive un poco mayor a partir del afio 12, ya que la presion del
yacimiento es mayor para este caso. Sin embargo, también debe notarse
como a partir del afio 16 se hace imposible inyectar la tasa impuesta a
condiciones de yacimiento. En este caso se hace mas notoria la
restriccién que el modelo le impone al flujo de gas, al punto que afecta su

inyectividad después de un cierto valor de incremento de presion.

99




CAPITULO V ANALISIS DE RESULTADOS

bng'dia

TaSh O WOL% IHTECTALN

INMMIF:IHTASUA va. DATECHER I _MESES_E100)
——— INNF:IHTAGLA va. OATECWSOF_DE_LANO_3_F10Mm

4000 ]

141,04 1,1,708 115908 141710 11z 1415014 171518 1Ay

FECHA

Fig. 5.16. Tasa de Agua Inyectada — Proceso AGA — Constante de
Land,C=0,58y 3

Al revisar el comportamiento de la tasa de inyeccion de agua (Fig.
5.16), se puede observar que el caso de C = 3, presenta los ciclos de
inyeccién mas estables, el yacimiento soporta esta inyeccién durante casi
todo el periodo, sélo los ultimos dos tapones de agua no se logran
inyectar completamente. Para el caso con C = 0,58, la tasa de agua

inyectada se vuelve inestable declinando bruscamente a partir del afio 12.
Tiempo de Computacion

En cuanto al tiempo de computacion representado en la Fig. 5.17
para las dos constantes de Land evaluadas, se puede observar que para

C = 3 el tiempo de computacién es mayor.

Este resultado no concuerda con lo esperado, ya que segun lo
reportado en el manual del simulador ECLIPSE® 100 ®°, a medida que el
valor de la Constante de Land se incrementa el nUmero de problemas de
convergencia deberia ser menor y esto deberia reducir el tiempo de

procesamiento de la informacién.
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300000 -
250000 —
200000 +———— EE— —
150000 —
100000 —
50000 —

0

segundos

C=0,58 C=3

Fig. 5.17. Tiempo de Computacion — Proceso AGA — Constante. de
Land,C=0,58y 3

Efecto de la Constante de Land — Observaciones de los Resultados

e Para el caso base, un incremento de cinco veces la constante de
Land no mejoré los problemas de inestabilidad observados con el
modelo WAGHYSTR, por el contrario, los tiempos de computacién
se incrementaron apreciablemente. Este resultado contradice a lo
esperado respecto a lo sugerido en el manual del ECLIPSE®
100¢,

e Al incrementar la constante de Land se observé una ligera mejora
en el comportamiento del corte de agua y la presion del yacimiento
con respecto al tiempo, asi como en la inyectividad del gas y del

agua.

e El incremento de la constante de Land redujo ligeramente el

recobro de petroleo.

4.3 Simulaciéon del Proceso AGA sin Considerar la Histéresis

Para evaluar el efecto que tiene el considerar el fendbmeno de
histéresis en la inyeccion alternada de agua y gas se realizo la corrida del

caso base sin incluir la opcidén de histéresis y este resultado se comparé
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con los resultados obtenidos al simular el fendmeno de histéresis con los
modelos de Carlson y Killough.

En la Tabla 5.4, se presenta un resumen con los valores de los

parametros mas relevantes para los casos que consideran la histéresis y
la corrida sin histéresis.

Tabla 5.4. Resultados de Simular el Proceso AGA con y sin

Histéresis
Parametro Carlson | Carlson | Killough | Killough | Killough Sin
Evaluado Tipo O Tipo 1 Tipo 2 Tipo 3 Tipo 4 histéresis
Factor de
Recobro (%) 47 40 54 44 44 47
Irrzeccr;gndgel Julio Marzo Febrero Enero Enero Marzo
P 2007 2005 2009 2006 2006 2005
Agua
Irrlfjeccri]gnd?jel Enero Enero Enero Enero Enero Marzo
pGas 2005 2005 2005 2005 2005 2007
Corte de Agua
(%)* 81 83 80 81 81 89
RGP (Mpcn/bn)* 7,00 8,74 8,18 10,34 10,34 12,53
Volumen de Gas
Inyectado 15.914 15.708 15.584 15.371 15.371 15.559
(MMpcn)
Tasa de
Inyeccion del 3.500 3.500 3.500 3.500 3.500 3.500
Agua (by/dia)
Tasa de
Inyeccion del 3.500 3.500 3.500 3.500 3.500 3.500

Gas (by/dia)
Volumen Poroso

de Gas 58 58 58 58 58 58
Inyectado (%)

* al final de la corrida

En general puede observarse que el recobro final obtenido en el
caso sin histéresis ocupa un valor intermedio entre las opciones con

histéresis evaluadas. Por otro lado también se observa, que contrario a lo
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que se suponia, el modelo sin histéresis retrasa la irrupcion de gas
aproximadamente dos afios mas que los modelos con histéresis. En el
caso de la irrupcidén de agua, se observa que la mayoria de los modelos
que toman en cuenta la histéresis la retrasan en un rango de uno a cuatro

afos mas que el caso sin histéresis.
Factor de Recobro

En la Fig. 5.18, se muestra el comportamiento del factor de recobro
de petrdleo con respecto al tiempo para el proceso AGA simulado con y
sin histéresis. El caso donde no se modeld el fenbmeno de histéresis
presenta un recobro de 47% (curva verde oscuro), el cual cae dentro del
rango de los resultados obtenidos con los modelos que consideran la
histéresis. El modelo de Carlson tipo 0, da un valor de recobro igual que

cuando no se considera el fenémeno de histéresis.

FACTOR DE RECOERQ

FOE ws. DATE (CARLSON_OPCION_0_E100)

FOE ws. DATE (KILLOUGH_OPCION_3_E100)

FOE ws. DATE (CARLSON_OPCION_1_EI00) FOE ws. DATE (KILLOUGH_OPCION_4_E100)
FOE ws. DATE (AGA 3_MESES_SIN_HISTERESIS_E100)

FOE ws. DATE (KILLOUGH_DPCION_Z_E100)
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Fig. 5.18. Factor de Recobro para el Proceso AGA con y sin

Histéresis
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Relacion Gas/Petréleo

En la Fig. 5.19 se aprecia la relacion gas/petréleo en funcion del
tiempo para los casos que consideran el fendmeno de histéresis y para el
gue no lo considera. En dicha figura se observa que el gas, para el caso
que no considera la histéresis, irrumpe de ultimo, marzo 2007, esto es,
dos afios después que cualquiera de los otros casos. Sin embargo,
también se puede apreciar, que los modelos con histéresis presentan
menor RGP al comparar su comportamiento en el tiempo con el modelo
sin histéresis. Pareciera que los modelos que consideran la histéresis
controlan mejor la movilidad del gas, en un proceso AGA, luego de

ocurrida la irrupcion.

RELACION GAS—PETROLED Mpeon /bn

WEOR:P] s, DATE (CARLSON_OPCION_0_E100) WGOR:F1 ws. DATECKILLOUGH_OPCION_3_E100)

WIBOR:P! s, DATE (CARLSON_OPCION_1_E100) WUGOR:PY vs. DATEKILLOUGH_ORCION_4_E100)
WUGOR:PY ws. DATE(AGA 3 MESES_SIN_HISTERESIS_E100)

WEOR:P1 ws. DATE (KILLOUGH_ORCION_Z_E100)
30

11704 171708 17108 171410 1112 171714 171718 11718

FECHA

Fig. 5. 19. Relacion Gas Petrdleo - Proceso AGA con y sin Histéresis
Corte de Agua

En la Fig. 5.20 se presenta el corte de agua vs. tiempo para los
casos sefalados con y sin histéresis. Como se puede observar, en el

caso sin histéresis la irrupcion de agua ocurre primero que la mayoria de
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las corridas que toman en cuenta la histéresis y coincide con la irrupcion

del modelo de Carlson tipo 1. Adicionalmente,

prese

nta el mayor corte de agua durante toda la historia de produccion.

la corrida sin histéresis

CORTE DE AGUA

FuvCT
FuvCT
FurCT

1.00 T

ws. DATE (CARLSON_OPCION_D_E100) FUWCT ws. DATE (KILLOUGH_ORCION_3_E100)
ws. DATE (CARLSON_OPCION_1_E100) FUVCT ws. DATE (KILLOUGH_ORCION_4_E100)
ws. DATE (KILLOUGH_OFCION_Z_E100) FUVCT s, DATE (AGA 3 MESES_SIN_HISTERES|S_E100)

1/1'/04 1/1'/05 1/1I/08 1/1'/10 1/1'/12 1/1'/14 1/1'/15

FECHA

1/1'/18

Fig. 5.20. Corte de Agua para el Proceso AGA con y sin Histéresis

Tiempo de Computacion

segundos

20000 -
18000 -
16000 -
14000 -
12000 -
10000 -
8000 -
6000 -
4000 -
2000 -
0 T T T T 1

Sin Carlson Carlson Killough Killough Killough

Histéresis (tipo 0) (tipo 1) (tipo 2) (tipo 3) (tipo 4)

Fig. 5. 21. Tiempo de Computacién Proceso AGA con y sin
Histéresis
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En la Fig. 5.21 se observa el tiempo de computacion para los casos
con y sin histéresis. Como era de esperarse, para la corrida que no toma
en cuenta la histéresis el tiempo de computacion es aproximadamente un
19% menor que el tiempo promedio de los modelos que consideran la

histéresis.

Simulacién del Proceso AGA sin Histéresis — Observaciones de los

Resultados

e Los modelos que consideran el fenbmeno de histéresis presentan
una irrupcion mas temprana del gas, pero los valores RGP son
menores que para el caso que no considera este fenomeno, lo que

indica un mayor control de la movilidad del gas.

e Las corridas que toman en cuenta la histéresis presentan un

incremento promedio del 18% en el tiempo de computacion.
4.4 Inyeccion Simultanea de Agua y Gas

Con el fin de chequear la afirmacion de que la simulacién de la
inyeccion simultanea de agua y gas podria reemplazar la simulacion de
un proceso AGA que toma en cuenta el fendmeno de histéresis, una
corrida del caso base inyectando agua y gas simultaneamente fue
realizada, el procedimiento seguido en esta corrida fue descrito en el

capitulo anterior.

La ventaja que se pudiera obtener al utilizar la simulacion de la
inyeccion simultdnea en lugar de la inyeccion alternada con histéresis, es
que en la simultanea las saturaciones de agua y de gas siempre estan en
aumento, por lo que se simplifica el problema (no hay necesidad de

considerar la histéresis) y se gana en tiempo de computo.
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En un proceso de inyeccion alternada de agua y gas cuando la
longitud de los tapones se hace muy pequefa tiende a parecerse a una
inyeccion simultdnea, sin embargo, operacionalmente este proceso se
hace tedioso, por lo que se decidié evaluar que tanto se parece la
inyeccion simultanea al caso base de inyeccion alternada, considerada

esta como un caso tipico de inyeccion AGA inmiscible.

En la Tabla 5.5, se presenta un resumen con los valores de los
parametros mas relevantes para la inyeccion AGA, caso base con
histéresis (modelos de Killough y Carlson) y la corrida de inyeccion
simultanea.

Los resultados de esta tabla muestran que en general, la inyeccion
simultdnea presenta valores comparables a los obtenidos con el proceso
AGA simulado con las opciones de histéresis consideradas. Quizas los
resultados que se salen un poco del rango impuesto por las corridas AGA,
son la fecha de irrupcion de agua, la cual en la inyeccion simultanea es
predicha antes (en el rango de 2 meses a 4 afios) y la de irrupcion del gas
la cual es predicha aproximadamente un afio después que la de los
procesos AGA.

Tabla 5.5. Comparacion de la Inyeccion Simultanea con el Proceso

AGA con Histéresis

Parametro Carlson Carlson | Killough | Killough Killough Inyeccién
Evaluado Tipo 0 Tipo 1 Tipo 2 Tipo 3 Tipo 4 Simultanea
Factor de
Recobro (%) 47 40 54 44 44 46
Irrlfjecc?gndgel Julio Marzo | Febrero | Enero Enero Enero 2005
X * 2007 2005 2009 2006 2006
gua
Fecha de
. Enero Enero Enero Enero Enero .
Irru%cgzg del 2005 2005 2005 2005 2005 Julio 2006
Corte de Agua 81 83 80 81 81 87
(%)
RGP (Mpcn/bn) 7,01 8,74 8,18 10,34 10,34 11,95
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Volumen de
Gas Inyectado

(MMpcn)
Tasa de

Inyeccién del
Agua (by/dia)

Tasa de

Inyeccién del
Gas (by/dia)

Volumen

Poroso de Gas
Inyectado (%)

*al final de la corrida

15.914

3.500

3.500

58

Factor de Recobro

15.709

3.500

3.500

58

15.584 15.371 15.371 15.192

3.500 3.500 3.500 1.750

3.500 3.500 3.500 1.750

58 58 58 58

En la Fig. 5.22 se presenta el factor de recobro vs. tiempo para la

simulacion del proceso AGA con los modelos de histéresis previamente

sefalados y para la inyeccion simultanea de agua y gas. Como se puede

observar, el recobro correspondiente a la inyeccion simultanea (curva azul

oscuro) se encuentra dentro del margen de recobros obtenidos con los

modelos de histéresis.

FACTOR DE RECCERD
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FOE vs.

DATE (CARLSON_ORCION_0_E100)

FOE ws. DATE (CARLSON_OPCION_1_E100)
FOE vs.

DATE (KILLOUGH_OPCION_Z_E100)

FOE ws. DATE (KILLOUGH_ORCION_3_E100)
FOE ws. DATE (KILLOUGH_ORCION_4_E100
FOE ws. DATE (SIMULTANED_E100)

1/1I/D4

1/1|/DG

1/1|/08

1/1I/1G 1/1I/12 1/1!/14 ‘I/‘\I/‘IB 1/1I/18
FECHA

Fig. 5.22. Factor de Recobro de la Inyeccién Simultaneay Proceso

AGA con Histéresis
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Relacion Gas/Petréleo

En la Fig. 5.23 se presenta la relacion gas/petréleo vs. tiempo para
la simulacion del proceso AGA con los modelos de histéresis previamente

sefialados y para la inyeccion simultdnea de agua y gas.

En el caso de la irrupcion del gas, la inyeccién simultanea es la
altima en irrumpir. Para julio de 2006, que es cuando ocurre esta
irrupcién, se ha inyectado aproximadamente 9 veces mas gas al
yacimiento en la inyeccion simultanea que la inyeccion alternada de agua
y gas, esto parece indicar que la inyeccién simultanea presenta un mayor

control sobre la movilidad del gas.

RELACION BAS—PETROLED  Mpen/bn

WEOR:P1 ws. DATE (CARLSOM_OPCION_D_E1000

WGOR:P1 ws. DATECKILLOUGH_OPCION_3_E100)

WHEORP! s, DATE (CARLSON_OPCION_1_E100) WWGOR:FY ws. DATEKILLOUGH_ORCION_4_E100)
WUGOR:PY vs. DATE(SIMULTANEO_E100)

WHBOR:PY ws. DATE (KILLOUGH_ORCION_Z_E100)
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171704 17106 171908 17110 1112 171714 171718 11718
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Fig. 5.23. Relacion Gas-Petrdleo de la Inyeccién Simultaneay
Proceso AGA con Histéresis
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Corte de Agua

En la Fig. 5.24 se presenta el corte de agua vs. tiempo para la
simulacién del proceso AGA con los modelos de histéresis previamente

sefialados y para la inyeccion simultdnea de agua y gas.

Como se puede observar, el tiempo de irrupcion del agua ocurre
primero en la inyeccion simultanea. Se debe notar, que en el momento
gue ocurre esta irrupcion la cantidad de agua inyectada al yacimiento en
el proceso simultdneo es mayor que la cantidad de agua inyectada en el
proceso AGA. En esta misma figura se observa que el corte de agua para
el final del periodo de inyeccion es mayor para el caso de la inyeccion

simultanea.

CORTE DE AGUA

FUCT ws. DATE (CARLSON_OPCION_0_E100)

FWCT ws. DATE (KILLOUGH_OPCION_3_E100)

FUVCT s, DATE (CARLSON_OPCION_1_E100) FUWCT ws, DATE (KILLOUGH_OR CION_4_E100)
FUVCT ws, DATE (SIMULTANED_E100)

FUVCT ws. DATE (KILLOUGH_OFCION_Z_E100)
Q.50 7

Q.80

(=
w
(=1

e
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171704 17106 171908 17110 1112 171714 171718 11718
FECHA

Fig. 5.24. Corte de Agua de la Inyecciéon Simultaneay Proceso AGA
con Histéresis
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Tiempo de computacion

En la Fig. 5.25 se presenta el tiempo de computacion para la
simulacién del proceso AGA con los modelos de histéresis previamente

sefalados y para la inyeccion simultdnea de agua y gas.

Como se observa en la Fig. 5.25, el tiempo de computacién es 13
veces menor para el caso de la inyeccion simultanea. Esto se debe a que
este proceso no considera el fenomeno de histéresis y por lo tanto la
cantidad de iteraciones que se deben realizar para lograr la convergencia

de las ecuaciones es menor.

Los resultados obtenidos para el tiempo de computacién apoyan la
observacion a favor del uso de la inyeccién simultanea para tener un
aproximado rapido de lo correspondiente a un caso AGA simulado con la
opcién de histéresis.

20000 -
18000 -
16000 -
14000 -
12000 -
10000 -
8000 -
6000 -
4000 -
2000 —
0 /1
Inyeccion Carlson Carlson Killough Killough Killough
Simultanea (tipo 0) (tipo 1) (tipo 2) (tipo 3) (tipo 4)

segundos

Fig. 5.25. Tiempo de Computacion de la Inyeccién Simultaneay

Proceso AGA con Histéresis
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Simulacion de la Inyeccion Simultanea — Observaciones de los

Resultados

e El factor de recobro para la inyeccion simultanea se encuentra
dentro del rango de valores de los demés modelos que contienen la
histéresis, o que hace comparable a la inyeccion simultanea con el
proceso AGA.

e Debido a que la inyeccion simultanea no contiene el fenbmeno de
la histéresis el tiempo de computaciéon es menor (13 veces) con

respecto a los casos que si la consideran.
4.5 Evaluacién de los Procesos de Inyeccion

En esta seccion se estudia lo referente al comportamiento del
proceso AGA. Su eficiencia se compara respecto a la inyeccion continua
de agua y de gas y adicionalmente, se estudian algunas variables
operacionales relacionadas con la optimizacién del proceso AGA, como lo
son el tamafo de los tapones de inyeccion de agua y gas, asi como la

relacion volumétrica entre ellos.
4.5.1 Inyeccion Continua de Agua y Gas versus el Proceso AGA

Para evaluar las ventajas del proceso AGA sobre los procesos de
inyeccion continua de fluidos, se realizaron dos corridas adicionales
donde se simuld la inyeccion continua de agua y gas respectivamente,
utilizando el mismo caso base descrito al inicio del capitulo. Para efectos
de esta comparacion, se tomo el modelo de Killough tipo 3 como la opcién
para modelar la histéresis en el proceso AGA. Para la evaluacion se

utilizaron en general, parametros similares a los discutidos previamente.
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Factor de Recobro

En la Tabla 5.6 se muestra el factor de recobro expresado en
porcentaje para los tres casos anteriores y en la Fig. 5.26 se presenta la

variacion de este factor con respecto al tiempo.

De acuerdo con la Tabla 5.6, se puede observar una significante
variacion en cuanto al factor de recobro, a favor del proceso AGA. En
adicién, se debe notar que como se mostré en la Tabla 5.2, todos los
otros modelos probados para simular el proceso AGA con histéresis
reportan resultados superiores a los observados para el caso de la
inyeccion continua de agua y gas. Esta afirmacion es importante, ya que
muestra las bondades que en cuanto al recobro presenta el proceso AGA

comparado con los procesos de inyeccion continua.

Tabla 5.6 Factor de Recobro

Factor de Recobro (%)
Inyeccién de Agua . Inyeccion AGA
y g Inyeccioén de Gas y .
Killough Tipo 3
36 33 44
FOE vs. DATE(INYECCION_DE_AGUA E100)
FOE vs. DATE(INYECCION_DE_GAS_E10D)
FOE ws. DATE (KILLOUGH_OPCION_3_E100)
0.500 ]
0,400 —E
2 0300 —
8 N
5 0.200 —:
5 7
% _
0. 100 —:
LRl . T T T T T T T T
1/1/04 1/1/06 1/1/08 1/1/10 1/1 /1% 1/1/14 1/1/18 1/1/18

FECHA

Fig. 5.26. Factor de Recobro parala Inyeccion de Agua, Gas y AGA
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Relacion Gas/Petréleo

En la Fig. 5.27 se presenta la RGP en produccion como una
funcién del tiempo para el proceso de inyeccidén continua de gas y para el
proceso AGA. En dicha figura se puede observar que el tiempo de
irrupcion del gas para ambos procesos ocurre al mismo tiempo, marzo de
2005.

WEOR:P1 ws. DATE (INYECCION_DE_GAS_E100)
WEOR:P1 ws. DATE (KILLOUGH_OPCION_3_E100)

30—

[*]
a

RELACION GAS-PETROLED  Mpen/bn
@

Q

1/1‘/04 1/1I/DG 1/1I/05 1/1I/1O T/'II/'IZ '\/'II/'Id '\/'\I/'IB T/'II/'IB
FECHA

Fig. 5.27. RGP vs. tiempo para los Procesos de Inyeccion de Gas y
AGA

PROOUCCION ACUMULADA DE GAS  Mpen

FGPT ws. DATE (INYECCION_DE_GAS_E100)
FGPT ws. DATE (KILLOUGH_OPCION_3_E1003

QE+D

‘\/1‘/04 1/1‘/05 1/1I/DS 1/1I/1G 1/1I/1? 1/1!/14 1/'\!/15 1/1‘/18
FECHA

Fig. 5.28. Produccion Acumulada de Gas — Proceso AGA — Efecto de
la Constante de Land - WAGHYSTR
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En la Fig. 5.28 se presenta el volumen acumulado de gas
producido como una funcion del tiempo para el proceso de inyeccion
continua de gas y para el proceso AGA. En cuanto a la produccion total
de gas, esta es mayor en el caso de la inyeccién continua, lo cual es de
esperarse ya que la cantidad de gas inyectado en la inyeccion alternada

es menor, ya que esta se realiza por tapones.

Corte de agua

CORTE DE AGLA

FWCT ws, DATE (INYECCION_DE AGLUA E100)
FWWCT ws. DATE (KILLOUGH_ORCION_3_E100)

1 /104 1 /108 171708 17110 11z 11714 171778 1118
FECHA

Fig. 5. 29. Corte de Agua para los Procesos de Inyeccién de Aguay
AGA

En la Fig. 5.29, se presenta el corte de agua en la produccion
como una funcién del tiempo para el proceso de inyeccién continua de
agua y para el proceso AGA. En la figura se aprecia que el tiempo de
irrupcion del agua para la inyeccion continua ocurre primero que para la
inyeccion alternada. Esta diferencia en los tiempos de irrupcion se debe,

a que la cantidad de agua inyectada para el proceso AGA es menor que
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en la inyeccién continua y que la presencia de gas en la inyeccién

alternada, causa una disminucion en la permeabilidad relativa del agua.

Tiempo de computacion

18000 -
16000 -
14000 —
12000 -
10000 -
8000 —
6000 -

segundos

4000 -
2000 -

[ 1]

Inyeccion de agua Inyeccion de gas Killough (tipo 3)

Fig. 5. 30. Tiempo de Computacion para los procesos de Inyeccidon
de Agua, Inyeccién de Gas y AGA

En la Fig. 5.30 se presentan los tiempos de computacion para los
tres procesos evaluados. Como se puede observar, la inyeccion alternada
consume mayor tiempo de computacién con respecto a los otros dos
casos. Esta diferencia tan grande en tiempo es debida a que los
procesos de inyeccion continua no contienen el fendmeno de histéresis,
disminuyendo la complejidad del modelo, a esto también se le suma la
dificultad de lograr la convergencia de las ecuaciones en cada cambio de

fase de inyeccion.
4.5.2 Evaluacién del Proceso de Inyeccion Alternada de Agua 'y Gas

Aun cuando los resultados precedentes indican que el modelo
WAGHYSTR aplicado a la simulacion del proceso AGA con el caso base,

muestra problemas de estabilidad, los resultados que se presentaran en
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esta seccion corresponden a corridas realizadas con este modelo, cuya
seleccion fue realizada en base a lo reportado en la literatura®, donde se
argumenta que el modelo WAGHYSTR presenta ventajas respecto a los
modelos precedentes de Carlson y Killough, ya que fue desarrollado para

simular especificamente los procesos AGA.

Utilizando el modelo WAGHYSTR se realizaron sensibilidades en la

longitud de tapon y en la relacion gas-agua.
4.5.2.1 Variacion de la Longitud de Tap6n

Una vez evaluada la inyeccion alternada inmiscible con una
relacion 1:1 y una longitud de tapon de 3 meses se procedié a realizar
sensibilidades variando la longitud del tapon a 6 y 12 meses. En todos los
casos se tomo en cuenta el fendmeno de la histéresis. En la tabla 5.7 se
presenta como es la variacion en la longitud del tapén para la inyeccion

alternada de agua y gas.

Tabla 5.7. Variacion de la Longitud de Tapon para la Inyeccion
Alternada Agua y Gas

Inyeccioén Alternada
Agua y Gas

tud o cade tp Le [ A [ 6 ] A |
Longitud de cada tap6n 3

3MESES 3 MESES 3MESES 3 MESES

meses
e de cadn o [ e T A |
Longitud de cada tapén 6
meses 6 MESES 6 MESES
e e, NI A ]
Longitud de cada tapén
12 meses 12 MESES 12 MESES

En la tabla 5.8 se muestran los valores en cuanto a factor de
recobro, fecha de irrupcién del agua y el gas, corte de agua, entre otras

para estas tres variaciones de longitud de tapon.
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Tabla 5.8. Efecto de la Variacion de la Longitud de Tapon en la

Inyeccién Alternada de Aguay Gas

. AGA 3 AGA 6 AGA 12
Parametro Evaluado
Meses Meses Meses
Factor de Recobro (%) 61 60 59

Fecha de Irrupcién del Agua Agosto Septiembre Octubre

2007 2007 2007
L. Marzo Agosto .
Fecha de Irrupcion del Gas 2005 5004 Julio 2004
Corte de Agua (%)* 61 64 60
RGP (Mpcn/bn)* 5,15 5,136 5,86
Volumen de Gas Inyectado 15.750 15.653 14.594
(MMpcn)
Tasa de Inyecc[on del Agua 3,500 3.500 3.500
(by/dia)
Tasa de Inyecqlon del Gas 3,500 3.500 3.500
(by/dia)
Volumen Poroso de Gas 58 58 58

Inyectado (%)
*al final de la corrida
Factor de Recobro

En la figura 5.31 se muestra el factor de recobro vs. tiempo para
estas tres variaciones de longitud de tapon para el proceso AGA.
Comparando los casos presentados anteriormente los valores del factor
de recobro no presentan variacion significativa. Sélo el caso donde la
longitud de tapon es de 12 meses es el que presenta una minima
diferencia de 2% con respecto al caso de 3 meses, por lo tanto, se tiene

gue estos procesos presentan basicamente el mismo comportamiento.
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Fig. 5.31. Factor de Recobro para la Inyeccion Alternada de Aguay

Gas 3,6y 12 meses

RELACION GAS—PETROLEC Mpen/bn

WGOR:P1 vs, DATE (AGA 3 MESES_EIDD)
WIGOR:P vs. DATE (AGAB_MESES_EIDD)
WUGOR:F vs. DATE (ABA_12_WESES_E10D)
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Fig. 5.32. Relacion Gas-Petréleo para la Inyeccion Alternada de Agua
y Gas 3,6y 12 meses
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Relacion Gas/Petréleo

En la Fig. 5.32 se presenta la variacion de la relacion gas/petréleo
vs. tiempo para los tres casos de variacion de longitud de tapén. Esta
curva es bastante irregular para los tres casos, 3, 6 y 12 meses, a medida
que se aumente la longitud del tapon es mas facil notar el cambio de ciclo
de inyeccion. En la Tabla 5.8 se observa que la irrupcion del gas ocurre
primero cuando la longitud del tapén es de 12 meses, a medida que
aumenta la longitud de tapon la irrupcién del gas ocurre primero. Aqui se
observa el efecto de la longitud del tapon ya que, mientras sea menor el

tamanfo del tapdn, habra mas control de la movilidad del gas.

Corte de Agua

En la Fig. 5.33 se puede apreciar el tiempo de irrupcién del agua
para estos tres casos de variacion de longitud de tapon, los tres irrumpen
en el mismo afio con una diferencia muy pequefia en meses. Los cortes
de agua para la inyeccion alternada de 3 meses es de 61%, para 6 meses
es de 64%, y para 12 meses es de 60%. A pesar que el proceso de 6
meses es el segundo caso en irrumpir, presenta mayor valor en el corte
de agua que los demas casos. EI cambio de ciclo no afecta, en este

caso, al tiempo de irrupcion del agua.
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Fig. 5.33. Corte de Agua para la Inyeccion Alternada de Aguay Gas 3,

6y 12 meses
Tasas de Gas y Agua Inyectada

Con respecto a la tasa de gas y agua, para los casos de variacion
de la longitud de tapdn, existe un comportamiento inestable de esta
inyeccion hacia el final del periodo, estas variaciones abruptas son
ocasionadas por el aumento drastico de la presion, que impide que el
fluido sea inyectado en su totalidad. Una discusion similar a esta se

presenta en la seccion 5.2 de este capitulo.
Tiempo de Computacion

En la figura 5.34 se presenta una comparacion del tiempo de

computacion para estos tres casos de variacion de longitud de tapoén.
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Fig. 5.34. Tiempo de Computacion para la Inyeccién Alternada de

Aguay Gas 3,6y 12 meses

A medida que aumenta la longitud de tapén el tiempo de
computacion disminuye, esto se debe a que los cambios en la fase de
inyeccion son menores. La mayoria de los problemas de convergencias
ocurren cuando se inicia el ciclo de inyeccion de cada fase, es decir, el
momento en que el pozo inyector cambie de gas a agua, 0 viceversa, esto
afecta de manera considerable a la resolucion de las ecuaciones que el

simulador debe calcular.

Variacion de la Longitud de Tapdn— Observaciones sobre los

Resultados

e La variacion de la longitud del tapon no afecta el valor del recobro,
el tiempo de irrupcion del agua, del gas y el corte de agua en forma
considerable. El modelo WAGHYSTR en las condiciones de este
trabajo no es adecuado para optimizar el tamafio del tapén en un

proceso AGA.

e EIl tiempo de computacion disminuye para el caso en donde la
variacion de longitud es de 12 meses, debido a que presenta un

comportamiento similar a la inyeccion continua, por lo que el
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cambio del ciclo de inyeccion no es tan seguido y no genera tantos
problemas de convergencia como los demas casos.

4.5.2.2 Variacion de la Relaciéon Gas/Agua en el Ciclo de Inyeccién

Otra sensibilidad que se le realizé a la inyeccion alternada fue la
variacion de la relaciébn gas/agua. Se parti6 del caso con relacion
gas/agua 1:1 inmiscible y se vario esta relacion de la siguiente manera
1:2,1:3,2:1y 3:1.

En la tabla 5.9 se muestra como se realizd esta variacion de
relacion gas/agua, en total se realizaron cuatro sensibilidades mas el caso
base de relacion gas/agua 1:1 y en la tabla 5.10 se muestran los
resultados obtenidos para estos casos, en cuanto al factor de recobro,
tiempo de irrupcion del agua y el gas, corte de agua y otras caracteristicas

importantes.

Tabla 5.9. Variacion de la Relacion Gas/Agua en la Inyeccién

Alternada Aguay Gas

Inyeccion Alternada Gas-
agua

Relacion g/w 1:1
3MESES 3MESES 3 MESES 3 MESES

Relacion g/w 1:2
3 MESES 6 MESES 3 MESES

Relacién g/w 1:3
3 MESES 9 MESES

Relacion g/w 2:1
6 MESES 3MESES 3 MESES

Relacion g/w 3:1
9 MESES 3 MESES
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Tabla 5.10. Efecto de la Variacion de la Relacién Gas/Aguaen la

Inyeccion Alternada de Aguay Gas

Parametro AGA1:1 @ AGA1:2 @ AGA1:3 | AGA2:1  AGA 3:1
Evaluado
Factor de
Recobro (%) 61 62 62 55 55
Irrlfjecc?gndgel Agosto Marzo Febrero Febrero Marzo
P 2007 2007 2007 2008 2009
Agua
Irrlfjeccri]gndgel Marzo Octubre Noviembre Diciembre Julio 2004
P 2005 2005 2009 2004
Gas
Corte de Agua
(%)* 61 80 86 60 33
RGP (Mpcn/bn)* 5,1532 2,1522 1,3045 7,1398 10,8729
Volumen de Gas
Inyectado 15.750 10.882 8.304 19.346 23.664
(MMpcn)
Tasa de
Inyeccion del 3.500 3.500 3.500 3.500 3.500
Agua (by/dia)
Tasa de
Inyeccion del 3.500 3.500 3.500 3.500 3.500
Gas (by/dia)
Volumen
Poroso de Gas 58 39 29 77 87

Inyectado (%)

* al final de la corrida
Factor de Recobro

En la Fig. 5.35 se presenta el factor de recobro vs. tiempo para
cada una de las variaciones de las relaciones gas/agua. Se puede
apreciar como las relaciones 1:2 y 1:3 presentan un comportamiento muy
similar, pero el maximo recobro es para la relacion 1:3, como se observa
en la Tabla 5.10, y el minimo recobro es para la relacion g/w 3:1. Es
apreciable que al variar la relacion, aumentando el tapén de gas, el

recobro de petrdleo disminuye, el caso contrario ocurre con el aumento
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del tap6n de agua, por lo tanto se puede observar una fuerte dependencia

a esta relacion, por lo que existe una desfavorable movilidad del gas.

FOE wa. DRTECAYGR 3 WERES_E1MT FOE ws. OMTE (AGA 2-1_E100)
FOE ws. OATE (RLA #1_FI00)

FOE wa. DRTECAZR_|1-2_EIOD
FOE wa. DRTECAGR_I-1_EIOM

1AV 1 AY0E LAr0E A0 1AMIE 1AM 1A 1AFE
FECH#A

Fig. 5.35. Factor de Recobro para la Inyeccion AGA variando la

Relacion Gas/Agua
Relacion Gas/Petréleo

En cuanto a la irrupcidon de gas, en la Tabla 5.10, se presentan las
fechas para cada caso. La irrupcion del gas ocurre primero para el caso
donde el tapdn de gas es de mayor tamafio, caso 3:1. El caso donde la
relacion gas/agua es 1:1 es el tercero en irrumpir; los casos 1:2 y 1:3
aungue tienen la misma cantidad de gas que el caso 1:1 el tarda mas en

irrumpir porque el tapén de agua es mayor.
Corte de Agua

En la Fig. 5.36 se presenta el corte de agua vs el tiempo para estos
cuatro casos. En cuanto al tiempo de irrupcion del agua para cada uno de

los casos con variaciones en las relaciones, se puede observar que los
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casos donde el tapon de agua es de mayor tamafio irrumpen primero,
relacion 1:3 y 1:2, el tercer en tiempo de irrupcion es el caso donde la
relacion gas-agua es 1:1 y los casos donde el tapon de gas es de mayor
tamafio irrumpen de udltimo, relacion 2:1 y 3:1. Esto se debe a que al
existir una mayor cantidad de gas esta interfiere en la movilidad del agua

impidiéndole que avance.

CORTE DE AGUA

FUVCT ws. DATE (AGA_3_MESES_EI00) FUVCT ws, DATE (AGA 2-1_E100)
FUVCT ws, DATE (AGA3-1_E100)

FUNCT ws. DATE (AGA_1-2_E100)
FUVCT ws. DATE (AGA_1-3_E100)
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FECHA

Fig. 5.36. Corte de Agua para la Inyeccién AGA variando la Relacién

Gas/Agua
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Fig. 5.37. Comportamiento de la Presién para la Inyeccién AGA
variando la Relacién Gas/Agua

Presion del Yacimiento

En lo que se refiere a la presion, en la Fig. 5.37 se muestra como
se comporta esta curva vs. tiempo para estos casos. Las relaciones 1:1,
2:1y 3:1 son aquellas que presentan un mayor valor de presion, la curva
de presibn es mas elevada, obteniéndose un comportamiento similar
entre ellos y los casos donde las relaciones son de 1:2 y de 1:3 la curva
de presién también experimenta un aumento, pero menor que en los

casos anteriores. A medida que se inyecte mas gas, habrd mas presion.
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Fig. 5.38. Produccion Total de Gas para la Inyeccion AGA variando la

Relacion Gas/Agua
Produccion Total de Gas

En la Fig. 5.38 se muestra la produccion de gas acumulada vs.
tiempo para estos cuatro casos. La produccién de gas es mayor para la
relacion 3:1 y es menor para la relacién 1:3. Adicionalmente se observa
que al aumentar el nimero de tapones de agua disminuye la produccion
de gas, ya que la permeabilidad de este se ve reducida por la cantidad de

agua.
Tiempo de Computacion

En la Fig. 5.39 se muestra una comparacién en cuanto al tiempo de
simulacién para estas variaciones de relacion gas/agua. Se observa que
el aumentar el tamafio del tapon de agua el tiempo de computacion
disminuye. Para el caso de la fase gas no se observa una tendencia
clara. El caso donde la relacién gas/agua es de 3:1 es el que consume el

menor tiempo de computacion.
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Fig. 5.39. Tiempo de Computacion paralalnyeccion AGA variando la

Relacion Gas/Agua

Variacion de la Relacion Gas/Agua en el ciclo de inyeccion —

Observaciones sobre los Resultados

Basicamente se sigue la tendencia observada en los procesos de
inyeccion continua, donde para las condiciones de este yacimiento
resulta mas favorable inyectar agua que el gas, es decir, a medida
gue se aumenta el tapon de agua se puede obtener mayor recobro,
destacando que la tendencia que se presenta en este caso es

ligera.

En cuanto a la variacién de los volimenes de los fluidos inyectados
(relacion gas/agua) si se observa diferencias para el recobro, corte

de agua, y tiempo de irrupciéon del agua y el gas.

La relacion que contenga mas cantidad de agua, tendra un corte de

agua elevado al final del periodo.
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CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

CONCLUSIONES

De acuerdo con los resultados de la investigacion realizada en este

trabajo se puede concluir lo siguiente:

Evaluacién de los Modelos de Histéresis con el Proceso AGA

La simulacion del fendémeno de histéresis para predecir el
comportamiento del proceso AGA con el simulador ECLIPSE®100
es una tarea compleja, donde se debe tener cuidado en
representar adecuadamente las curvas de k- y pc, asi como la
definicion de la fase mojante para los sistemas crudo/agua,

crudo/gas y agua/crudo/gas.

La simulacion del proceso AGA con el simulador ECLIPSE®100
permite elegir entre 6 opciones que dependen de tres modelos de
histéresis (Carlson, Killough y WAGHYSTR). Los resultados
obtenidos al simular un mismo caso base son diferentes para los
tres modelos en lo referente al recobro de petréleo y tiempo de
irrupcion del agua, por lo que de no contar con un criterio
especifico para la seleccion de un modelo de histéresis, siempre se

obtendra un rango de posibles respuestas.

El modelo WAGHYSTR no trabaj0 como se esperaba, presento
grandes problemas de inestabilidad que se reflejan en altos
tiempos de computacion y posibles resultados erréneos. Para el
caso estudiado este modelo ejerce un control excesivo sobre la
movilidad del gas y del agua, no encontrandose una explicacion

para este comportamiento.
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Efecto de la Constante de Land sobre el Modelo WAGHYSTR

e A pesar de que se conoce que la constante de Land es un
parametro caracteristico del tipo de roca y debe ser calculado e
introducido en el simulador, los resultados de incrementar el valor
estimado de esta constante indican que no se encontré6 mejora en
el problema de inestabilidad numérica observado con el modelo
WAGHYSTR, tan sélo se observé una ligera mejora en cuanto al
comportamiento del corte de agua y la presién del yacimiento con
respecto al tiempo, asi como en la inyectividad del gas y del agua.

Simulacién del Proceso AGA sin Histéresis

e Existen importantes diferencias entre simular un proceso AGA con
y sin la opcién de histéresis. Para el caso estudiado se obtuvieron
resultados mas favorables en cuanto al recobro y los tiempos de
irrupcion del agua y el gas al tomar en cuenta el fendbmeno de
histéresis. Sin embargo, segun otros resultados obtenidos en la
revisibn bibliogréfica este comportamiento no puede ser

generalizado.

e En general para los casos estudiados se observd que las corridas
que consideran el fendmeno de histéresis retardan mas el tiempo
de irrupcion del agua, ofreciendo un mejor control sobre la

movilidad de esta fase.

e El tiempo de computacion es mayor (aproximadamente un 23 %) al

considerar el fenébmeno de histéresis.
Simulacion de la Inyeccion Simultanea

e El factor de recobro en la simulacion de la inyeccion simultanea es

comparable con los obtenidos para la inyeccibn AGA con relacion
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1:1 considerando el fendmeno de histéresis. Adicionalmente, el
tiempo de computacion para la inyeccién simultanea resultdé en
promedio 92% menor con respecto a la simulacion del proceso

AGA con histéresis.

La inyeccion simultanea, para este caso, presenta mayor control de
la movilidad del gas, que la simulaciébn del proceso AGA con
histéresis. Observandose adicionalmente, en la inyeccidn
simultdnea un menor grado en la separacion de las fases

inyectadas, debido a la segregacién gravitacional.

Los resultados muestran que la inyeccion simultdnea podria
utiizarse como una primera aproximacion para conocer
rapidamente y sin mayor cantidad de datos experimentales de
permeabilidad relativa y presién capilar, los resultados de una
simulacién de un proceso AGA con histéresis. Sin embargo, este
tipo de simulacién solo deberia ser aplicada para los casos de una
relacion 1:1 y preferiblemente con tapones relativamente

pequefios.

Evaluacion de los Procesos de Inyeccion

Inyecciéon Continua de Agua, Continua de Gas y AGA

Para las condiciones del yacimiento estudiado el proceso AGA,
independientemente del modelo de histéresis seleccionado para
simular este fendmeno, resulté el mecanismo mas favorable con
respecto a la inyeccidon continua de agua o gas, obteniendo el
recobro mas alto, con el empleo de menor cantidad de fluidos

inyectados.

Para las condiciones estudiadas, la inyeccion continua de gas

representa la peor opcion de recobro, por su baja eficiencia de
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barrido que se refleja en la rapida segregacion del gas hacia el

tope de las unidades de flujo.

Variaciéon de la Longitud de Tapoén

La variacion de la longitud del tapon no afecté en grandes
proporciones al valor del factor de recobro, el tiempo de irrupcion
del agua, del gas y el corte de agua, con respecto al modelo base
de longitud de tres meses.

A medida que se aumenta la longitud del tapon el tiempo de
computacion disminuye, debido a que el comportamiento tiende a
hacerse similar a la inyeccion continua, por lo que la alternabilidad
en los tapones de inyeccién de cada fase no es tan seguida,
disminuyendo los problemas de convergencia originados por la
variacion brusca de las saturaciones en la cercania del pozo

inyector.

Variacion de la Relacién Gas/Agua en el ciclo de inyeccion

La variacion de la relacion gas/agua se ve favorecida cuando
aumentan los numeros de tapones de agua, obteniéndose un
mayor recobro. Adicionalmente se observan efectos sobre el corte

de agua y tiempo de irrupcién del agua y el gas.

En cuanto al tiempo de simulacion no existe una tendencia clara

acerca de cémo se ve afectado por la variacién de esta relacién.
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RECOMENDACIONES

e De no contar con datos reales de un proceso AGA, para que
mediante cotejo de la historia de produccion se logre seleccionar el
modelo de histéresis que mejor ajuste la historia de produccién, se
deberia hacer sensibilidad con todos los modelos de histéresis a fin
de obtener un rango de posibilidades que soporte la toma de

decisiones sobre la aplicacion del proceso.

e Utilizar la simulacion de la inyeccidén simultanea como una primera
aproximacion para la simulacion del proceso AGA con una relacion
1:1, considerando el fendmeno de histéresis, ya que este proceso

arroja resultados similares, con menores tiempos de computacion.

e Realizar sensibilidades a los parametros del modelo WAGHYSTR
para la simulacion del proceso AGA, a fin de conocer las
condiciones donde éste pudiera trabajar correctamente.

e Estudiar si existe posibilidad de optimizar el tamafio del tapén de
los fluidos inyectados asi como la relacion entre ellos a través de
simulacion numérica del proceso AGA con las opciones del
simulador ECLIPSE®.

e Estudiar el efecto que sobre la eficiencia de barrido del proceso
AGA pudiera tener la inclinacién del yacimiento y la ubicacion y

forma de completacion de los pozos productores e inyectores.

e Estudiar la forma de simular el proceso AGA miscible tomando en
cuenta el fendmeno de histéresis y evaluar sus ventajas y

desventajas frente al proceso AGA inmiscible.
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CAMPO EL FURRIAL

EL Campo El Furrial esta localizado en el Estado Monagas,
Venezuela, aproximadamente 25 Km. al oeste de la ciudad de Maturin,
de aproximadamente 13 Km. de largo y 7 Km. de ancho. Fue descubierto
por el pozo FUL-1 en febrero de 1986, este pozo fue completado en la
formacion Naricual Inferior (Era Cenozoico, Periodo terciario, Epoca
Oligoceno) y contenia originalmente 7.5 billones de POES. Este campo
produce de dos formaciones importantes identificadas como Formacion
Naricual y Formacion Cretaceo, el espesor de los dos yacimientos es de
2100 pies. La formacién Naricual presenta un POES de 6.9 billones de bn

y el Cretaceo presenta un POES de 0.617 billones de bn.

El Campo el Furrial se localiza en la Cuenca Oriental de
Venezuela, dentro de la Subcuenca de Maturin. Esta limitado en el Norte
por el campo Jusepin y en el sur por el Corrimiento del Furrial. Hacia el
este, esta limitado por el Campo el Corozo y esta limitado al oeste por el
Campo Carito. Es una de las mayores reservas de petréleo mediano del
area, la columna de hidrocarburos esta constituida por un crudo de
naturaleza asfalténica, caracterizado por la variacién de su gravedad API,
del contenido de asfaltenos y de las propiedades termodinamicas con la
profundidad.  Los yacimientos son del tipo volumétrico altamente
subsaturados, sin capa de gas, habiéndose determinado que la actividad
del acuifero se encuentra inhibida por la presencia de una capa de

bitumen.
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Fig. 1l.1 Ubicacion del Campo el Furrial

El Norte de Monagas fue cubierto por la sismica 2D y 3D que junto
con la informacion obtenida de los pozos, se ha permitido la division en

tres bloques principales de este a oeste El Furrial, Carito y El Tejero.

Los yacimientos se encuentran a gran profundidad (14.000" en El
Furrial, 15.000' en Carito y 17.000' en El Tejero).

I.1 Geologia del Campo El Furrial

El Campo el Furrial comprende una seccion sedimentaria de 2100
pies de espesor, que ha sido dividida en tres yacimientos mayores de
petréleo llamados desde la base hasta el tope como Cretaceo, Naricual

Inferior y Naricual Superior.
[.2 Estructura

Una deformacion tecténica en el Norte de Monagas, generada por

un régimen de tipo compresional, dio lugar a un plegamiento suave y
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fallamiento inverso de gran desplazamiento con la formacién de

estructuras de tipo anticlinal, segmentadas en bloques fallados.

El Carozao

Eztructural
o -—-f—- Falla
& Pozo Producton
= Pozoinyector

Fig. 1.2. Curvas Estructurales del Campo el Furrial
También se originaron fallas normales de orientacion norte-sur
asociadas, en algunos casos, a movimientos horizontales de los bloques

que cortan transversalmente la estructura.

El Area de El Furrial se interpreta como una estructura anticlinal en
una alineaciéon de rumbo N 70° E, ligeramente asimétrica con buzamiento
del flanco norte entre 18° y 24° y el del flanco sur entre 16° y 21°. Este
anticlinal esta cortado en sus flancos por fallas inversas aproximadamente
paralelas al eje de la estructura: las del flanco norte con el lado
descendido al norte y las del flanco sur con el lado descendido al sur.

Los limites de los yacimientos al norte y al sur estan determinados
por una capa de bitumen (“Tar mat.”) presente en toda la estructura,
mientras que al este y al oeste los limites estan constituidos por fallas
normales que separan el Furrial de los campos adyacentes.
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I.3 Estratigrafia

Desde la base hasta el tope, el yacimiento Cretaceo de edad
cretacico tardio, comprende un promedio de 65 pies de sedimentos fluvio-
deltaicos, con algo de influencia marina, depositados en un ambiente
fluvial a marino somero, con sedimentos terrigenos provenientes del
escudo de Guayana. Las formaciones cretacicas estan constituidas
basicamente por areniscas de grano fino a medio, intercaladas con
areniscas cuarzosas y arcillas. Algunas de estas formaciones se
caracterizan por una secuencia de lutitas oscuras con una base de calizas

masivas, areniscas Yy lutitas, delgadas.

La correlacion estratigrafica es altamente complicada debido a la
larga ocurrencia de continuos marcadores lutiticos dentro del campo. Una
seccion gruesa de lutita llamada Areo, esta localizada entre Cretacico y
Naricual inferior. Esta seccién es de origen marino y representa un

marcador estratigrafico muy continuo dentro de la subcuenca Maturin.

La Formacién Naricual se deposit6 en un ambiente fluvial
gradualmente inundado por sucesivas incursiones marinas. Esta formada
por una secuencia de areniscas de grano fino a grueso con matriz
arcillosa, bien consolidadas, intercaladas con lentes de lutita ligeramente
calcarea, limolitas arcillosas, y delgadas capas de carbén hacia la base.
El yacimiento Naricual inferior es parcialmente del cretacico tardio y
comprende una seccién de 650 pies. Hacia el tope, esta seccion del
yacimiento se hace menos marina, con la ocurrencia de una extensiva

seccién glauconitica, del eoceno.

El tope del yacimiento Naricual Superior de época Oligoceno,
representa 850 pies de espesor de la seccion sedimentaria de petroleo
productivo, en el cual en general tiende hacia el norte y noreste con una
fuente de sedimentos asociados desde el escudo de Guayana. Los

principales marcadores estratigraficos son definidos por pozos dentro del
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campo, lo cual ayuda a la correlacién estratigrafica y descripcion del

yacimiento.

Las propiedades del yacimiento son mejores dentro de Naricual
Superior debido a la ocurrencia de las arenas gruesas, las cuales son

menos afectadas por la diagénesis.

.4 Ambiente de Sedimentacién

El yacimiento Naricual inferior estd compuesto por depédsitos
deltaicos como canales distributarios y barras de desembocadura. El
yacimiento Naricual Superior comprende un sistema deltaico con una
ocurrencia de orilla, canales distributarios, barras de desembocadura,

lutitas marinas y depdsitos salobres de bahia.

La Formacion Cretaceo corresponde a un sistema progradante de
alto nivel, esta compuesto de areniscas y areniscas arcosas depositadas
en un ambiente transicional, y de depdsitos marinos costeros, deltaicos
costero y una influencia de marea. En este ambiente predominan las
barras costeras y litorales, canales distributarios y de mareas y lutitas

depositadas en la laguna litoral y en ambientes marinos restringidos.

I.5 Propiedades Petrofisicas

A partir de pruebas de restauracion de presiéon y DST, desde el
punto de vista macroscoépico la formacién Naricual puede caracterizarse
como relativamente homogénea y de alta capacidad de flujo. Con una
salinidad de aproximadamente 1800 ppm. equivalente NaCl, se determiné
gue la porosidad es de 14.8% para Naricual inferior y 15.2% para Naricual
superior. Se estimo la permeabilidad en funcién de la porosidad efectiva,
la saturacion de agua y la arcillosidad resultando una permeabilidad de

268 mD para Naricual inferior y de 370 a 509 mD en Naricual superior.
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|.6 Propiedades de los Fluidos *¥

Los factores mas importantes que influencian el comportamiento

del Campo el Furrial son:
e Alta temperatura (273 — 300°F) y presion (11020 Ipc)
e Contenido de asfaltenos (4 — 12% peso)
e Extension vertical del reservorio
e Gradiente geotérmico 1.43 °F/100 pies

La columna de hidrocarburo es altamente subsaturada, en
condiciones de alta presion y temperatura. Los cambios composicionales
son reflejados en la gravedad API y en el contenido de asfaltenos, sulfuro,
hierro y vanadio. Esto tiene como resultado un petroleo pesado en la
zona del tarmat, el cual sostiene la columna de petroleo mediano. Los
rangos de la gravedad API son desde 29° en la cresta hasta cerca de 16°
en la zona del tarmat. El contacto agua petréleo puede ser detectado

unicamente en el flanco sur a 15200 pies TVD por debajo del mar.

Debido a la variacion composicional, la presiéon de burbujeo varia
desde 4600 Ipc hasta 2900 Ipc y los rangos de la relacién gas petréleo
desde 1300 hasta 500 pcn/bn. El petréleo cerca de la cresta exhibe una

estructura de menos contenido de asfaltenos.
|.7 Asfaltenos

Una de Ilas caracteristicas de mayor importancia del
comportamiento de la fase hidrocarburo del campo el Furrial es la
precipitacion de asfaltenos, lo cual reduce la permeabilidad y asi la
productividad del campo. Algunos yacimientos del area presentan
dificultades en el manejo del crudo debido al depdsito de asfaltenos en el
yacimiento y en la tuberia productora. El crudo de EIl Furrial muestra 5%
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de asfaltenos que llega a 15% en El Carito. En el campo el Furrial el
mayor problema de precipitacion de asfaltenos se encuentra a nivel de
tuberia y en superficie. Otro factor desfavorable es el porcentaje de
arena, que en el bloque El Carito alcanza a 0.6 Ib/bbl. El contenido de

H2S se acerca en algunos casos a 880 ppm.

1.8 Plan de desarrollo del Campo el Furrial

El comportamiento de este campo es esencialmente dividido en
tres escenarios, como reflejo del desarrollo de fases para el Campo el

Furrial.
Recobro Primario (Agotamiento Natural)

Formacion Naricual (Inyeccion de agua y gas)
Recobro Secundario
Formacion Cretacica (Inyeccion de agua)

Formacién Naricual (Inyeccion de gas miscible)
Recobro Mejorado

Formacion Cretécica (Inyeccion alternada de

Aguay gas

1.8.1 Recobro Primario

En este escenario el yacimiento muestra una ley de caida uniforme
en todos los tres miembros de la formacion Naricual desde el inicio de la
produccion en 1986 hasta noviembre de 1992, cuando el proyecto de
inyeccion de agua se inicio. La ley de caida de este escenario fue 11.1
Ipc/MMbls con una produccion acumulada de 304 MMbils. Esto causo una
declinacién drastica de la presion, afectando mayormente al yacimiento

por la precipitacion de asfaltenos, cuando ocurre aproximadamente a
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6500 Ipc y consecuentemente la produccion de los pozos declina

marcadamente.

Resultados de analisis realizados entre 1989 hasta 1991 dieron la
prioridad, de mantener la presion del yacimiento por encima de los 6500
Ipc en orden de sostener la productividad del campo y evitar la

precipitacion de asfaltenos.
[.8.2 Recobro Secundario

Durante los afios 1989 y 1991 se realizaron estudios en los que se
concluyoé que el plan mas practico y mas econdmico era mantener la
presion a través de un proyecto de inyeccion de agua. Mdltiples factores
fueron considerados para el disefio de este proyecto, geometria del
yacimiento, litologia, propiedades de los fluidos y relaciones de
permeabilidad relativa, continuidad del yacimiento, propiedades de la roca

y fluidos disponibles para la inyeccion (tratamiento y calidad del agua).

El proyecto de inyeccion de agua se inicié en 1993 en la Formacién
Naricual. Una tasa de 450 MMbisd. es inyectada en 32 pozos para
sustituir una produccion de petréleo de 250 Mbnd. La tasa de inyeccion
individual por pozo esta alrededor de 15 Mbwd. Nuevos estudios se
realizaron durante los afios 1995 y 1996 y se encontr6 necesario un
incremento de la tasa de inyeccion en aproximadamente 550 Mbwpd para
estabilizar la presion del yacimiento cerca de los 6500 Ipc. Esto deberia
mantener la produccibn en 400 Mbopd y aumentar las reservas
recuperables cerca del 2%. Esto requirid la perforacion adicional de
pozos de inyeccion y produccion.

Debido a los continuos monitoreos del comportamiento de la
presion y de la produccion en el yacimiento Cretaceo desde julio del 87
hasta octubre del 97, se observé una tasa de caida de presion en el
yacimiento por produccion de 84 Ipc/MMbnd. La presién declin6 desde
11006 Ipc hasta 6720 Ipc después de producir 56 MMbls.
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En la periferia de las unidades Naricual se implement6 un proyecto
de inyeccidén de agua, con una tasa de inyeccion de 50 Mbnd con el fin
de represurizar el reservorio hasta 7300 Ipc. El total esperado de reservas
es de 287 MMbls.

1.8.3 Recobro Mejorado

En 1992, estudios mostraron el beneficio de un proyecto de
inyeccion de gas en la parte alta de la cresta, Formacion Naricual, era un

mecanismo eficiente para:

e Incrementar la tasa de produccion

e Incrementar las reservas totales del campo

En 1995, se realizaron estudios técnicos y econdmicos de un

proyecto de inyeccion de gas miscible, con la finalidad de:

¢ |dentificar la optima composicion del gas de inyeccion

e Determinar el incremento del perfil de produccion y las reservas

e Definir la presién optima del reservorio y la presion de cabezal de
los pozos inyectores de gas.

Analizar las varias alternativas de incrementar la inyeccion de

agua, con o sin inyeccion de gas.

El modelo de simulacion de todo el campo fue el de un yacimiento
lleno de petréleo negro, para simular de forma combinada el proyecto de
inyeccién de agua y gas. Asociando gas inyectado a la cresta y agua en
los flancos demostré una mejora en las reservas con este proceso de 7%
a 10% del POES comparado con la inyeccion de gas unicamente. Debido,
a gue no se dispone de gas suficiente para la inyeccién continua de gas
se tiene la investigacion de un proceso alternado de agua y gas (AGA)
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buzamiento abajo en ambos reservorios Cretacico y Naricual. Los
estudios de simulacion predicen que un proceso AGA pendiente abajo
puede aumentar el recobro de petroleo entre 7% y el 10% del POES
comparado con procesos previos.

Basados en estudios previos se decidié hacer un proyecto piloto en

el yacimiento Cretaceo para un proceso AGA con los siguientes objetivos:

1.- Evaluar la inyeccion de gas miscible en un yacimiento de este
tipo.

2.- Calibrar y validar los parametros para el modelo de simulacion

para obtener una buena descripcion del proceso de desplazamiento.

El ciclo inicial de agua se inici6é en junio de 2001 con una tasa de
agua de 8000 bwpd. Esta tasa se incrementdé hasta 15000 bwpd en
agosto de 2001. El ciclo de gas se inicio el 6 de diciembre con una tasa
de gas de 5 MMpcnd incrementando hasta 25 MMpcnd. En marzo de

2002 se dio inicio al segundo tap6n de agua.
Direccion del Campo El Furrial ¥

El conocimiento de la tecnologia, roca, propiedades de los fluidos,
flujo de fluidos, mecanismos de recobro, pozos perforados completados,
la produccién pasada de los pozos, permite una mayor comprension del

comportamiento del yacimiento.

Hasta ahora 8 versiones de modelos de simulacibn numeérica se
han construido, usando diferente software de simulacién, ECLIPSE®100,
ECLIPSE®200 (Solvent Option), Athos y Multiflood.

1.9 Condiciones Actuales del campo el Furrial @

Hoy dia el Campo El Furrial produce a través de 113 pozos

productores y tiene 44 pozos inyectores de agua y 7 pozos inyectores de

147



APENDICE |
gas. En diciembre de 2001 la tasa de inyeccion de agua fue alrededor de

458 Mbwpd y un acumulado de inyeccion alrededor de 1.315 MMbls. La
tasa de gas inyectado es alrededor de 393 MMpcnd y un acumulado de
348 MMpcnd. La tasa de produccion fue de 396 Mbopd y un acumulado

de produccion de 1.504 MMbn. EI promedio de presion del yacimiento es
de 6500 Ipc.
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SELECCION DEL MODELO

Previo a realizar el estudio de la inyeccion alternada de agua y gas
y la inyeccion simultanea de agua y gas, se realizd una comparacion de
un arreglo de 5 pozos con un elemento de simetria del mismo, esto con la
finalidad de comprobar que los resultados de la simulacion no se
encuentran afectados los resultados al tomar sélo una seccién del

yacimiento.

El yacimiento representado con un arreglo de 5 pozos, cuatro
productores y un inyector, fue sometido inicialmente a una etapa de
agotamiento natural, cuando la presion alcanzo los 6500 Ipc y la tasa no
fue menor a 2000 bn/d, se inici6 la inyeccibn de agua a una tasa
constante de 14000 bn/d. EIl elemento de simetria que se estudio fue ¥4
del patrén original, con un pozo inyector y un pozo productor, las etapas
de produccion fueron exactamente las mismas y la tasa de inyeccién fue
de 3500 bn/d.

Los dos patrones fueron comparados en cuanto a la produccion de
crudo, agua y gas, el tiempo de irrupcion del agua, las tasas de
produccion de crudo y liquido y el mantenimiento de presion en el

yacimiento.

En las Figs. 1.1 y 1l.2 se muestra la presién del yacimiento (curva
roja), la presion en el fondo del pozo (curva verde), la tasa de petréleo y la
tasa de liquido, curvas azul oscuro y azul claro respectivamente, para el

caso de 5 pozos y para el caso del elemento de simetria.
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Fig. 1.2 Elemento de simetria con Inyeccion de Agua

En las Figs. 1.1 y 1l.2 se observan las tasas de produccion de
liquido y crudo, la tasa de liquido es cercana a los 3200 bn/d y la tasa de
crudo a los 700 bn/d, la presién de yacimiento para el final de la etapa de

inyeccion se mantuvo en 6800 Ipc.
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Fig. Il.4 Elemento de simetria con Inyeccion de Agua
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En las Figs. 1.3 y 1.4 se presenta la produccién de gas (curva roja),
la produccion de petréleo (curva verde) y la produccién de agua (curva

azul) para los dos casos estudiados.

También se evaluaron las producciones totales del campo
obteniéndose un recobro de 44 millones de barriles para el arreglo de 5
pozos, en un tiempo de producciéon de 20 afios, como se observa en la
Fig. 1.3 y para el elemento de simetria, Fig. Il.4, la produccion es de 11
millones de barriles. Este escenario se presento tanto para la produccion

de agua y gas.
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ARCHIVO DE DATOS DEL MODELO WAGHYSTR

-- Office Simulation File (DATA) Data Section Version 2002A Jul 14 2002

-- File: AGA_3 _MESES_E100.DATA
-- Created on: 13-Aug-2004 at: 13:10:07

*% *kkkkkkkhhkhhhhhrkkkkkkkkikhkik *% *kkkkk *% *kkkkkkkkkkhhhkx

-k WARNING *
- THIS FILE HAS BEEN AUTOMATICALLY GENERATED. *
- * ANY ATTEMPT TO EDIT MANUALLY MAY RESULT IN INVALID DATA. *

o Fhkkkkkkkkkkkkkkkkhkkkkkkkhkkkkkkhkkkkkkkkkkkkkkkkkhkkkkhkkkkkhkhkkkhkkkkhkkkkkkhkkkk

RUNSPEC

TITLE
AGA TEST CASE

START
1'JAN' 2003/

FIELD
UNIFOUT
GAS

OIL
WATER
DISGAS
BIGMODEL

NSTACK
-50/

MONITOR
NONNC
RSSPEC
NOINSPEC

SATOPTS
'HYSTER'/

DIMENS
29298/

EQLDIMS
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1100501 20/

REGDIMS
1100/

TABDIMS
212023120201/

WELLDIMS
71727/

MESSAGES
9* 80000 2* /

GRID

GRIDFILE
2/

INIT

INCLUDE
'd:\TASA A 3500\AGA_3_meses_gopp.INC' /

INCLUDE
'd:\TASA A 35000\ AGA_3_meses_ggo.INC' /

INCLUDE
'd:\TASA A 35000\AGA_3 meses_gpro.INC' /

-- Office Grid Properties (GRDPROP) Data Section Version 2002A Jul 14 2002

-- File: 6M_GPRO.INC
-- Created on: 01-Jul-2004 at: 14:25:21

*% *kkkkkkkhhhhhhhhrkkrkkkkkkkhik *% *kkkkk *% *kkkkkkkkkkhhhkx

- WARNING *
- THIS FILE HAS BEEN AUTOMATICALLY GENERATED. *
- ANY ATTEMPT TO EDIT MANUALLY MAY RESULT IN INVALID DATA. *

o Fhkkkkkkkkkkkkkkkkkkkkkkkhkkhkkkkkkkhkkkkkkhkkkkkhhkkhkkkkkkhkkkhkkkkhkkkkkkhhkkk

EQUALS
PORO 0.12 /
/

--*BOX panel edit: PERMX set equal to 24 mD for box (1:29, 1:29, 1:1)
BOX

12912911/

EQUALS

PERMX 24/

/

ENDBOX

--*BOX panel edit: PERMX set equal to 50 mD for box (1:29, 1:29, 2:2)

BOX
12912922/
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EQUALS
PERMX 50 /
/

ENDBOX

--*BOX panel edit:

BOX
12912933/
EQUALS
PERMX 60 /

/

ENDBOX

--*BOX panel edit:

BOX
12912944/
EQUALS
PERMX 70 /

/

ENDBOX

--*BOX panel edit:

BOX
12912955/
EQUALS
PERMX 50 /

/

ENDBOX

--*BOX panel edit:

BOX
12912966/
EQUALS
PERMX 20 /

/

ENDBOX

--*BOX panel edit:

BOX
12912977/
EQUALS
PERMX 10 /

/

ENDBOX

--*BOX panel edit:

BOX
12912988/
EQUALS
PERMX 10 /

/

ENDBOX

--*BOX panel edit:

BOX
12912988/
EQUALS
PERMX 5 /

PERMX set equal to 60 mD for box (1:29, 1:29, 3:3)

PERMX set equal to 70 mD for box (1:29, 1:29, 4:4)

PERMX set equal to 50 mD for box (1:29, 1:29, 5:5)

PERMX set equal to 20 mD for box (1:29, 1:29, 6:6)

PERMX set equal to 10 mD for box (1:29, 1:29, 7:7)

PERMX set equal to 10 mD for box (1:29, 1:29, 8:8)

PERMX set equal to 5 mD for box (1:29, 1:29, 8:8)
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/
ENDBOX

--*BOX panel edit:

BOX
12912911/
EQUALS
PERMY 24 /

/

ENDBOX

--*BOX panel edit:

BOX
12912922/
EQUALS
PERMY 50 /

/

ENDBOX

--*BOX panel edit:

BOX
12912933/
EQUALS
PERMY 60 /

/

ENDBOX

--*BOX panel edit:

BOX
12912944/
EQUALS
PERMY 70/

/

ENDBOX

--*BOX panel edit:

BOX
12912955/
EQUALS
PERMY 50 /

/

ENDBOX

--*BOX panel edit:

BOX
12912966/
EQUALS
PERMY 20 /

/

ENDBOX

--*BOX panel edit:

BOX
12912977/
EQUALS
PERMY 10/

/

ENDBOX

PERMY set equal to 24 mD for box (1:29, 1:29, 1:1)

PERMY set equal to 50 mD for box (1:29, 1:29, 2:2)

PERMY set equal to 60 mD for box (1:29, 1:29, 3:3)

PERMY set equal to 70 mD for box (1:29, 1:29, 4:4)

PERMY set equal to 50 mD for box (1:29, 1:29, 5:5)

PERMY set equal to 20 mD for box (1:29, 1:29, 6:6)

PERMY set equal to 10 mD for box (1:29, 1:29, 7:7)
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--*BOX panel edit:

BOX
12912988/
EQUALS
PERMY 5/

/

ENDBOX

--*BOX panel edit:

BOX
12912911/
EQUALS
PERMZ 2.4 /
/

ENDBOX

--*BOX panel edit:

BOX
12912922/
EQUALS
PERMZ 5/

/

ENDBOX

--*BOX panel edit:

BOX
12912933/
EQUALS
PERMZ 6 /

/

ENDBOX

--*BOX panel edit:

BOX
12912944/
EQUALS
PERMZ 7 /

/

ENDBOX

--*BOX panel edit:

BOX
12912955/
EQUALS
PERMZ 5/

/

ENDBOX

--*BOX panel edit:

BOX
12912966/
EQUALS
PERMZ 2 /

/

ENDBOX

--*BOX panel edit:

PERMY set equal to 5 mD for box (1:29, 1:29, 8:8)

PERMZ set equal to 2.4 mD for box (1:29, 1:29, 1:1)

PERMZ set equal to 5 mD for box (1:29, 1:29, 2:2)

PERMZ set equal to 6 mD for box (1:29, 1:29, 3:3)

PERMZ set equal to 7 mD for box (1:29, 1:29, 4:4)

PERMZ set equal to 5 mD for box (1:29, 1:29, 5:5)

PERMZ set equal to 2 mD for box (1:29, 1:29, 6:6)

PERMZ set equal to 1 mD for box (1:29, 1:29, 7:7)
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BOX
12912977/
EQUALS
PERMZ 1/

/

ENDBOX

--*BOX panel edit: PERMZ set equal to 0.5 mD for box (1:29, 1:29, 8:8)

BOX
12912988/
EQUALS
PERMZ 0.5 /
/

ENDBOX

INCLUDE
'd:\TASA A 35000\ AGA_3_meses_goth.INC' /

PROPS

INCLUDE
'd:\TASA A 3500\AGA_3_meses_pvt.INC' /

-- OFFICE-PVTN-HEADER-DATA
-- Correlation Data

RPTPROPS

-- PROPS Reporting Options

/
PVTW

-- Water PVT Properties

10000 1* 1* 1* 1*
/

ROCK

-- Rock Properties

10000 3e-006
/

PVTO

-- Live Oil PVT Properties (Dissolved Gas)

0 15 1.092 1.18/
0.11 500 1178 1.1/
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0.213
0.289
0.375
0.453
0.465
0.538
0.626
0.697

/

PVDG

1000
1300
1600
1900
2000
2200
2500
2835
2900
3000
3300
3500
3700
4000
4100
4300
4500
4700
4900
5100
5300
5500
6000
6500
7000
7500
8000
9000
10000
11000

1.25
1.298
1.334
1.378
1.385
1.42
1.465
1.4778
1.477
1.4765
1.476
1.4755
1.475
1.4745
1.474
1.4735
1.473
1.4725
1.472
1.4715
1.471
1.4705
1.47
1.4695
1.469
1.4685
1.468
1.4675
1.467
1.4665

1/
0.95/
0.9/
0.84/
0.8165/
0.771
0.67/
0.61
0.6295
0.65
0.6798
0.6964
0.72
0.745
0.7582
0.7721
0.78
0.7915
0.7959
0.8
0.8046
0.8099
0.8195
0.828
0.8319
0.839
0.8399
0.8417
0.8435
0.8453/

-- Dry Gas PVT Properties (No Vapourised QOil)

14.7
500

259.91122
7.3805365

0.015194028
0.015559396
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1000 3.5920966
1500 2.3521198
2000 1.7480009
2500 1.3972188
3000 1.1722665
3500 1.0184982
4000 0.90859084
4500 0.82736516
5000 0.76571345
5500 0.71783994
6000 0.67988079
6500 0.64916102
7000 0.62376993
7500 0.60230636
8000 0.58371941
8500 0.56720547
9000 0.55213952
9500 0.53802809
10000 0.52447644
11000 0.49737314
/

DENSITY

-- Fluid Densities at Surface Conditions

57.01

/

INCLUDE

'd:\TASA A 3500\ AGA_3 meses_scal.INC' /

0.016183529
0.016991892
0.017955237
0.019045922
0.020232428
0.021480296
0.022754598
0.0240275
0.025271941
0.026468652
0.027609902
0.028691837
0.029719044
0.030699114
0.031646054
0.032577238
0.033510056
0.034464065
0.035467026
0.0362

62.37 0.066788

-- OFFICE-SCAL-HEADER-DATA

-- Office SCAL Keywords

RPTPROPS

-- PROPS Reporting Options

/
EHYSTR

-- Hysteresis Parameters
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0.1 4 1 25 'BOTH' 'RETR' 'DRAIN' 'GAS'

-- Office SCAL (SCAL) Data Section Version 2002A Jul 14 2002

-- File: agareduce_scal.inc
-- Created on: 19-Feb-2004 at: 10:35:50

o Fhkkkkkkkkkkkkkkkkkkkkkkkhkkkkkkkkkkkkkkkkhkkkkkkhkhkkkhkkkkkkhkhkkkhkkkkhkkkkkkhkkkk

-* WARNING *
-* THIS FILE HAS BEEN AUTOMATICALLY GENERATED. *
-* ANY ATTEMPT TO EDIT MANUALLY MAY RESULT IN INVALID DATA. *

*% *kkkkkkkhhhhhhhhrkkkkkkkkihhik *% *kkkkk *% *kkkkkkkkkkhhhkx

-- OFFICE-SCAL-HEADER-DATA
STONE1

-- Stone's Rel Perm Model 1
SWFN

-- Water Saturation Functions

0.2 0 6
0.25 0.005 5
0.3 0.01 4

0.35 0.015 3
0.4 0.022 2.4
0.45 0.0305 1.9
0.514 0.048 14
0.55 0.06492 1
0.6 0.10342 0.7
0.65 0.15642 0.4
0.7 0.22692 0.25

0.755 0.32 0.1
1 1 0

/

0.2 0 6
0.25 0.04 3
0.3 0.3 2

0.35 0.1666 1.15
0.4 0.2366 0.6
0.45 0.3066 0.3
0.5 0.3766 0.12

161



APENDICE llI

0.55 0.4466

1

/

SOF3

-- Oil Saturation Functions

0
0.1
0.2
0.25
0.3
0.357
0.4
0.45
0.5
0.55
0.6
0.65
0.7
0.75

0.2
0.267
0.312
0.35
0.4
0.5
0.55
0.6
0.65
0.7
0.75
0.8

1

0

0.02
0.045
0.06
0.084
0.119
0.169
0.231
0.304
0.3885
0.4865
0.5865
0.6865
0.7865

o O O o o

0.02
0.06
0.1415
0.2615
0.424
0.64
0.9

0
0

0
0

0.003
0.008
0.018
0.0309
0.0649
0.1149
0.1879
0.2879
0.4089
0.5514
0.72

0.048
0.14
0.4
0.9
0.9
0.9
0.9
0.9
0.9
0.9
0.9
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WAGHYSTR

-- WAG Hysteresis Parameters

0.58 1 'YES' 'YES' 'YES' 01 1* 1

0.58 1 'YES' 'YES' 'YES' 01 1* 1
/

SGFN

-- Gas Saturation Functions

0 0 0

005 O 0.09
0.1 0.0175 0.208
0.15 0.045 0.3645
0.2 0.083 0.57
0.25 0.1315 0.8155
0.3 0.188 1.0905
0.35 0.248 1.3875
0.4 0.318 1.69
0.45 0.398 2

0.5 0.488 2.32
0.55 0.5955 2.64

0 0 0

0.4 0 0
0.45 0.066 0.08
0.5 0.186 0.29
055 0.4 0.935
0.6 075 3

/
REGIONS

INCLUDE
'd:\TASA A 35000\AGA_3 meses_reg.INC' /

-- Office REG (REG) Data Section Version 2002A Jul 14 2002
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-- File: AGA_3 _meses_reg.INC
-- Created on: 22-Jul-2004 at: 16:35:38

*% *kkkkkkkhhhhhhhhrkkkkkkkkrkhik *%

-k WARNING

- THIS FILE HAS BEEN AUTOMATICALLY GENERATED.

*

- * ANY ATTEMPT TO EDIT MANUALLY MAY RESULT IN INVALID DATA. *

o Fhkkkkkkkkkkkkkkkkkkkkhkkkkhkkkkkkhkkkkkkkkkkkkkkkkhhkkhkkkkkkkkkkhkkkkkkkkkkhkkkk

-- OFFICE-REGION-HEADER-DATA
-- Off REG Regions: 2

-- Off REG Array: "IMBNUM"

-- Off REG Array: "SATNUM"

-- Office REG Keywords

IMBNUM
2523*2
/
ENDBOX
BOX
1 29 1 23 4
IMBNUM
667*2
/
ENDBOX
BOX
1 10 24 24 4
IMBNUM
10*2
/
ENDBOX
BOX
1 29 1 29 1
SATNUM
2523*1
/
ENDBOX
BOX
1 29 1 23 4
SATNUM
667*1
/
ENDBOX
BOX
1 10 24 24 4
SATNUM
10*1

3/

4]

4/

3/

4]

4/
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/
ENDBOX

SOLUTION

INCLUDE
'd:\TASA A 35000\ AGA_3_meses_init.INC' /

-- Office INIT (INIT) Data Section Version 2002A Jul 14 2002

-- File: AGA_3_meses_init.INC
-- Created on: 22-Jul-2004 at: 16:35:38

*% *kkkkkkkhhhhhhhhrkkkkkkkkrkhik *% *kkkkk *% *kkkkkkkkkkhhhkx

- WARNING *
- THIS FILE HAS BEEN AUTOMATICALLY GENERATED. *
- * ANY ATTEMPT TO EDIT MANUALLY MAY RESULT IN INVALID DATA. *

o Fhkkkkkkkkkkkkkkkkhkkkkkkhkkkkkkkkkkkkkhkkkhkkkkkhhkkhkkkkkhkkkkhkkkkhkkkkkkhkkkk

-- OFFICE-INIT-HEADER-DATA

-- Office INIT Keywords

EQUIL

-- Equilibration Data Specification

15900 10000 20000 0 0 0 1 1 1*
/

RSVD
-- Rs v Depth
15750 0.697
20000 0.697
/
DEBUG

-- Controls on Debug Output
11000000000000000000000000000000000000000000000

000000000/
RPTSOL

-- Initialisation Print Output
'SOIL' 'SWAT' 'SGAS' 'RESTART=2"/

SUMMARY
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INCLUDE
'd:\TASA A 3500\ AGA_3 meses_sum.INC' /

DATE
FGIR
FGPP
FGPT
FLPR
FOE
FOIP
FOPT
FPR
FWCT
FWIR
FWPP
FWPT
GGPP
/
GLPR
/
GWPP
/
TCPU
TCPUDAY
TCPUTS
WBHP
/
WBHP
i
WBHP
2"/
WBHP
'‘P1'/
WGIR
/
WGIT
/
WGOR
/
WGPP
/
WGPR
/
WLPR
/
WOPR
'P1/
WWCT
/
WWIR
/
WWIT
/
WWPP
/
WWPR
/
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-- End of Office Summary (SUM) Data Section

SCHEDULE

INCLUDE
'd:\TASA A 35000\ AGA_3_meses_sch.INC' /

-- Office Schedule (SCHED) Data Section Version 2002A Jul 14 2002

-- File: AGA_3_meses_sch.INC
-- Created on: 13-Aug-2004 at: 11:43:56

*% *kkkkkkkhhkhhhhhrkkkkkkkkrkhik *% *kkkkk *% *kkkkkkkkkkhhhkx

-k WARNING *
- THIS FILE HAS BEEN AUTOMATICALLY GENERATED. *
- * ANY ATTEMPT TO EDIT MANUALLY MAY RESULT IN INVALID DATA. *

o Fhkkkkkkkkkkkkkkkkkkkkkkkhkkkkkkhkkkkkkkkkkhkkkkkhhkkhkkkkkkhkkkkhkkkkhkkkkkkhkkkk

-- Off SCHED Units: "FIELD"

-- Off SCHED Wells: 3

-- Off SCHED Well: 129290108

-- Off SCHED Name: "INYAGUA" ™"

-- Off SCHED Completion: 1 2929 1

-- Off SCHED LGR:""

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Completion: 2 29 29 2

-- Off SCHED LGR:""

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Completion: 3 29 29 3

-- Off SCHED LGR:"™

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Completion: 4 29 29 4

-- Off SCHED LGR:"™

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Completion: 529 29 5

-- Off SCHED LGR:"™

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Completion: 6 29 29 6

-- Off SCHED LGR:"™

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Completion: 7 29 29 7

-- Off SCHED LGR:"™

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Completion: 8 29 29 8

-- Off SCHED LGR:"™"

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Well: 229291108

-- Off SCHED Name: "INYGAS" "

-- Off SCHED Completion: 12929 1

-- Off SCHED LGR:""

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Completion: 2 29 29 2

-- Off SCHED LGR:"™
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-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Completion: 3 29 29 3

-- Off SCHED LGR:"™

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Completion: 4 29 29 4

-- Off SCHED LGR:"™

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Completion: 529 29 5

-- Off SCHED LGR:"™

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Completion: 6 29 29 6

-- Off SCHED LGR:""

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Completion:; 7 29 29 7

-- Off SCHED LGR:""

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Completion: 8 29 29 8

-- Off SCHED LGR:™

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Well: 310101001008

-- Off SCHED Name: "P1" ™"

-- Off SCHED Completion: 110 10 1

-- Off SCHED LGR:""

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Completion: 2 10 10 2

-- Off SCHED LGR:""

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Completion: 310 10 3

-- Off SCHED LGR:"™

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Completion: 4 10 10 4

-- Off SCHED LGR:"™

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Completion: 510 105

-- Off SCHED LGR:""

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Completion: 6 10 10 6

-- Off SCHED LGR:"

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Completion: 7 10 10 7

-- Off SCHED LGR:™

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Completion: 8 10 10 8

-- Off SCHED LGR:""

-- Off SCHED Compdat: 0.25 -9.9999999e+032
-- Off SCHED Groups: 1

-- Off SCHED Group: "G"

-- Off SCHED Times: 334

-- Off SCHED Date: 1 1 2003 0

-- Off SCHED Time: 00

-- Off SCHED Date: 31 1 2003 1

-- Off SCHED Time: 30 30

-- Off SCHED Date: 2 3 2003 1

-- Off SCHED Time: 30 60

-- Off SCHED Date: 27 3 2003 1

-- Off SCHED Time: 25 85

-- Off SCHED Date: 1 4 2003 1

-- Off SCHED Time: 5 90
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-- Off SCHED Date

-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:

1520031
30 120
31520031
30 150

20 6 2003 1
20170
3062003 1
10 180
30720031
30 210
29820031
30 240
28920031
30 270
131020031
15 285
11120041
90 375
1812004 1
7382
1022004 1
23 405
1152004 1
91 496
9620041
29 525
1072004 1
31556
1172004 1
1557
8820041
28 585
892004 1
31616

16 9 2004 1
8624
1792004 1
1625
2792004 1
10 635
710 2004 1
10 645

6 11 2004 1
30675
71120041
1676
221120041
15691
26112004 1
4 695
3122004 1
7702

612 2004 1
3705

712 2004 1
1706
6120051
30 736
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-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:

4220051
29765
5220051
1766

6 320051
29795
7320051
1796
5420051
29 825
6420051
1826
5520051
29 855
6520051
1856
4620051
29 885
5620051
1886
5720051
30916
3820051
29 945
4820051
1946
3920051
30976
21020051
29 1005
31020051
11006
21120051
30 1036
11220051
29 1065
21220051
11066
1120061
30 1096

30 12006 1
291125
31120061
11126
2320061
30 1156

31 3 2006 1
29 1185
1420061
11186
1520061
301216
3052006 1
29 1245

30 6 2006 1
311276
297 2006 1
29 1305
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-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
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30 1936
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29 1965
2052008 1
11966
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30 1996
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13102008 1
27 2112

APENDICE llI



APENDICE llI

-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:

1710 2008 1
42116
1511 2008 1
29 2145
15122008 1
30 2175

16 12 2008 1
12176
1412009 1
29 2205
13220091
30 2235
1422009 1
12236
1532009 1
29 2265
1542009 1
312296
1452009 1
29 2325
1552009 1
12326
1362009 1
29 2355

14 6 2009 1
12356
13720091
29 2385
13820091
312416

28 8 2009 1
15 2431
11920091
14 2445
1292009 1
12446
12102009 1
30 2476
101120091
29 2505
111120091
12506
22112009 1
11 2517
3011 2009 1
8 2525
1012 2009 1
10 2535
11122009 1
12536

16 12 2009 1
52541
26122009 1
10 2551
29122009 1
3 2554
9120101
11 2565
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15 2702
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32719
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10 2729
8720101
16 2745
9720101
12746
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30 2776
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29 2805
7920101
12806
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12866
101120101
42870
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5120111
12926
4220111
30 2956
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17220141
29 4065
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20320141
30 4096
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29 4125
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294185
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29 4905
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178



APENDICE llI

-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:

26820181
305716
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25102018 1
305776
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30 5806
24122018 1
30 5836
23120191
30 5866
22220191
30 5896
24320191
30 5926
23420191
30 5956
23520191
30 5986
22620191
30 6016
22720191
30 6046
21820191
30 6076
20920191
30 6106
201020191
30 6136
191120191
30 6166
191220191
30 6196
18120201
30 6226
17220201
30 6256
18320201
30 6286
17420201
30 6316
17520201
30 6346

16 6 2020 1
30 6376

16 7 2020 1
30 6406
1582020 1
30 6436
14920201
30 6466
141020201
30 6496
131120201
30 6526
131220201
30 6556

179



APENDICE llI

-- Off SCHED Date:

12120211

-- Off SCHED Time: 30 6586

-- Off SCHED Date:

11220211

-- Off SCHED Time: 30 6616

-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:
-- Off SCHED Date:
-- Off SCHED Time:

13320211
30 6646
12420211
30 6676
12520211
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10820211
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9920211
30 6826
91020211
30 6856

-- Off SCHED END: 9 10 2021

RPTSCHED

'PRES' 'SOIL' 'SWAT' 'SGAS' 'RESTART=2" 'FIP=1" '"WELLS=1"/

DRSDT
0 ALL"/

WELSPECS

INYAGUA''G' 29 29 15900 'WATER' 1* 'STD' 'SHUT' 'NO' 1* 'SEG' 1* /

/

WELSPECS

'INYGAS' 'G' 29 29 15900 'GAS' 1* 'STD' 'SHUT' 'NO' 1* 'SEG' 1*/

/

WELSPECS

'P1''G' 10 10 15900 'OIL' 1* 'STD' 'SHUT' 'NO" 1* 'SEG" 1* /

/

COMPDAT

INYAGUA'2929 1 8 'OPEN'0 1* 0.25 3*'Z' 1*/

/

COMPDAT

'INYGAS' 29291 8'OPEN'0 1* 0.25 3*'Z' 1*/

/

COMPDAT

'P1'10 10 1 8'OPEN'0 1* 0.25 3*'Z' 1*/

/

WCONINJE

'INYAGUA' 'WATER' 'SHUT' 'BHP' 1* 3500 9500 3* /

/

WCONINJE

'INYGAS' 'GAS' 'SHUT' 'BHP" 1* 3500 9500 3* /
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/
WCONPROD

'P1''OPEN' 'BHP' 8000 4* 9500 3* /
/
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NOMENCLATURA

NOMENCLATURA
A= Area de seccion transversal perpendicular al flujo [ft?]
AGA = proceso de inyeccion de agua y gas en forma alternada
a* (Sgy) = factor que controla el impacto del gas atrapado sobre S,
B, = Factor volumétrico de formacion del petroleo [Bn/By]
B,, = Factor volumétrico de formaciéon del agua [Bn/By]

dp, = derivada de la presioén del petrdleo en la direccién x

dx . ., . .,
d—:derlvada de la presion del agua en la direcciéon x
Pw

E, = eficiencia de barrido horizontal, adimensional

E,, = eficiencia de desplazamiento microscopico, adimensional
Ev = eficiencia de barrido vertical, adimensional

g = Aceleracion de la gravedad [ft/seg?]

g/w = relacion gas-agua

k = permeabilidad, darcy

kg = permeabilidad al gas, darcy

ko, = permeabilidad al petréleo, darcy

k.= permeabilida relativa, darcy

L = Longitud, ft[m]
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NOMENCLATURA

M = razon de movilidad, adimensional

N. = nimero capilar

Pc = presion capilar, psi [Pa]

Pcmax = presion capilar maxima, psi [Pa]

Pnw = presion capilar de la fase no mojante, psi [Pa]
Pw = presion capilar de la fase mojante, psi [Pa]
POES = Petréleo original en sitio, [Bn]

g, = tasa de petréleo, [Bn/dia]

qw = tasa de agua, [Bn/dia]

r. = radio del canal capilar, pie

REC = recobro del petréleo, fraccid

RED-GAS = reduccion de k4 desde flujo bifasico a flujo trifasico.

RED-WAT = Reduce la Ky
Sy = saturacion de gas, fraccion
S, = saturacién de liquido, fraccion

Sor = saturacioén residual de petréleo, fraccion

Sorg = saturacion residual del petréleo al gas, fraccion

Sow = saturacion de petréleo al agua, fraccion

Ssovent = Saturacion del solvente, fraccion
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NOMENCLATURA

Sw = saturacion del agua, fraccion

Swe 6 Sy = saturacion residual del agua, fraccion
v = velocidad, ft/dia

Vp = volumen poroso, [By]

o = angulo del yacimiento con respecto a la horizontal, [°]
6. = angulo de contacto, [°]

M = viscosidad, cp

Mg = Vviscosidad del gas, cp

Mo = viscosidad del petroleo, cp

MUs = viscosidad del solvente, cp

Mw = Viscosidad del agua, cp

p = densidad del fluido, Iom/cu ft [g/cm®]

pg = densidad del gas, Ibm/cu ft [g/cm?]

Po = densidad del petréleo, Ibm/cu ft [g/cm®]

ps = densidad del solvente, Ibm/cu ft [g/cm?]

pw= densidad del agua, Ibm/cu ft [g/cm®]

o = tensién superficial e interfacial, dinas/cms

0, = tension superficial e interfacial del petrdleo, dinas/cms
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NOMENCLATURA

Oos = tension superficial e interfacial entre las superficie y el petroleo,

dinas/cms
Oow = tension superficial e interfacial entre el agua y el petrdleo, dinas/cms
o, = tension superficial e interfacial del agua, dinas/cms

ows = tension superficial e interfacial entre la superficie y el agua,

dinas/cms
w = Pardmetro de mezcla del modelo de todd and longstaff
¢ = porosidad de la roca, fraccion
Ah = delta de altura, ft
Ap = delta de densidades, Ibm/cu ft [g/cm?]
Modelo de Killough®®
ki = permeabilidad relativa al gas, darcy
kin = permeabilidad relativa de la fase no mojante, darcy

k"' = permeabilidad relativa de la fase no mojante en el proceso de

drenaje, darcy

k'™ = permeabilidad relativa de la fase no mojante en el proceso de
imbibicién, darcy

kro = permeabilidad relativa al petréleo, darcy

kiog = permeabilidad relativa al petroleo en el sistema bifasico gas-

petréleo, darcy

krow = permeabilidad relativa al petréleo en el sistema bifasico agua-
petréleo, darcy
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NOMENCLATURA

knw = permeabilidad relativa al agua, darcy

kn"" = permeabilidad relativa al agua en el proceso de drenaje, darcy
knw ™ = permeabilidad relativa al agua en el proceso de imbibicién, darcy
P. = presion capilar

P.>" = presién capilar en el proceso de drenaje

P.'™ = presién capilar en el proceso de imbibicién

Pcow = presion capilar en el sistema bifasico agua-petroleo

Sy = Saturacion de gas

Sy = Saturacion de la fase no mojante

Syt = Saturacién histérica maxima de la fase no mojante

S\ = Saturacién méaxima posible de la fase no mojante

Snr= Saturacion residual o entrampada de la fase no mojante

Sne® = Saturacién maxima posible residual o entrampada de la fase no

mojante

S, = Saturacion de petroleo

S, = Saturacion de agua (saturacion de la fase mojante)
Sy = Saturacion de agua connata o residual

S, ' = Saturacién de la fase mojante usada para la generacién de las

curvas scanning reversas
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Modelo de Francis M. Carlson®

C = constante de Land, constante para cada tipo de roca, caracteristica de

entrampamiento
kinw = permeabilidad relativa de la fase no mojante, darcy
Snw = Saturacién de la fase no mojante, fraccién de espacio de poro

Snwe = Saturacion critica de la fase no mojante, fraccion de espacio de

poro

S = Saturacion libre o continua de la fase no mojante, fraccion de

espacio de poro

Snwi = Saturacion histérica maxima de la fase no mojante alcanzada antes
del cambio de proceso desde drenaje a imbibicion, fraccion de espacio de
poro

Snwr = Saturacion residual de la fase no mojante entrampada después de
completada la fase mojante de imbibicién cuando la curva de imbibicién

ha comenzado a Sy, fraccion de espacio de poro

Nomenclatura de Kossack®
kg = permeabilidad relativa al gas, darcy
kg p = permeabilidad relativa al gas en el proceso de drenaje, darcy
kg 1 = permeabilidad relativa al gas en el proceso de imbibicion, darcy
k., = permeabilidad relativa al petréleo, darcy

krog p = permeabilidad relativa al petroleo-gas en el proceso de drenaje,
darcy
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krog 1 = permeabilidad relativa al petroleo-gas en el proceso de imbibicion,

darcy
k.ow = permeabilidad relativa al petréleo-agua, darcy

k.ow p = permeabilidad relativa al petréleo-agua en el proceso de drenaje,

darcy

kiow 1 = permeabilidad relativa al petréleo-agua en el proceso de

imbibicion, darcy

k. = permeabilidad relativa al agua, darcy

kv p = permeabilidad relativa al agua en el proceso de drenaje, darcy
kv 1= permeabilidad relativa al agua en el proceso de imbibicién , darcy
Pc = presion capilar, psi [Pa]

Pcgo b = Presion capilar gas-petroleo en el proceso de drenaje, psi [Pa]
Pcgo 1= presion capilar gas-petréleo en el proceso de imbibicion, psi [Pa]
Pcwo p = presion capilar agua-petréleo en el proceso de drenaje, psi [Pa]
Pecwo 1 = Presion capilar agua-petréleo en el proceso de imbibicién, psi [Pa]

Sny = Saturacion donde la curva scanning corta la curva de drenaje,

fraccion

Sneri = Saturacion de la fase no mojante en el punto final de la curva de

imbibicion, fraccion

Snera = Saturacion de la fase no mojante en el punto final de la curva de

drenaje, fraccion
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Snert = Saturacion de la fase no mojante en el punto final de la curva

scanning, fraccion

Sy = Saturacion de gas, fraccion

S, = Saturacion de petrdleo, fracciéon

Sw = Saturacion de agua, fraccion

Sweonnata = Saturacion de agua connota, fraccion

S, = Saturacion de agua inicial en el proceso AGA, fraccion
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