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Resumen: EI objetivo principal fue comparar el método de lineas de flujo
(Streamline) versus la simulacibn numérica convencional, evaluando los procesos de
inyeccion de agua e inyeccion de gas. En la realizacion de este estudio se trabajo
con el simulador de lineas de flujo 3DSL (Three-Phase Black-Oil Streamline-Based

Reservoir Simulator) y con el simulador numérico para petréleo negro Eclipse 100.

Para llevar a cabo este objetivo, primero se realizé una revisién del método de lineas
de flujo, asi como de sus aplicaciones practicas. Posteriormente se realizaron
simulaciones en las que se cargaron datos historicos, y asi observar el
comportamiento de ambos simuladores, analizando las respectivas respuestas de

produccion.

De los resultados obtenidos se puede concluir que la simulacion con lineas de flujo
no viene a sustituir la simulacion numeérica convencional, por el contrario, es una
herramienta de gran utilidad en casos donde la simulacion convencional resulta dificil

aplicar.
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Introduccion

INTRODUCCION

El objetivo principal de cualquier método de simulacion de yacimientos es predecir
el comportamiento del flujo de petrdleo en procesos de recobro. Los modelos de
yacimientos mas realisticos en combinacién con el uso del simulador de

yacimientos adecuado, produciran la respuesta mas exacta.

Muchos avances se han realizado en métodos geoestadisticos y su capacidad
para construir imagenes mas reales del yacimiento. Modelos en el orden de 10°y
10" celdas son rutinariamente generados. Debido a que la informacion
deterministica de las propiedades del subsuelo es limitada, los ingenieros de
yacimientos y geologos prefieren una descripcién estocéastica del yacimiento, es

decir, generar multiples realizaciones con millones de celdas.

La capacidad de los simuladores de yacimientos para resolver las ecuaciones
diferenciales que se generarian usando grandes modelos de simulacién, no han
seguido los pasos en lo que respecta al numero de celdas que se pueden usar en
modelos geoestadisticos. La soluciébn a este problema estard basada en los
avances de los equipos de computacion (Hardware). El tamafio del problema y la
velocidad del simulador estan directamente relacionados al numero de
procesadores y su velocidad. Un segundo enfoque es mejorar la eficiencia del
método de simulacion por si mismo. Esta es la meta del método de lineas de flujo

(Streamline).

El objetivo del presente trabajo es hacer una comparacion entre el método de
lineas de flujo y la simulacion numérica convencional, evaluando procesos de
recuperacion secundaria como la inyeccién de agua y la inyeccion de gas. Asi
mismo, evaluar las posibles aplicaciones que tiene la simulacion con lineas de

flujo.
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Para la realizacion del presente estudio, se utilizd el modelo de un yacimiento
ubicado al Norte del Estado Monagas. Las simulaciones fueron realizadas con, el
simulador 3DSL (Three-Phase Black-Oil Streamline-Based Reservoir Simulator)
para las lineas de flujo, y el simulador de petrdleo negro Eclipse 100 como el

simulador numérico convencional.

El yacimiento esta dividido en tres bloques, a saber: Blogue Oeste, Bloque Central
y Blogue Este; para el presente trabajo se utilizaron dos bloques, el Blogue Oeste,
para la inyeccion de agua, y el Bloque Este, para la inyeccion de gas. Con estos
modelos se evalué de una manera conceptual la respuesta del simulador de lineas
de flujo, de igual manera, se incorporaron los datos de produccién para tener un

punto de comparacion entre ambos simuladores.

De acuerdo con los resultados obtenidos, se obtuvieron las respectivas
conclusiones y se dan las correspondientes recomendaciones para la aplicabilidad

del método de lineas de flujo.
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CAPITULO 1

1. Planteamiento del Problema

En el presente trabajo especial de grado se busca hacer una comparacion del
método de lineas de flujo (Streamline) versus la simulacion numérica
convencional, mediante el uso de dos paquetes comerciales, 3DSL (Three-Phase
Black-Oil Streamline-Based Reservoir Simulator) de StreamSim Technologies Inc.,
como simulador de lineas de flujo, y Eclipse 100 de Schlumberger Geoquest,

como simulador numérico convencional.

Con ambos simuladores se evaluara, el proceso de inyeccion de agua y el proceso

de inyeccion de gas en un yacimiento ubicado al norte del Estado Monagas.

Cabe destacar que existe un modelo estético del yacimiento, el cual es utilizado
para el pronéstico de produccion a mediano / largo plazo del campo. Debido a su
complejidad, su tiempo de ejecucion es largo y se requiere una herramienta mas
rapida para evaluar varias hipotesis con respecto al seguimiento de la inyeccion,

por lo que el simulador de lineas de flujo podria ser una alternativa.

1.1. Objetivos

En este trabajo se contempla un estudio de simulacion aplicando la metodologia
de lineas de flujo a un proyecto de mantenimiento de presion, a través de la
inyeccion de agua y la inyeccién de gas, para lo cual, es necesario hacer una
evaluacion del modelo y determinar su aplicabilidad.
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Se realizara el estudio de la respuesta del simulador de lineas de flujo a la
variacion de los intervalos de tiempo, asi como se observara el tiempo de duracion
de cada corrida en los modelos, adicionalmente, se incluirdn los datos de
produccion del yacimiento para realizar el cotejo historico, y, con los resultados

obtenidos realizar la comparacion entre ambos simuladores (Eclipse 100 y 3DSL).

1.2. Alcance del trabajo

Revisién de la bibliografia existente sobre la metodologia y aplicaciones

del método de lineas de flujo (Streamline).

Breve descripcion del método de lineas de flujo.

Aplicabilidad del método de lineas de flujo.

Comparacion del simulador de lineas de fluo con el simulador

convencional a partir de los resultados obtenidos en este yacimiento, para

los procesos de inyeccion de agua y de gas.
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CAPITULO 2

1. Conceptos Basicos

Para lograr un claro entendimiento de los mecanismos de recuperacion mejorada
se requieren conocer ciertas propiedades de la roca y los fluidos envueltos en

estos procesos. A continuacion se presentan algunas de estas propiedades.

1.1 Permeabilidad

La permeabilidad es la propiedad de la roca que permite medir con que facilidad
se mueve un determinado fluido a través del medio poroso interconectado de la
misma. Cuando un medio poroso esta saturado completamente con un solo fluido,
se habla de Permeabilidad Absoluta “K”. Por otro lado si dicho espacio se
encuentra saturado con mas de un fluido, entonces se habla de Permeabilidad
Efectiva, ya que cada fluido tendra mas o menos facilidad de fluir a través del

espacio poroso.

Henry Darcy fue un investigador francés, el cual experimentd con flujo de fluidos
en medio poroso, es por esta razon que la unidad de permeabilidad se denomino
“Darcy”. Un Darcy es el resultado de aplicar en un medio poroso de un centimetro
cuadrado de seccion transversal por un centimetro de longitud, un diferencial de
presién de una atmaosfera, obteniéndose como resultado un flujo de un fluido de un

centipoise de viscosidad a una velocidad de un centimetro por segundo.
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1.1.1. Permeabilidad Efectiva

La permeabilidad efectiva es la habilidad con la que se mueve un fluido en el
medio poroso interconectado, cuando dicho medio se encuentra saturado con mas
de un fluido. Si el medio esta saturado con petréleo, agua y gas se hablara de
permeabilidad efectiva del petrdleo, del agua y del gas (Ko, Kw y Kg

respectivamente).

1.1.2. Permeabilidad Relativa

Una forma de normalizar las permeabilidades efectivas es dividirlas entre la
permeabilidad absoluta. En este caso, se estara en presencia de permeabilidades

relativas (Kro, Krw y Krg).

Kri=Ki/K (Ec.2.1)

Donde:

i = fase estudiada (petréleo, gas o agua )
Kri = Permeabilidad Relativa del fluido i
Ki = Permeabilidad Efectiva del fluido i

K = Permeabilidad Absoluta

La permeabilidad absoluta de la roca depende directamente de parametros tales
como el tamafio de los granos de la matriz, el escogimiento de los mismos, el
coeficiente o grado de cementacion y del efecto de compactacién que sufre el
espacio poroso a lo largo de cierto periodo de produccién, cuando se esta en

presencia de rocas no consolidadas.

Cuando se habla de permeabilidades efectivas y relativas, implicitamente se

conoceran los valores de saturacion de fluidos en el medio poroso y también las
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condiciones de humectabilidad del medio poroso. La variacion de las saturaciones
de los fluidos indicara cual fluido tendrd mayor facilidad de movimiento en el medio
poroso, siendo proporcional el incremento de permeabilidad relativa con el
incremento de saturacién del fluido. Cuando se esta en presencia de un medio
saturado por dos fluidos inmiscibles y en la misma proporcion (50% cada uno) el
fluido que tenga la menor facilidad de movimiento o menor permeabilidad relativa
sera el fluido mojante, ya que el medio poroso ejerce una fuerza de atraccion

mayor con el fluido que moja la roca.

1.2 Compresibilidad de larocay de los fluidos

La compresibilidad o moédulo volumétrico de elasticidad €) , se define como el
cambio en el wlumen por unidad volumétrica por cambio unitario en presion, es

decir:

c=- 1av (Ec.2.2)

V dp
Donde:
¢ = compresibilidad
V =volumen

dV/dp = cambio en el volumen por cambio unitario en presion.

Como dV/dp es una pendiente negativa, el signo negativo convierte la
compresibilidad en positiva. Esta definicion aplica tanto para la compresibilidad de

los fluidos en el yacimiento, como para la compresibilidad de la formacion.

La compresibilidad de los fluidos en el yacimiento es afectada por la temperatura,

presion y cantidad de gas en solucion. Debido a que los valores del volumen V y
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de la pendiente dV/dp son distintos para cada presion, la compresibilidad del
petroleo (c,) varia segun la presion, aumentando a medida que la presion
disminuye. En algunos casos, la compresibilidad del agua de formacién (cy)
contribuye en alto porcentaje a la produccion de los yacimientos volumétricos por
encima del punto de burbujeo. Por otro lado, en yacimientos con grandes
acuiferos asociados este factor (c,) permite obtener altos recobros sin

considerables descensos en la presion del reservorio.

Cuando la presion interna del fluido en los poros de una roca es menor que la
presion externa (sobrecarga de los sedimentos), el volumen de la matriz aumenta
y el espacio poroso se reduce. El cambio de porosidad depende sélo de la
diferencia entre las presiones (externa e interna) y no de los valores absolutos de
las presiones’. La compresibilidad del volumen poroso (c;) para cualquier
diferencia entre las presiones externa e interna, se define como el cambio de

volumen poroso por unidad de volumen poroso por cambio unitario de presion?.

1.3 Viscosidad

El comportamiento de flujo de liquidos y gases estda determinado por su
viscosidad, la cual es una propiedad relacionada con la resistencia que una parte
de un fluido ofrece al flujo de la otra parte del fluido, y obedece a la friccion interna

entre las moléculas.

La unidad CGS de la viscosidad dinamica (n) es el “poise”, pero la unidad
comunmente usada en el centipoise. En el caso del agua, la viscosidad dinadmica a

temperatura ambiente normal es de 1 centipoise.

La viscosidad cinemética es igual a la dinamica dividida por el peso especifico del

fluido en g/cm?, y se expresa en “stokes”.
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La viscosidad de casi todos los liquidos disminuye a medida que aumenta la
temperatura. Un comportamiento opuesto se observa en el caso de gases a
presiones moderadas. A altas presiones el comportamiento de la viscosidad de los

gases se hace cada vez mas similar al de los liquidos.
1.4 Movilidad y Razén de Movilidades

Después de haber comprendido los conceptos anteriormente explicados en este
capitulo, la definicion de movilidad serd un parametro de facil compresion, ya que
esta propiedad no es mas que la relacion entre la permeabilidad efectiva de un
fluido en el medio poroso y su viscosidad, medidas a las mismas condiciones de

presion y temperatura.

La movilidad se denota con la letra griega gamma (I ) y viene expresada por la

siguiente ecuacion:

=2 (Ec. 2.3)
m

Donde:
i = fase estudiada (petréleo, gas o agua).
Ki = Permeabilidad efectiva del fluido i.

m = Viscosidad del fluido i.

La movilidad en el yacimiento, que por lo general toma en cuenta dos fases
desplazandose al mismo tiempo, es un parametro que indica que fluido fluira con

mayor facilidad.
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Por lo general la movilidad del gas es mucho mayor a la del agua y a su vez esta

ultima en la mayoria de los casos es mayor a la del petréleo.

Al estudiar en el yacimiento cualquier fase, la movilidad es inversamente
proporcional a la viscosidad, es decir si la viscosidad del fluido disminuye, la

movilidad del mismo aumenta.

Por otra parte, la raz6n de movilidades es un pardmetro que toma en cuenta
(cuando se habla de flujo de dos fases en el yacimiento) el comportamiento de la
movilidad de un fluido respecto al otro. Un ejemplo practico es el desplazamiento
de petrdleo con agua donde la relacion entre la fase desplazante y la fase

desplazada se resume en la siguiente ecuacion:

M=— (Ec. 2.4)

Donde:
M = Razén de movilidades.

| w = Movilidad del agua.

| o = Movilidad del petrdleo.

En un proceso de desplazamiento la razén de movilidad relaciona la movilidad del
fluido desplazante, en la porcion del yacimiento que ha contactado, con la
movilidad del petr6leo en la zona de petrdleo. Mientras mayor sea M, menor sera

el recobro en el momento de alcanzar la ruptura®.
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1.5 Eficiencias de barrido

La determinacion del petréleo in situ al comienzo de una invasion depende de
varios factores que se basan en la informacion geolégica, saturaciones de los
fluidos y analisis PVT. Las eficiencias de barrido estan influenciadas por otros
factores que dependen del espaciamiento y arreglo de los pozos, de la distribucion
de presion, de las propiedades de las rocas y de los fluidos y de la heterogeneidad
del yacimiento. Colectivamente las eficiencias de barrido areal y vertical
determinan la eficiencia de barrido volumétrico, Ey, la cual representa la fraccion
del volumen del yacimiento que es contactada por el fluido inyectado. La fraccion
de la saturacion de petréleo desplazada de la porcién del yacimiento contactada

por el fluido inyectado es la eficiencia de desplazamiento, Ep.
1.5.1 Eficiencia de barrido areal

La eficiencia de barrido areal, Ex, se define como la fraccidon del area horizontal del

yacimiento donde ha ocurrido el proceso de recuperacion secundaria. Es decir:

_areahorizontal invadida
A area horizontal total invadible

E (Ec. 2.5)

La eficiencia de barrido areal se relaciona con factores que se dan en la
naturaleza, por lo tanto, son incontrolables; entre ellos: las propiedades de las
rocas (porosidad, permeabilidad, conductividad) y las propiedades del sistema
roca-fluidos (angulo de contacto, permeabilidades relativas, presiones capilares),
las cuales tiene una influencia directa sobre el volumen de oca invadida por el
flujo inyectado, asi como también sobre la direccion y velocidad del movimiento de

los fluidos.

11
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1.5.2. Eficiencia de barrido vertical

Debido principalmente a la heterogeneidad del yacimiento, s6lo una fraccion del
area vertical del yacimiento es contactada por el fluido desplazante. Esta fraccion,
referida al area vertical total del yacimiento, se denomina eficiencia de barrido

vertical.

_ areavertical invadida
V' areavertical totalinvadible

E (2.6)

2. Métodos Convencionales de Recobro Adicional®.

Las fuerzas primarias que actian en los yacimientos de petréleo como
mecanismos de recuperacion de petréleo, generalmente se han complementado
mediante la inyeccion de agua y de gas como procesos secundarios, con el fin de
aumentar la energia y, en consecuencia, el recobro. Posteriormente se han
utilizado otros procesos de recuperacion mejorada de petroleo, pero su aplicacién
ha estado limitada por la rentabilidad que se requiere para su explotacion
comercial. Por esta razén, la inyeccion de agua y de gas, contintan siendo los
métodos convencionales mas utilizados para obtener un recobro extra de petrdleo

de los yacimientos.

Consideraciones Generales paralainyeccion de fluidos

En un yacimiento la presion puede mantenerse constante inyectando agua en la

base del mismo, para sustituir el volumen del fluido que se extrae en produccion.

La inyeccion de fluidos ejecuta entonces tres funciones:

12
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Al mantener la presion del yacimiento, la liberacion del gas en solucion, no se
produce en el yacimiento. Con esto se evita la disminucion en la produccion
ocasionada por la reduccién de permeabilidad efectiva al petréleo y la creaciéon

de capas secundarias de gas.

Al mantener la presion del yacimiento, el abastecimiento de energia del
yacimiento se efectla continuamente, evitando que se reduzca la produccion

de petrdleo que se debe a la disminucion de presién en el yacimiento.

Los fluidos inyectados desplazan los fluidos en el yacimiento hacia los pozos

de produccion.

2.1.Inyeccion de Agua

Es el proceso mas conocido como método de recuperacion secundaria.

2.1.1. Tipos de Inyeccion

De acuerdo con la posicion de los pozos inyectores y productores, la inyeccion de

agua se puede llevar a cabo de dos formas diferentes:

2.1.1.1. Inyeccion periférica o externa

Consiste en inyectar el agua fuera de la zona de petrdleo, en los flancos del

yacimiento.

13
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Caracteristicas:

.- Se utiliza cuando no se posee una buena descripcion del yacimiento y/o la

estructura del mismo favorece la inyeccion de agua.

.- Los pozos de inyeccion se colocan en el acuifero, fuera de la zona de petréleo.

Ventajas:

.- Se utilizan pocos pozos.

.- No requiere de la perforacion de pozos adicionales, ya que se pueden usar
pozos productores viejos como inyectores. Esto disminuye la inversion en areas
donde se tienen pozos perforados en forma irregular o donde el espaciamiento de

los pozos es muy grande.

.- Rinde un recobro alto de petréleo con un minimo de produccién de agua. En
este tipo de proyectos, la produccion de agua puede ser retrasada hasta que el
agua llegue a la dltima fila de pozos productores. Esto disminuye los costos de las

instalaciones de produccion de superficie para la separacion agua-petroleo.

Desventajas:

.- No es posible realizar un seguimiento detallado del frente de invasion, como si

es posible hacerlo en la inyeccion de agua en arreglos.

.- En algunos yacimientos, no es posible mantener la presién de la parte central
del mismo y es necesario hacer una inyeccion en arreglos en esa parte de los

yacimientos.

14
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.- Puede fallar por no existir una buena comunicacion entre la periferia y el centro

del yacimiento.

.- El proceso de invasién y desplazamiento es lento y, por lo tanto, la recuperaciéon

de la inversién es a largo plazo.

2.1.1.2.Inyeccion en arreglos o dispersa

Consiste en inyectar el agua dentro de la zona de petréleo. El agua invade esta
zona y desplaza los fluidos (petréleo/gas) del volumen invadido hacia los pozos
productores. Este tipo de inyeccién también se conoce como inyeccion de agua
interna, ya que el fluido se inyecta en la zona de petr6leo a través de un ndmero
apreciable de pozos inyectores que forman un arreglo geométrico con los pozos

productores.

Caracteristicas:

.- La seleccion del arreglo depende de la estructura y limites del yacimiento, de la
continuidad de las arenas, la permeabilidad, la porosidad y del nimero y posicion

de los pozos existentes.

.- Se emplea, particularmente, en yacimientos con poco buzamiento y una gran

extension areal.

.- A fin de obtener un barrido uniforme, los pozos inyectores se distribuyen entre
los pozos productores, para lo cual se convierten los pozos productores existentes
en inyectores, o se perforan pozos inyectores interespaciados. En ambos casos, el
proposito es obtener una distribucién uniforme de los pozos, similar a la utilizada

en la fase primaria de produccion.
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Ventajas:

.- Produce una invasion mas rapida en yacimientos homogéneos, de bajos
buzamientos y bajas permeabilidades efectivas con alta densidad de pozos,
debido a que la distancia inyector-productor es pequefia. Esto es importante en

yacimientos de baja permeabilidad.

.- Rapida respuesta del yacimiento.

.- Elevadas eficiencias de barrido areal.

.- Permite un buen control del frente de invasién y del factor de reemplazo.

.- Disminuye el efecto negativo de las heterogeneidades sobre el recobro.

.- Rapida respuesta en presiones.

Desventajas:

.- En comparacion con la inyeccion externa, este método requiere una mayor

inversion, debido al alto nUmero de pozos inyectores.

.- Exige un mayor seguimiento y control, y por lo tanto, mayor cantidad de recursos

humanos.
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2.2.Inyeccién de Gas

El objetivo principal de la inyeccién de gas es mantener la presion a cierto valor o
suplementar la energia natural del yacimiento. El primer caso se conoce como
mantenimiento total de presion y el segundo, como mantenimiento parcial. Ambos
dan lugar a un incremento en el recobro de petréleo, a una mejora en los métodos

de produccion y a la conservacion del gas.

A diferencia de la inyeccion de agua donde soélo ocurre un desplazamiento
inmiscible, en el proceso de inyeccion de gas puede darse también un

desplazamiento miscible.

La inyeccion de gas en un yacimiento de petroleo se realiza bien sea dentro de la
capa de gas si ésta existe o, directamente, dentro de la zona de petréleo. Cuando
existe una capa de gas originalmente en el yacimiento, o cuando se ha ido
formando una por segregacion durante la etapa primaria, el gas inyectado ayuda a
mantener la presion del yacimiento y hace que el gas de la capa entre en la zona
de petréleo y lo empuje hacia los pozos productores. Si la inyeccion se realiza en
un yacimiento sin capa de gas, el gas inyectado en principio fluye radialmente

desde los pozos inyectores y empuja el petréleo hacia los pozos productores.

La inyeccion de gas dentro del yacimiento puede aumentar la tasa de flujo de

petroleo debido a los siguientes mecanismos:

.- Reduccién de la viscosidad: el gas inyectado se disuelve en el petréleo crudo
y reduce su viscosidad y, por lo tanto, la resistencia al flujo cerca del pozo de
inyeccion también se reduce. De esta manera, se forma un banco de petrdleo de
menor viscosidad alrededor del pozo. Sélo se requieren reducciones moderadas
para lograr los beneficios de este mecanismo, pero, para que esto ocurra, la

eficiencia del contacto del gas inyectado y del petréleo debe ser buena.
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- Aumento de la energia del yacimiento: el gas inyectado aumenta la energia
del yacimiento, efecto transitorio que dura sélo un corto tiempo, lo cual puede ser

el principal efecto cuando los periodos de inyeccién de gas son cortos.

.- Eliminacion de depoésitos sélidos: la tasa de flujo aumentara al eliminar, del
pozo inyector o de las zonas adyacentes del yacimiento, los depdésitos sélidos de
hidrocarburos, como asfaltenos. Hay que tener en cuenta que el flujo de petréleo

se reducira como consecuencia del aumento de la saturacion del gas.

2.2.1. Tipos de Inyeccidn

Las operaciones de Inyecciébn de gas se clasifican en dos tipos generales:

inyeccién de gas interna o dispersa e inyeccion de gas externa.

2.2.1.1.Inyeccion de gas interna o dispersa

Este proceso se refiere a la inyeccion de gas dentro de la zona de petréleo. Se
aplica, por lo general, en yacimientos con empuje por gas en solucién, sin capa de
gas inicial y donde hay tendencia a desarrollarse una capa de gas secundaria.
Cierta cantidad del gas inyectado se produce con el petrdleo al poco tiempo de

haber sido inyectado.

Caracteristicas:

.- Se aplica en yacimientos homogéneos, con poco buzamiento y relativamente de

pOCO espesor.
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.- Generalmente, se requiere un numero elevado de puntos de inyeccién. Los
pozos de inyeccion se colocan formando cierto arreglo geométrico con el fin de
distribuir el gas inyectado a través de la zona productiva del yacimiento. La
seleccion de dichos pozos y el tipo de arreglo dependen de la configuracion del
yacimiento con respecto a la estructura, al nimero y a la posicién de los pozos
existentes, de la continuidad de la arena y de las variaciones de porosidad y

permeabilidad.

.- La permeabilidad efectiva del gas debe ser preferiblemente baja.

Ventajas:

.- Es posible orientar el gas inyectado hacia las zonas mas apropiadas.

.- La cantidad de gas inyectado puede optimarse mediante el control de la

produccién e inyeccion de gas.

Desventajas:

.- Generalmente, la eficiencia del recobro mejora muy poco o nada como

consecuencia de la posicion estructural o drenaje por gravedad.

.- La eficiencia de barrido areal es inferior a la que se logra en operaciones de

inyeccion externa.
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.- Los canales de gas formados por la alta velocidad de flujo originan que la

eficiencia de recobro sea inferior a la que se logra por la inyeccion externa.

.-La cantidad de pozos de inyeccion requeridos aumentan los costos de operacion

y de produccion.

2.2.1.2.Inyeccién de gas externa

Se refiere a la inyeccion de gas en la cresta de la estructura donde se encuentra la
capa de gas, bien sea primaria o secundaria. Por lo general se lleva a cabo en

yacimientos donde ocurre segregacion gravitacional.

Caracteristicas:

.- Se utiliza en yacimientos de alto relieve estructural, para permitir que la capa de

gas desplace el petréleo.

.- Se aplica en yacimientos con altas permeabilidades verticales, mayores a 200
mD.

.- Los pozos de inyeccion se colocan de manera que se logre una buena
distribucién areal del gas inyectado, a fin de obtener mayores beneficios del
drenaje por gravedad. La cantidad de pozos requeridos para un determinado
yacimiento depende de la inyectividad y de los puntos de inyeccion que se

requieran.
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Ventajas:

En comparacion con lo que se obtiene con la inyeccién interna:

.- La eficiencia de barrido areal en este tipo de inyeccion es superior.

.- Los beneficios obtenidos del drenaje por gravedad son mayores.

Desventajas:

.- Se requiere una buena permeabilidad vertical del yacimiento.

.- Es necesario controlar la produccién de gas libre de la zona de petréleo.

.- Las intercalaciones de lutitas, asi como las barreras, son inconvenientes para la

inyeccion de gas externa.

3. Factores que controlan larecuperacién por inyeccion de aguay gas

Al determinar la factibilidad de llevar a cabo un proceso de inyeccién de agua o de
gas en un yacimiento, se deben considerar diversos factores, entre los cuales se

mencionan los siguientes:

3.1. Geometria del yacimiento

Uno de los primeros pasos al recabar la informacién de un yacimiento para un
estudio de inyeccion, es determinar su geometria, pues su estructura vy

estratigrafia controlan la localizacion de los pozos y, en gran medida, determinan
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los métodos por los cuales el yacimiento puede ser producido a través de
practicas de inyeccion de agua o de gas.

Si existe una estructura apropiada y la saturacion de petréleo justifica un proceso
de inyeccién de agua, la adaptacion de una invasion periférica puede producir
mejores eficiencias de barrido areal que una inyeccion en un patron de linea
directa. La geometria del yacimiento y la presencia o0 no de una capa de gas

también influenciaré en esta decision.

A menudo es importante realizar un analisis de la geometria del yacimiento y de
su comportamiento pasado, para definir la presencia y la fuerza de un empuje de
agua y asi decidir sobre la necesidad de inyeccion suplementaria, pues ésta
puede ser innecesaria si existe un fuerte empuje natural de agua. Tal decision
depende también de la existencia de problemas estructurales como fallas o

presencia de lutitas, o de cualquier otro tipo de barrera de permeabilidad.

3.2. Litologia

La litologia tiene una profunda influencia en la eficiencia de la inyeccion de agua o
de gas en un yacimiento en particular. De hecho la porosidad, la permeabilidad y
el contenido de arcilla son factores litologicos que afectan la invasion. La
diferencia entre la composicién mineraldgica de los granos de arena y la del
material cementante puede ocasionar diferencias en la saturacion de petroleo
residual. Estas diferencias no s6lo dependen de la composicion mineralégica de la
roca del yacimiento, sino también de la composicion de los hidrocarburos

presentes en ella.

A pesar que se conoce gue la presencia de mineral arcilloso en algunas arenas
petroliferas puede taponar los poros por hinchamiento o floculacién al inyectar

agua, no existen datos disponibles sobre la extensién de este problema, pues eso
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depende de la naturaleza de las arcillas y su composicion; no obstante se puede

tener una aproximacion de estos efectos mediante estudios de laboratorio.

3.3. Porosidad

La recuperacion de petroleo de un yacimiento es una funcion directa de la
porosidad y de la saturacion de hidrocarburos. Si existen suficientes datos sobre
este aspecto, se pueden construir mapas de distribucion de porosidades.
Igualmente si existen suficientes datos de muestras de nucleos se pueden realizar
analisis estadisticos de porosidades y permeabilidades para mejorar el uso futuro

de esta informacion.

3.4. Permeabilidad

La magnitud de la permeabilidad de un yacimiento controla, en un alto grado, la
tasa de inyeccién de agua que se puede mantener en un pozo de inyeccién para
una determinada presion en la cara de la arena. Entre menos heterogénea sea
esta propiedad, mayor éxito se obtendra en un programa de inyeccién. Si se
observan grandes variaciones de permeabilidad en estratos individuales dentro del
yacimiento, y si estos estratos mantienen su continuidad sobre areas extensas, el
agua inyectada alcanzara la ruptura demasiado temprano en los estratos de alta
permeabilidad y se transportaran grandes volimenes de agua antes que los
estratos menos permeables hayan sido barridos eficientemente, creando canales

de flujo por los cuales circule el agua preferencialmente.

4. Consideraciones practicas durante lainyeccion de aguay gas

Existe una cantidad apreciable de detalles practicos que se requiere considerar

para asegurar el éxito de los proyectos de inyeccion de agua ygas en el campo,
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relacionadas con el tiempo éptimo para el inicio de la inyeccion, la seleccion de los
fluidos, los esquemas de inyeccion, los pozos inyectores y productores, la
infraestructura para la inyeccién y el tratamiento de los fluidos, el monitoreo de los
proyectos de inyeccion, los problemas mas frecuentes que se presentan y sus

posibles soluciones y los aspectos econdémicos.

A continuacion se describen algunas de las consideraciones mas relevantes, las

cuales son de gran utilidad préctica:

4.1. Tiempo Optimo para el inicio de un proceso de inyeccién de fluidos

Los yacimientos de petroleo y gas son como los seres humanos: cada uno es
diferente, con sus caracteristicas particulares. En relaciéon con el inicio de las
operaciones de inyeccion, hay que evitar retrasar el tiempo O6ptimo para el
comienzo fisico de la inyeccion. En todos los casos es necesario reconocer lo mas
temprano posible en la vida productiva de un yacimiento la necesidad de inyeccion
para lograr los objetivos especificos. La planificaciéon temprana, aun cuando no
sea en detalle, hara posible la toma de los datos basicos en el momento mas

adecuado para el andlisis de la ingenieria requerida.

El inicio de un proyecto de inyeccion de agua o gas es una funcién de diferentes
variables de los yacimientos, entre las cuales pueden citarse los mecanismos de
produccién y la presion inicial, la presencia y tamafio de acuiferos y/o capa de gas,

y las propiedades de los fluidos, en particular, la presion de burbujeo, entre otros.

Para maximizar el recobro del petréleo, la presion éptima en el yacimiento a la
cual se debe invadir es la del punto de burbujeo. En este caso, la presion de
inyeccion debe estar entre 200 y 300 Ipc por encima de la presion de burbujeo.

Las ventajas de este procedimiento son:
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El petréleo remanente tiene la maxima cantidad de gas en solucién, lo
cual genera un factor volumétrico maximo y un volumen minimo de

barriles normales.

A esta presion, la viscosidad del petréleo es minima, por lo cual mejora la

razon de movilidad y las eficiencias del desplazamiento y del barrido.

Los pozos productores tienen el maximo indice de productividad.

No hay retraso en la respuesta del yacimiento a la invasion debido a que

se encuentra lleno de liquido.

Las desventajas podrian ser:

Requerimiento de altas presiones de inyeccidén que incrementan los costos.

Exigencia de grandes inversiones al comienzo de la vida productiva del
yacimiento, cuando seria mas economico producir el yacimiento por su

propia energia.

La generalizacion del tiempo Optimo para el inicio de un proyecto de
mantenimiento por inyeccion de gas tiene un sentido practico limitado por el
excesivo numero de variables que se deben considerar, tanto desde el punto de

vista econdmico como de las caracteristicas del yacimiento.

Asi, por ejemplo, el tiempo 6ptimo para el inicio de la inyeccion se relaciona con el

proceso que mejor se adapte a un campo determinado. En este sentido, la
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inyeccién de agua a bajas presiones quizas deba iniciarse cuando el yacimiento
presente una saturacion de gas Optima; los yacimientos con bajas
permeabilidades probablemente requieran de un proyecto de mantenimiento de
presiones inmediato para conservar la productividad de los pozos; un proceso de
desplazamiento por gas inmiscible quizas sea conveniente cuando la presion haya
declinado para que los costos de compresion sean menores; vy, finalmente, los
procesos de gas miscible conviene iniciarlos a elevadas presiones para lograr las

condiciones mas apropiadas.

En campos maduros, el tiempo 6ptimo ya pasé y en todo caso la pregunta debera
referirse a cual es el mejor proceso que ha de utilizarse o, bien, a si el aumento de

presion puede ofrecer oportunidades para otros procesos.

En general, no existen métodos para calcular directamente el tiempo Optimo para
el inicio de wn proyecto de inyeccion de fluidos. En su lugar, ese célculo debe
hacerse luego de un estudio de diferentes estrategias de explotacion que
considere el inicio en diferentes etapas del agotamiento y luego del analisis

econdmico correspondiente a fin de decidir lo mas conveniente.

4.2. Seleccion del fluido de inyeccion®*

La seleccion del fluido apropiado para inyectar en un determinado yacimiento es
quizas la parte mas dificil del disefio de cualquier operacion de inyeccion. En esta
actividad es donde el conocimiento, la imaginacion y el ingenio del ingeniero de
yacimientos permiten desarrollar programas de inyeccion que mejoren
apreciablemente el recobro y los beneficios econdmicos de la mayoria de los

yacimientos.

Para seleccionar el fluido o los fluidos que van a ser inyectados, hay que tomar en

consideracion algunos factores, los cuales se mencionan a continuacion:
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.- Disponibilidad. Es muy importante la disponibilidad y asequibilidad del fluido
deseado para inyectar. Ademas de sus caracteristicas y propiedades, son
importantes los voliumenes deseados, y los aspectos de costos, gastos e
inversiones. Tratandose del gas, a veces escasea e igual puede suceder con con

el agua que se necesita.

.- Eficiencia del barrido (en extension y sentido vertical). Aunado a la
seleccion del fluido de inyeccion, deben tomarse muy en cuenta las caracteristicas
y variaciones muy especificas de las rocas del yacimiento ya que el mejor barrido
posible depende de la relacion de movilidad de los fluidos, de la segregacion por
gravedad, del buzamiento, del espaciamiento y de la disponibilidad de pozos
inyectores.

.- Eficiencia del desplazamiento. Este factor debe considerarse de acuerdo a los
fluidos que se estén evaluando. En tal sentido se debera considerar la distribucion
del tamafio de los poros, ademés de las caracteristicas de humectabilidad de la

roca recipiente con respecto al fluido inyectado.

.- Caracteristicas de inyectividad de los fluidos. De nuevo, la relacion fluido a
inyectarse/roca recipiente deberd considerarse cuidadosamente respecto a la
inyectividad en los pozos que reciben los fluidos. Es evidente que pueden surgir
problemas de incompatibilidad y/o precipitacion de soélidos que promuevan
reduccion de permeabilidad y la consiguiente reduccion de la tasa de inyeccion a
las presiones de trabajo aplicadas. Son frecuentes los casos de precipitacion de
asfaltenos, hidratacion de lutitas, formacién de emulsiones y presencia de otras

inconveniencias.

- Instalaciones de superficie. La inyeccion de fluidos conlleva manejar grandes

volumenes de produccion, una vez que en los pozos productores irrumpe el caudal
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de fluidos inyectados. Por lo tanto, es muy importante planificar adecuadamente la

capacidad volumétrica de las instalaciones de superficie.

.- Costos y disponibilidad del equipo de inyeccién. En primer término,
tratAndose de inyeccion de agua y/o gas, la procedencia y el volumen de agua y/o

gas requeridos deben quedar satisfactoriamente determinados.

El manejo del gas es costoso, habida cuenta de que hay que recolectarlo,
acondicionarlo, comprimirlo e inyectarlo. La compresion del gas puede ser un
proceso muy costoso. En el caso de inyeccién de agua, los costos pueden ser
menores, pero en ciertos aspectos el tratamiento y el manejo de todo el ciclo de

grandes volumenes de agua requiere elevadas erogaciones.

.- Compatibilidad entre el fluido inyectado y el equipo de produccion. Esta es
una consideracion que puede ser importante en casos especificos. Al equipar los
pozos productores hay que considerar que éstos deben manejar volimenes
adicionales de fluidos inyectados al irrumpir el frente en cada pozo. Dicho frente
puede ser de gas, agua, polimeros, emulsiones u otras substancias que pueden
tener influencia en el equipo de levantamiento artificial instalado en los pozos

productores.

.- Costos de tratamiento del fluido de inyeccion. El tratamiento del fluido de
inyeccion implica costos. Por ejemplo, el gas puede requerir extraccion de
liquidos, secado o endulzamiento. El agua generalmente requiere extraccion de
solidos, reduccion del contenido de sales que al precipitarse dafarian la

formacion, o también purificacion para evitar crecimiento de bacterias.
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5. Mantenimiento de presién®

A lo largo del tiempo de explotacion eficiente y econdmica de los yacimientos es
aconsejable estudiar, considerar y decidir sobre el mantenimiento de la presion
que a determinado nivel se considere necesaria utilizando la inyeccion de fluidos:
gas, agua, polimeros, y otras substancias. Las ventajas asociadas con la inyeccion
de fluidos pueden ser generales y/o especificas, tomando en consideracion las
caracteristicas y propiedades del yacimiento, del los fluidos en sitio y de las

substancias elegidas para la inyeccion.

5.1. Algunas ventajas generales del mantenimiento de presion mediante la

inyeccion de fluidos

Al inyectar fluidos para mantener la presion estatica del yacimiento, también
se mantiene alta la presion de flujo de los pozos, por ende disminuyendo
los requerimientos de levantamiento artificial.

En los yacimientos que estan produciendo mediante levantamiento artificial
ya instalado, es ventajoso que al iniciarse la declinacion de la presion de
fondo se comience a inyectar fluidos, para mantener el valor cercano a la
presion utilizada para disefiar el sistema de levantamiento artificial. Esta

accion conduce a mantener la eficiencia del sistema instalado.

En general, mantener elevada la presién, en principio, debe mejorar la
cantidad extraida del petroleo original en sitio (POES) debido a que el fluido
inyectado estaria barriendo una saturacién de petréleo ( S ) que tiene un
factor volumétrico ( B, ) mayor.
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5.2. Algunas ventajas especificas para mantener la presion inyectando gas

Para aquellos yacimientos que originalmente tienen casquete de gas, la
inyeccion de gas en dicho casquete debe mejorar el barrido mediante la

expansion hacia la zona petrolifera.

El gas inyectado continuard desplazando crudo por su contribucion a la
mayor solubilidad de gas y por ende se puede lograr menor viscosidad, la

cual favorece el flujo.

Manteniendo la presion elevada se inhibe la actividad del acuifero y es

posible aprovechar preferentemente la expansion del casquete de gas.

Conservar el gas producido hasta que se formulen planes racionales para
su mejor utilizacion, permitiria mas adelante suplir mayores voliumenes de

gas a las plantas de produccion de productos petroquimicos.

Mantener alta RGP en los pozos productores tiene como efectos aligerar la
columna de fluidos y a la vez reducir el empleo de gas para levantamiento

artifial.

5.3. Algunas ventajas especificas de la inyeccion de agua para mantener la

presion

Utilizar con la mayor eficiencia la relacion favorable de movilidad que se

logra utilizando agua como fluido desplazante.
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En yacimientos con débil influjo natural de agua se puede mejorar el

barrido, complementando el agua de intrusion con agua inyectada adicional.

En virtud del alto volumen ocupado en el yacimiento por el agua inyectada,
los fluidos producidos pueden ser reemplazados mediante bajas

inversiones en planta y equipos.
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CAPITULO 3

1. Simulaciéon Numérica de Yacimientos.

La simulacion de yacimientos es el proceso de representar el comportamiento ya
ocurrido (histéria) o por ocurrir (prondsticos) utilizando un “modelo” del yacimiento.
Los modelos pueden ser fisicos (de laboratorio) o matematicos. Un modelo
matematico de un sistema fisico es un conjunto de ecuaciones de conservacion de
masa y/o energia, ecuaciones de estado y ecuaciones de flujo que describen
adecuadamente los procesos del sistema en estudio (pozo, campo, yacimiento,

etc.).

Los procesos que ocurren en un yacimiento de petréleo son basicamente: flujo de
fluidos en un medio poroso y transferencia de masa y energia, dentro de ese

mismo medio.

Los modelos numéricos de simulacibn son un conjunto de programas de
computacion que usan meétodos numéricos para obtener una solucién aproximada
de ecuaciones diferenciales con derivadas parciales que se generan en el modelo
matematico. EI modelo matematico es a su vez el conjunto de ecuaciones que
describen o representan los procesos fisicos de flujo y transferencia de masa y
energia que ocurren en el yacimiento, toma en cuenta la roca y los fluidos que ella
contiene. En estos casos, el yacimiento es visualizado como un conjunto de
bloques o celdas que representan volimenes discretos de una malla en la que ha
sido subdividido el yacimiento. Estos métodos numeéricos son necesarios debido a
que con las ecuaciones de derivadas parciales del modelo matematico se
representan a un conjunto de parametros del yacimiento como son: presion,

saturaciones de fluidos, propiedades P.V.T, porosidad, permeabilidades, etc. Dada
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la gran cantidad y complejidad de estas ecuaciones y de los métodos de su

solucion es necesario el uso de computadoras.

Los métodos numéricos son bastante generales en su aplicacion y han probado
que son altamente eficientes para obtener soluciones bajo las condiciones
complejas del yacimiento. Esto hace de los modelos numéricos de smulacién la
técnica mas completa y flexible disponible hoy en dia para los ingenieros de
yacimiento en el camino de comprender mejor los yacimientos, cotejar mejor su
historia (cuando la hay) y analizar los prondsticos para elegir una modalidad de su

explotacion futura.

La simulacion y los programas de computacion son herramientas que ayudan a
ahorrar tiempo en las predicciones del comportamiento de yacimientos pero no
suministran una respuesta exacta del comportamiento del mismo, ya que los
simuladores son sélo herramientas que cuando son alimentadas con datos que
describen adecuadamente el yacimiento, pueden suministrar una prediccion
razonable del comportamiento general a ser esperado en un yacimiento bajo las
condiciones operacionales y de contorno dadas por el usuario. De esta manera,
los resultados de un estudio de simulacion deben ser vistos como una
aproximacion al comportamiento esperado y no como una prediccion exacta y sus
resultados son reflejo de la calidad y cantidad de los datos asi como de la bondad

del modelo en representar los fenémenos fisicos.

En la simulacién se recomienda al usuario de las herramientas usar el modelo mas
simple (el mas adecuado a la realidad del yacimiento) y la malla mas gruesa,
cuyos resultados sean suficientemente buenos que permitan al ingeniero tomar las
decisiones apropiadas para el desarrollo del campo o yacimiento en estudio, con

las limitaciones inherentes a la herramienta utilizada.
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1.1 Aspectos Basicos.

Los simuladores numéricos de yacimientos han sido usados durante mucho
tiempo, ya que permiten describir cuantitativamente el flujo de mditiples fases en
yacimientos heterogéneos, considerando la historia de produccion, propiedades de
los fluidos, bajo diferentes escenarios de demandas de mercado, estrategias de

inversion y regulaciones gubernamentales.

La utilidad de los modelos numéricos mdica en que permiten atacar problemas
complejos con soluciones simples. Un modelo realista de yacimiento puede ser
una herramienta efectiva para desarrollar planes de explotacion en campos
nuevos, evaluar planes que aumenten la productividad de los pozos, incrementar 0

acelerar la produccién, reducir costos operacionales e incrementar recobro.

2. Antecedentes.

El potencial de la simulacion fue reconocido a finales de los afios 1940 y a
principios de los afios 1950 por algunas compaiiias, las cuales desarrollaron
modelos practicos para ser usados en los computadores disponibles en el

momento.

La aplicacion principal de los primeros simuladores fue en el estudio de
yacimientos de dimensiones lo suficientemente grandes como para justificar lo
costoso de estos estudios. La necesidad del momento era poder predecir el
comportamiento del yacimiento a corto y a largo plazo. Como los resultados
obtenidos fueron satisfactorios, se convirti6 en una herramienta usada en la

mayoria de las grandes empresas productoras.
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El disefio de un modelo de simulacibn numérica estd influenciado por los

siguientes factores:

Geometria y heterogeneidades del sistema y tipos de fluidos presentes

Calidad de las respuestas para apoyar la toma de decisiones en la gerencia de
yacimientos

Disponibilidad de tiempo para completar los estudios
Factores econémicos
Disponibilidad de informacion de calidad

Capacidad del simulador y caracteristicas computacionales

Los simuladores numéricos de yacimiento estan basados en la Ecuacién de
Difusividad. En general, las ecuaciones diferenciales parciales complejas no
pueden ser resueltas analiticamente. Para ello se utlizan métodos numéricos
aproximados, donde la ecuacion se reemplaza con series de diferencias finitas.
Para lograr esto se subdivide el yacimiento en celdas formando una malla donde
se discretizan las propiedades. Esto significa una division de la distancia y tiempo
de una celda. De esta manera simplificada se puede considerar cada celda como
una pequefia porcion de un tanque con paredes permeables donde se contabiliza

un balance entre los fluidos que entran y los que salen.

En la simulacién de yacimientos intervienen todas las disciplinas relacionadas con
la explotacion del mismo. A continuacion se presenta una breve descripcion de

algunos de los datos de entrada que el simulador requiere usualmente.

a) Descripcion del yacimiento

Permeabilidad
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b)

Porosidad

Espesores

Elevacion

Numero y tamafio de las celdas de la malla
Saturaciones iniciales de cada fase
Presion inicial

Compresibilidad de la roca

Propiedades de los fluidos

Factor volumétrico del petroleo
Factor volumétrico del agua
Factor volumétrico del gas
Viscosidad del agua

Viscosidad del petréleo
Viscosidad del gas

Solubilidad del gas en el petroleo
Densidad del petroleo

Densidad del agua

Densidad del gas

Interacciones roca fluidos

Curvas de permeabilidades relativas para petroleo, agua y gas
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Curvas de presion capilar agua-petréleo

Curvas de presion capilar gas-petréleo

d) Datos de pozos

Localizacion de los pozos y su estado
Historia de completacion (intervalos de produccidon, dafio, métodos de
produccion etc.)

Historia de produccion y restricciones

Los resultados de una simulacion incluyen distribucién espacial de las presiones,
de fluidos y saturaciones, relacion gas-petroleo y agua-petréleo de produccion y
tasa de produccion e inyeccion para cada pozo en cada paso de tiempo. Por lo
tanto, un estudio de simulacion exige el manejo y el analisis de datos que
dependen de distintas disciplinas como son: Geologia, Petrofisica, Yacimientos,

Produccion (caracterizacion de yacimiento).

3. Modelos de Simulacion.

Se debe proveer de un modelo o descripcibn geométrica del yacimiento, donde la
escogencia adecuada de este modelo dara una mejor descripcion del yacimiento.
Existen diversos modelos usados en simulacion, como son el modelo
adimensional, modelo unidimensional, 2D Horizontal, pero el méas utilizado es el

modelo 3D Rectangular.
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Este tipo de modelo es el mas util para representar las caracteristicas geologicas y
movimientos de fluidos en el yacimiento, pero requiere de una gran cantidad de
celdas para su correcta representacion, requiriendo mayores tiempos para
efectuar la simulacién, ya que cada celda tiene una ecuacién diferencial asociada
para cada fase o componente presente, y en consecuencia se incrementa el
sistema de ecuaciones a resolver. Con el acceso a computadoras modernas y

métodos de solucion mas eficientes, esta desventaja ha disminuido.

La tendencia mundial es la de realizar estudios de simulacion usando este tipo de
modelos, ya que son herramientas adecuadas de prediccion y no representan las
desventajas de los otros modelos. En estos modelos las celdas que estan
localizadas fuera de los limites del yacimiento se pueden inactivar con el fin de
eliminar su volumen poroso, excepto en el caso que halla acuiferos presente y
este se esté simulando. Este modelo se utliza generalmente para efectuar
simulaciones de procesos de inyeccion del yacimiento completo, en los cuales se

dispone de una buena definicion geologica en la direccion areal y vertical.

Una vez definido el modelo a utilizar, teniendo en cuenta que el modelo debe ser
sencillo para poder entender las limitaciones y capacidades del mismo, y que se
dispone de todos los datos necesarios, se procede a realizar el cotejo historico de
los parametros de produccion durante un periodo conocido y las predicciones del

comportamiento futuro del yacimiento.

4. Cotejo Histérico.

El objetivo del cotejo historico es reproducir con el simulador el comportamiento
real del yacimiento. Esto se obtiene representando con el modelo de simulacion al
yacimiento con todas sus propiedades.
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El cotejo histérico permite ajustar datos de produccién deficientes y/o determinar
pardmetros fisicos desconocidos, los cuales son necesarios para modelar
matematicamente el yacimiento. Cuando se obtiene un cotejo histérico aceptable,

el ingeniero puede proceder a la etapa de prediccion del estudio.

5. Corridas de Prediccién.

Luego de obtener un cotejo historico satisfactorio del comportamiento del
yacimiento se pasa a la etapa de prediccion. Un gran numero de alternativas de
explotacion pueden ser evaluadas y comparadas en un periodo dado para

optimizar el comportamiento futuro del yacimiento.

6. Aplicaciones.

Las principales aplicaciones de la simulacion de yacimientos generalmente son la
planificacion de escenarios de desarrollo, estimacion de perfiles de produccion y

de reservas, el monitoreo del yacimiento y la distribucion de produccion.

6.1. Planificacion de escenarios de desarrollo

Es uno de los usos mas comunes de la simulacion de yacimientos. Estos estudios de
simulacion pueden empezar en una etapa muy temprana del desarrollo y en la
medida que la planificacion del desarrollo progresa, se van construyendo modelos
mas complejos, e incorporando nueva informacion que permite ayudar a la toma de
decisiones asi como determinar y cuantificar incertidumbre de parametros del
yacimiento. Estos modelos son utiles para modificar los esquemas de desarrollo si

aparecen nuevas condiciones.

6.2. Perfiles de produccién y estimacion de reservas
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Una de las principales y mas importantes tareas del ingeniero de yacimiento es la
estimacion de perfiles de produccion y reservas. Es por ello que es necesario
disponer de perfiles de produccién, para abarcar un rango de la incertidumbre en los
parametros criticos y en las alternativas de desarrollo, debido a que con frecuencia
estas cifras son requeridas para el andlisis econdmico y evaluaciones de campo asi

como para atender disposiciones regulatorias.

6.3. Monitoreo del yacimiento

El modelo de simulacidén es una herramienta para la evaluacion de los esquemas de
explotacién (perforacion, estrategias de produccion e inyeccion, reparaciones de
pozos, estimulaciones, perforacion horizontal y multilateral y recuperacion
secundaria). Estos modelos de simulacion se pueden usar en forma eficiente para
obtener pronésticos y evaluar rapidamente cualquiera de estos esquemas de
explotacion. Con el ajuste de la historia del yacimiento se puede tener actualizado el

modelo de manera tal que se tenga monitoreado constantemente el yacimiento.

6.4. Distribucion de produccion

Algunos campos poseen yacimientos agrupados verticalmente, o que es un
problema para la distribucion de produccion por tener pozos completados
conjuntamente. Este problema de competencia de produccion pudiera ser
contraproducente al esquema de explotacion de un yacimiento en particular al no
disponer de los pozos necesarios para su explotacién optima. Es por ello que con
la creacion de un modelo malla gruesa puede tratarse adecuadamente este

problema.
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CAPITULO 4

1. Lineas de flujo (Streamlines)

1.1 Introduccién

Los simuladores basados en lineas de flujo han tenido avances significativos en
los ultimos 10 afios. Hoy en dia son totalmente tridimensionales, consideran
efectos de gravitacionales asi como controles de pozos. Avances mas recientes,

permiten ahora el manejo de fluidos compresibles.

Los métodos de volumen finito estan basados en el concepto fundamental de que
los volumenes son movidos de celda a celda. El problema con esta metodologia
es que hay un incremento exponencial en el tiempo de la corrida con un
incremento lineal del tamafio del modelo. La razén de esto es que grandes
modelos reducen dramaticamente los tamafios de At debido a los reducidos
volumenes de las celdas y d incrementar la heterogeneidad del yacimiento. Esto
significa que soluciones rutinarias con modelos de millones de celdas usando
simuladores convencionales estan, por lo tanto, fuera del alcance para las
aplicaciones practicas. Incluso con un significante poder de computacion, una
simple solucion puede tomar semanas. Poner a punto la data y realizar los

calculos de sensibilidades bajo estas circunstancias puede ser un problema.

La simulacion basada en lineas de flujo (Streamline) es una alternativa atractiva
debido al diferente planteamiento para mover los fluidos. En lugar de mover fluidos
de celda a celda, el simulador divide el yacimiento en un sistema unidimensional.
Las ecuaciones de transporte son entonces resueltas a lo largo del espacio

unidimensional definido por ks lineas de flujo utilizando el concepto de tiempo de
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vuelo (Time Of Flight, TOF). Desacoplando el problema de transporte o
movimiento de fluidos del modelo geoldgico principal, los fluidos pueden ser
transportados mas eficientemente. Se pueden usar grandes At, la difusion
numeérica se minimiza, y el tiempo de la corrida varia casi linealmente con el

tamano del modelo.

La ventaja computacional del método de lineas de flujo puede atribuirse a cuatro
razones principales: (1) Las lineas de corriente (streamline) no necesitan ser
actualizadas frecuentemente; (2) las ecuaciones de transporte a menudo pueden
ser resueltas analiticamente; (3) la solucibn numérica unidimensional a través de
la linea de corriente no esta restringida por el criterio de estabilidad de la malla; (4)
para desplazamientos dominados por la heterogeneidad, el tiempo de computo a
menudo varia linealmente con el nimero de celdas, haciéndolo un método
atractivo para simulaciones geoldgicas de escala fina. Otra ventaja es que reduce
la difusion numeérica y los efectos de orientacion de la malla, debido a que la malla
usada para resolver las ecuaciones de transporte es efectivamente desacoplada

de una malla estatica.

1.2 Transporte de fluidos

Una vez que el campo de presiones en 3D es calculado, se define la malla 3D de

lineas de flujo. Los fluidos son transportados a lo largo de las lineas de flujo como
si todos fueran problemas unidimensionales individuales. Las suposiciones

principales en esta metodologia son:

1.- La malla de las lineas de flujo no cambia significativamente con el tiempo.
2.- El problema es dominado por conveccion.

3.- No hay cruce de flujo entre las lineas de flujo.
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Si estas suposiciones se mantienen, la simulacion basada en lineas de flujo puede
llevar a soluciones rapidas yacertadas, pero si no, se necesitardn mas pasos de

tiempo (At) disminuyendo considerablemente el tiempo de simulacion.

2. Lineas de flujo cambiantes

Las trayectorias de las lineas de flujo son definidas en base a la solucion de la
ecuacion de presion. A su vez, la solucion de presion es una funcion de las
propiedades de los fluidos, propiedades de la roca y condiciones de borde. Estos
caminos pueden o no cambiar dependiendo del grado de heterogeneidad y la
magnitud de las condiciones de borde. Por ejemplo, para sistemas altamente
heterogéneos con muchos pozos las trayectorias de las lineas de flujo no
cambiaran apreciablemente a medida que el desplazamiento avanza, a menos

gue cambien las condiciones de borde.

3. Desplazamientos dominados por conveccién

Se conoce como desplazamientos dominados por conveccion, a los
desplazamientos que tienen en primer orden, una dependencia en la
permeabilidad y la movilidad, y en segundo orden, una pequefia dependencia en
la presion (compresibilidad), difusion/dispersion 'y presion capilar. En
desplazamientos dominados por conveccion, la distribucion espacial y la magnitud
relativa y direccion del campo de velocidades son el centro para la solucion
correcta del problema. Ejemplos de este tipo de desplazamientos son mecanismos
de recobro secundario y terciario tales como, desplazamiento con agua, inyeccion

de gas o desplazamientos tipo WAG.
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4. Flujo Compresible

Un aspecto importante de los simuladores de lineas de flujo modernos es que
permiten modelar flujo compresible. En el pasado, el método de lineas de flujo era
siempre asociado con sistemas incompresibles, lo cual era la causa principal por

lo cual tenia limitada aplicabilidad.

Permitiendo flujo compresible, se puede modelar un desplazamiento de campo
desde la primera etapa de produccion hasta las etapas maduras de desarrollo.
Incluso cuando el desplazamiento es dominado por conveccion, algo de
compresibilidad puede estar presente y puede ser necesario incluirla. Para
sistemas incompresibles un menor nimero de soluciones de presion son
requeridas, pero a medida que aumenta la compresibilidad, se requieren
soluciones de presion adicionales para incrementar la resolucién de la distribucion
de presién. En el limite cuando la compresibilidad es la fuerza dominante de
produccién/inyeccion, la limitacion del At es similar a una formulacion tradicional
en diferencias finitas, y por consiguiente llevara a un nimero similar de soluciones

de presion.

5. Las Ecuaciones IMPES Gobernantes

El simulador de lineas de flujo se basa en resolver primero el campo de presion y
luego el campo de saturacion. Este es un método IMplicito en Presién, Explicito en
Saturacion (IMPES). Para métodos convencionales en diferencias finitas, una
ventaja de una formulacién IMPES sobre una formulacion full-implicita, es que la

difusion numérica debido al error de discretizacion se reduce.
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La ecuacion que gobierna el flujo de un componente i con n, fases fluyendo en un

medio poroso es definida por Lake [49] como,

g %%(fwijr jSj)+ \ ><(wijr .0, -fr S D, ><I§Iwij):qsr jwijg, (4.1)

i=1

Donde g representa la tasa de flujo volumétrica de una fuente o un sumidero,

[3”- caracteriza el componente de dispersividad, w;es la fraccion de masa del

componente i en lafase j,y U; es la velocidad de la fase dada por la ley de Darcy,

—

a, =- If:”' >(I§IPJ. +r J.gND)
i

(4.2)

Donde la presion de la fase es Pj, D es la profundidad, y g es la constante

gravitacional. Para simplificar la Ec. 4.1 se asume que los fluidos son

incompresibles (fij = constante) y no hay dispersividad ( 5”- =0) dando,

(4.3)

=]
°

Qo

i 9 . }
{lﬂ(f w,S)+ Now, 0, = quiig

j=1

Ahora, sumando la Ec. 43 sobre todos sus componentes y usando el hecho de

g
que g W; =1 queda que,
=

N (4.4)
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la ecuacion que gobierna el balance volumétrico para flujo incompresible. La

velocidad total, G, puede ser definida por la suma de la Ec 4.2 sobre n, fases para

dar,

u, =-KxI NP+l ND) (4.5)

Despreciando la presién capilar se tiene que P=P; . La movilidad total (I ,) y la

movilidad total de gravedad (| g) son definidas como,

| _gk”. | _gk”.rjg
' j=1mj , ¢ j=1 mJ

(4.6)

Finalmente, combinando la Ec. 4.4 y la Ec. 45 da la ecuacion que gobierna la

presion para flujo incompresible multifasico en un medio poroso,
N xK x| NP +1 glND):—qS (4.7)

donde la variable desconocida es P. Una vez que P es definida, T, puede ser

determinada utilizando la Ec. 4.5

La ecuacion que gobierna la saturacion para el método IMPES puede ser derivada
de la Ec. 4.3. Para simplificar el problema, se asume que las fases son inmiscibles

tal que u;=0 para iljy u=1 para i=j dando,

1S, .
f—L+Rxu =q,f (4.8)

Tt b

Sustituyendo la Ec. 4.2 en la Ec. 4.8 y despejando NP de la Ec. 45 y

sustituyendo, la ecuacién anterior se transforma en, Ec. 4.9 :
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e 0

¢ n -

S, o Z k! = o kil p :
fﬂ_J+N>&¢Ut+Kng rq - K./m.(r.-r.):=q,f
qt Qé Mo krm a My krm m=1 : - .

g% mim, i, o

Definiendo el término de flujo fraccional de Buckley-Leverett como,

k./m
f, = ' (4.10)
ar k,/m,

Y un término de flujo fraccional con gravedad dado por,

~ k /m
G, =K xgN\D—— ak Im(r.-r)) (4.11)

Np

mlkml m“ml

La ecuacion 4.9 se puede reescribir como

1S, . .
f—'+N><fj|:lt+N><Gj:qsfjS (4.12)
fit ’
Dado que N>U,= 0 para flujo incompresible, la ecuacién que gobierna la

saturacion de una fase se transforma en,

1S, ce
f —+0 Nf, +NxG, =q,f,

4.13
= (4.19)

Las Ec. 4.7 y Ec. 4.13 forman el juego de ecuaciones gobernantes no lineales para

el método IMPES que son usadas en el simulador de lineas de flujo. Son no
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lineales debido a que los coeficientes en cada ecuacion son dependientes de las
incognitas (P o S; ). Estas ecuaciones son diferentes en su comportamiento
matematico, y como tal, pueden ser resueltas diferentemente. Esta es la idea

fundamental del método IMPES para lineas de flujo.
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CAPITULO 5
1. Aplicaciones del método de lineas de flujo

1.1 Célculo del volumen barrido

El método de lineas de flujo proporciona una ventaja debido a que calcula el
volumen barrido y las areas barridas bajo las condiciones mas generales. Esto es
una consecuencia directa de la formulacién de tiempo de vuelo (TOF). El TOF
refleja la propagacion del frente del fluido a varios pasos de tiempo. Para un
tiempo dado, la conectividad (volumen por debajo del frente) en el TOF
proporciona una medida directa del barrido volumétrico para una configuracion de
pozos arbitraria y una heterogeneidad dada. Dicha informacion puede ser usada

en estrategias de desarrollo de yacimientos, tales como programas de perforacion.

La variable fundamental en la simulacion streamline es el tiempo de vuelo, el cual
es simplemente el tiempo de viaje de un trazador neutral a lo largo de las lineas de

flujo y puede ser definido como:

fds
t(x Y, 2 :C)H (5.1)

Se puede reescribir la Ec. 5.1 en una forma diferencial como sigue:

axNt =f (5.2)

El campo de velocidades para uwn medio tridimensional puede ser expresado en
términos de funciones de corriente ( gy + ) como sigue:

49



Aplicaciones del Método

(5.3)

a
I
e

<
e
O

Una linea de flujo es definida por la interseccion de valores constantes de gy +. En
aplicaciones bidimensionales, se usa una forma funcional simplificada, e=4Xx.y) ,

+=z, llevando a expresiones mas conocidas como:

u, :ﬂi : u, =- ﬂi (5.4)
Ty ix

Donde ges conocida como la funcién de corriente. La técnica de lineas de flujo se

basa en una transformacion de las coordenadas del espacio fisico a la coordenada

del tiempo de vuelo. La transformacion de la coordenada asume una forma simple:

it.y.c)

=Nt xNy ~ Nc) =Nt xa =f (5.5)
1(x v, 2)

Que se obtiene de las ecuaciones (5.1) y (5.2). De este modo, se tiene la siguiente
relacién entre el espacio fisico y la coordenada del tiempo de vuelo que sigue la

direccion del flujo,

f dxdydz=dt dy dc (5.6)

Es facil ver que la coordenada de transformacion también conserva el volumen
poroso, un aspecto fundamental para calcular las eficiencias volumétricas de

barrido.

Considerando un ejemplo en dos dimensiones, en un tiempo particular, el area

barrida se puede calcular como:
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A,..(t)=@f dxdyq[t-t(x y] (5.7)

Se puede generalizar el concepto para un medio heterogéneo arbitrario.
Cambiando (x,y) por coordenadas (6,9 la Ec. 5.7 se reduce a:

A, (1) = @idt dy qft - t )] (5.8)

La Ultima é&rea barrida asociada con un productor puede ser obtenida

considerando:
A t® ¥)=F () dy (5.9)

Las ecuaciones 5.8 y 5.9 indican que el area barrida a cualquier tiempo dado o la
tltima area barrida asociada con un productor puede ser calculada simplemente

integrando el tiempo de vuelo.

En flujo tridimensional se pueden derivar expresiones analogas para volumenes

barridos:

Vo = @i dxdy dzqlt - t(x,y, 2)]
(5.10)

= @irly dedtaft-tly,c)

51



Aplicaciones del Método

1.2 Célculo de la eficiencia de barrido basado en la conectividad del tiempo

de vuelo

Se ha visto como el tiempo de vuelo, proporciona una medida directa de areas o
volumenes barridos bajo las condiciones més generales usando la Ec. 58 y la
Ec.5.10. Estas ecuaciones pueden interpretarse como areas o voliumenes
conectados para wn tiempo de vuelo dado. La Ec 5.10 puede aproximarse como

sigue:
Voo =a ot ¢ )a(t-t)al ) (5.11)

Donde, q(g) es la tasa asignada a la linea de flujo g. Considerando un arreglo
cartesiano tridimensional de celdas conectadas cara a cara, se puede definir una
variable indicadora en cada celda basada en el tiempo de vuelo. Por ejemplo, una
celda es codificada como “no barrida” si el tiempo de vuelo en la celda analizada
es mayor que el tiempo de interés y “barrida” si es menor o igual al tiempo de
interés. Examinando a través del arreglo tridimensional y sumando el volumen
poroso de las celdas “barridas”, se obtiene el volumen barrido al tiempo de interés
y dividiendo por el volumen poroso total, se obtiene la eficiencia de barrido

volumétrica.
1.3 Factor de Asignacion de Pozos

El factor de asignaciéon de pozos, o Well Allocation Factors (WAF, segun sus siglas
en inglés), es un numero que especifica el porcentaje de flujo en un pozo debido a
la influencia de otros. Para un pozo productor que recibe la influencia de varios
pozos inyectores, el WAF determina el porcentaje de flujo que cada pozo inyector
esta aportando. Similarmente, el WAF de un pozo inyector, determina el

porcentaje de inyeccion en cada pozo productor.
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El factor de asignacion de pozos tiene un uso importante para balancear modelos
de inyeccion y en la optimizacion de la colocacion de nuevos pozos. En las
corridas de simulacién de cotejo historico, el WAF es (til en determinar cuales

inyectores influencian mas en la respuesta de produccion.

El WAF solo puede ser calculado dentro de un simulador que define lineas de flujo
conectando pozos productores a inyectores. Los simuladores convencionales no
pueden hacer este tipo de célculos debido a que es imposible determinar de que
parte provienen los fluidos.

El factor de asignacion se define como:

WAF, = a a5 /q" (5.12)

donde qi'; es el flujo de la linea de flujo k entre los pozos iy j en el pozo i,y ques

la tasa de flujo total del pozoi.

Todas las tasas son calculadas a condiciones de yacimiento. Para sistemas
incompresibles, el flujo a lo largo de cada linea de flujo es un valor constante y
todas las lineas de flujo empiezan y terminan en algun pozo. Para sistemas
compresibles, algunas lineas de flujo pueden estar llegando/dejando un pozo
desde/hasta los limites del yacimiento, y el WAF es considerado en otra forma.

1.4 Modelaje de desplazamiento con agua

Los métodos de lineas de flujo han sido ampliamente usados en el pasado para el

modelo e interpretacion de pruebas de trazadores en el yacimiento, y han sido
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usados exitosamente para modelar desplazamiento con agua (Waterflooding).
Dependiendo de la aplicacion, los métodos streamline pueden lograr un factor de
rapidez de 1 a 1000 sobre simuladores convencionales de diferencia finita. La
ventaja computacional del método tiende a decrecer en presencia de efectos
fuertes de gravedad, compresibilidad y rapidos cambios de condiciones de campo,

como cambios de tasa, perforaciones, zonas aisladas y conversiones del modelo.

1.5 Evaluacién o “Rankeo” de Modelos Geoestadisticos

Las técnicas geoestadisticas han ido creciendo y tomando cada vez mayor
importancia en la caracterizacion de yacimientos. Dichas técnicas son
comunmente usadas para reproducir la heterogeneidad del yacimiento y pueden
generar un gran nuamero de modelos estocasticos de escala-fina (fine-scale)
consistentes con una gran variedad de datos, cada uno de estos modelos es una
posible descripcién del yacimiento. La diferencia entre las multiples realizaciones
geoestadisticas indica la presencia de incertidumbre debido a la falta de
informacién y esparcimiento de la data. Cuantificar esta incertidumbre en términos
del desarrollo de un prondstico requiere de la simulacion de flujo de un gran
namero de esos posibles modelos de yacimiento. Estos modelos de escala-fina
son la representacion mas detallada de la heterogeneidad que existe de un
yacimiento. La respuesta derivada de la simulacién puede proporcionar una
medida de la incertidumbre, sin embargo, esto no es viable en la practica debido a
los costos computacionales asociados con las multiples simulaciones detalladas.
El método de streamline proporciona un rapido procedimiento para “rankear”
estos modelos e identificar casos limites. Por lo tanto, el rankeo de modelos
estocésticos es una via econdmica de cuantificar el impacto de la incertidumbre en

la descripcion de yacimientos.

Una técnica para “rankear” estos modelos puede estar basado en el volumen
barrido o en la conectividad del TOF a un tiempo determinado. El volumen barrido
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es esperado correlacionar con el recobro sin importar el proceso de

desplazamiento.

La conectividad del tiempo de vuelo nos proporciona una medida muy conveniente
para rankear multiples modelos geoestadisticos. Debido a que la eficiencia de
barrido volumétrica es fundamental para todos los procesos de recobro, un rankeo
basado en la conectividad del tiempo de vuelo debe ser valido sin importar el
proceso de recobro considerado. Muchos autores no han encontrado muy buenas
correlaciones entre el rankeo basado en parametros estaticos (permeabilidad,
porosidad y espesor) y el rankeo basado en parametros dinamicos (tiempo de
irrupcion, factor de recobro, tasa). En cambio, correlaciones entre rankeos
basados en pardmetros dinamicos han mostrado resultados mas promisorios. El
tiempo de vuelo (TOF) es una medida dinamica que toma en cuenta la interaccion
entre la heterogeneidad y el flujp de campo impuesto. Esta es una importante
consideracion y cualquier criterio de rankeo debe tomar en consideracion la

configuracion de pozos y la relacion inyector-productor.

1.6 Cotejo histoérico (History-Matching)/Integracion de datos de produccion

El cotejo histérico consiste en especificar en el modelo las tasas historicas de
produccion de petréleo e inyeccion de fluidos, y dejar que el simulador calcule el
comportamiento de presion, de la relacion gas-petréleo y del corte de agua. Para
lograr esto, generalmente es necesario hacer ajustes en algunos parametros del

yacimiento, geologicos, de fluidos (PVT) y propiedades roca-fluido.

El método permite una rapida solucibn de la respuesta de produccion a la
sensibilidad de los pardmetros del yacimiento, como permeabilidad y porosidad.
Tales sensibilidades cuantifican cambios en la respuesta de produccién debidos a
pequefios cambios en las propiedades del yacimiento y forman una parte integral

de algoritmos para un cotejo histérico automatico.
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La integracion de datos de produccion puede ser llevada a cabo en dos pasos: (1)
cotejando la respuesta de irrupcion en los pozos y (2) cotejando la respuesta de

produccion.
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CAPITULO 6

1. Metodologia

1.1. Antecedentes.

En noviembre de 1993 se firm6 un Convenio Operativo de Servicios entre
LAGOVEN y TOTAL, para la rehabilitacion de los antiguos campos y la
exploracion de horizontes mas profundos en la unidad JUSEPIN, en el estado

Monagas.

Bajo este Convenio, El campo Jusepin Profundo que se descubrié en marzo de
1996, comenzd a producir en marzo de 1997.

Dados los buenos resultados obtenidos por la perforacion de nuevos pozos y la
proximidad de las plantas de procesamiento de PDVSA (ex-LAGOVEN) en
Jusepin, se decidié (julio 1996) proceder con un desarrollo acelerado del campo.
Las instalaciones temporales de produccion arrancaron el 28 de marzo de 1997.
Para principios del afio 2001 el campo estaba produciendo 38000 BPPD
provenientes de 5 pozos. Jusepin Profundo ha producido un acumulado de 35
MMBIs a finales de 2000.

Existe una caida de presion considerable en el yacimiento, por lo que se elabor6
un programa de mantenimiento de presion por medio de la inyeccion de agua y la

inyeccion de gas.

Existe un modelo estatico del yacimiento basado en un estudio integrado de

geofisica (sismica 3D) y geologia. Dicho modelo divide el yacimiento en tres
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bloques, Oeste, Central y Este. En este trabajo se tomaron en cuenta el Bloque
Oeste y el Bloque Este, para la inyeccion de agua y la inyeccion de gas

respectivamente.

Este modelo es utilizado para el pronostico de produccion a mediano / largo plazo
del campo. Debido a su complejidad, su tiempo de ejecucion es largo y se requiere
una herramienta mas rapida para evaluar varias hipotesis con respecto al
monitoreo de la inyeccién. De alli la importancia de analizar este comportamiento

a través de la aplicacion de la metodologia de lineas de.

Dada la importancia de aplicar el método de lineas de flujo, se debe evaluar la
herramienta para determinar su aplicabilidad, por lo que se realizarA una
comparacion con meétodos tradicionales de simulacion. Se utilizara el software
3DSL (Three Dimensional StreamLine) de StreamSim Technologies, para las
lineas de flujo, y el software Eclipse 100 de Schlumberger Geoquest, como

simulador numérico convencional de petréleo negro.

1.2. Ubicacion Geografica

El area de Jusepin esta situada al norte del Estado Monagas, 30 km al oeste de
Maturin. Comprende los campos Jusepin, Muri, Mulata, Santa Barbara, Travieso,
Mata Grande y Tacata. Conforma una extensa franja de rumbo N 60° E, con mas

de 45 kilometros de extension y 7 km de ancho.

El area productora puede ser descrita como una sola unidad, aun cuando las

empresas concesionarias dieron diferentes nombres a sus campos petroliferos.
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Figura N° 1. Ubicacion del campo Jusepin

1.3. Mecanismos de Produccién

El crudo del Blogue Oeste de Jusepin, presenta una gravedad A.P.l. promedio de
24° y el crudo del Bloque Este presenta una gravedad A.P.l. promedio de 35°,
siendo originalmente ambos yacimientos subsaturados. El principal mecanismo de
produccién en ambos yacimientos es la expansion de la roca y de los fluidos, no
existe el empuje hidraulico debido a que ninguno de los blogues en estudio esta

en contacto con acuiferos.

59



Metodologia

1.4. Propiedades Basicas

1.4.1. Propiedades de los Fluidos

Los datos de Presion, Volumen y temperatura (PVT) del yacimiento, tanto para el

Bloque Oeste como para el Bloque Este, se muestran resumidos a continuacion:

PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS B. Oeste | B. Este
Presion inicial (LPCA)@ 17000 p.b.n.m. 12000 11950
Presioén de burbujeo, Pb (LPCA) 3458 5971
Temperatura del yacimiento, (°F) 260 260
Gravedad del petréleo, API 24° 35°
Compresibilidad de la formacion, Cf (LPCA-1) 1*10° | 1*10°
Relacién gas petroleo en solucion inicial, Rsi (PCN/BNP) 702 1029
Factor Volumétrico inicial del petréleo, aoi (BY/BN) 1.38 1.97
Factor Volumétrico del petréleo a @ Pb, aob (BY/BN) 1.52 2.23
Viscosidad del petroleo a condiciones iniciales, o (Cp) 0.48 0.15
Viscosidad del petréleo a presion de burbujeo, pob (Cp) 0.24 0.06

Tabla N° 1. Propiedades de los fluidos

A continuacién se presentan los graficos de algunos parametros PVT variando

respecto a la presion:
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Factor Volumeétrico del Petrdleo Vs Presion
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Figura N° 2. Factor Volumétrico del Petroleo Vs. Presion. Blogue Oeste
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Figura N° 3. Gas Disuelto en el Petréleo Vs. Presion. Bloque Oeste
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Viscosidad del Petroleo
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Figura N° 4. Viscosidad del Petréleo Vs. Presiéon. Blogue Oeste
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Figura N° 5. Factor Volumétrico del Petréleo Vs. Presion. Bloque Este
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Gas Disuelto en el Petroleo Vs. Presion
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Figura N° 6. Gas Disuelto en el Petréleo Vs. Presion. Bloque Este
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Figura N° 7. Viscosidad del Petroleo Vs. Presion. Blogue Este
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1.4.2. Permeabilidades Relativas

Dado a la complejidad del modelo original de simulacién, en el cual se
presentaban distintas curvas de permeabilidades relativas, se seleccioné un solo
tipo de curvas, la mas representativa, para el estudio en general, con el propdsito

de simplificar el estudio, dichas curvas se muestran en la siguiente figura:

Permeabilidades Relativas

0,9 \ 0,9
0,8 0,8
0,7 \ 0,7
0,6 0,6
\ —
0,5 0,5

\ / Kro
0,4 0,4
0,3 \ / 0,3
0,2 0,2

0,1 0,1

O T T T T T T T T T 0
0 0,1 0,2 0,3 0,4 0,5 0,6 0,7 0,8 0,9 1
Saturacion de Agua

Figura N° 8. Curvas de Permeabilidades Relativas agua-petréleo
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Permeabilidad Relativa
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Figura N° 9. Curvas de Permeabilidades Relativas gas-petréleo

1.5. Descripcion de los modelos de simulacion

Los modelos que se describen a continuacion son utilizados en igual forma tanto
para el simulador de lineas de flujo (3DSL) como para el simulador convencional
de petréleo negro (Eclipse 100), manteniendo todas sus caracteristicas, con la

finalidad de realizar la comparacion sobre las mismas bases.

Para elaborar el estudio de simulacion se dispone, como se menciono
anteriormente, de un modelo estético dividido en tres bloques, de los cuales se
tomaron el Bloque Ceste y Bloque Este, para inyeccién de agua e inyeccion de
gas respectivamente. En esta seccidn se describen estos modelos (bloques),

utilizados para la simulacion.
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1.5.1. Blogue Oeste

Este modelo consta de una malla con un total de 4896 celdas, distribuidas de la

siguiente manera:

Direccion X: 18 celdas
Direccion Y: 17 celdas

Direccion Z: 16 Celdas o Capas.

La extensién areal de este bloque es de aproximadamente 1035 acres, con un
petréleo original en sitio de 64 MMBN. La porosidad promedio se estima en 8%y
la permeabilidad promedio en 70 mD. Existen dos pozos, uno productor y el otro
inyector de agua. El yacimiento es volumétrico y presenta una saturacion de agua

inicial de 5%.

Para la construccién del archivo de entrada a los simuladores, muy similar en
ambos, se incluyeron los datos basicos del yacimiento, propiedades de los fluidos,
datos de interaccién roca-fluido, datos de los pozos y datos de produccién. Las

siguientes figuras muestran la distribucién de porosidad, permeabilidad y NTG:

Figura N° 10. Distribucién de Porosidad. Bloque Oeste
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Figura N° 11. Distribucién de Permeabilidad. Bloque Oeste
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Figura N° 12. Espesor Neto (NTG). Bloque Oeste
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Como se menciond en el Capitulo 5, 3DSL puede modelar flujo compresible, es
decir, se puede simular el yacimiento desde su etapa inicial de produccion, por lo
que se cargaron los datos histéricos del bloque. Esto quiere decir que se
observard y comparara las respuestas dadas por el simulador de lineas de flujo
con respecto a la respuesta dada por el simulador convencional para los distintos
parametros de produccién, tales como, tasa de petréleo (Qo), produccién
acumulada de petréleo (Np), tasa de gas (Qg), tiempo de irrupcion (Tirr),

presion (P), relacion gas-petréleo (RGP) y corte de agua (%AyS).

1.5.2. Bloque Este

En este modelo se evalla la inyeccion de gas, y consta de una malla con un total

de 16240 celdas, distribuidas de la siguiente manera:

Direccion X: 35 celdas
Direccion Y: 29 celdas

Direccién Z: 16 Celdas o Capas.

La extencion areal de este bloque es de aproximadamente 2760 acres con un
petrdleo original en sitio estimado en 123 MMBN con una gravedad APl promedio
de 35°, la porosidad promedio se estima en un 8% y la permeabilidad en 70 mD.
Existen tres pozos, de los cuales dos son productores y uno inyector. Al igual que

el Bloque Oeste, no esta en contacto con acuiferos y su saturacion inicial de agua
es de 5%.

La distribucion de porosidad, permeabilidad y espesor neto, se muestran en ks
siguientes figuras:

68



Metodologia

nrimi

P s =ily

Figura N° 13. Distribucion de Porosidad. Bloque Este
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Figura N° 14. Distribucion de Permeabilidad. Bloque Este
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Figura N° 15. Espesor Neto (NTG). Bloque Este

1.5.3. Refinamiento

Para comprobar la rapidez del método de lineas de flujo en comparacién con los
métodos tradicionales de simulacion, se realizaron tres refinamientos, para
determinar el tiempo de corrida en ambos simuladores. El propdésito de esto, es
determinar la aplicabilidad del simulador de lineas de flujo para evaluar modelos
que tienen un gran numero de celdas, los cuales, con simuladores

convencionales, resulta computacionalmente costoso evaluar.

Estos refinamientos, hechos con el software PETREL, se realizaron sobre toda la

malla de simulacion del Bloque Oeste, es decir, sobre cada una de las
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propiedades que constituyen el modelo de simulacion, como porosidad,
permeabilidad, espesor neto y el nimero de celdas en la direcciéon X y en la
direccion Y, manteniendo el mismo namero de celdas o “capas” en la direccion Z.

La prueba, se realiz6 con un modelo de inyeccion de agua, en un intervalo de
tiempo de 1800 dias. Se dispone de un pozo inyector, el cual se le asigno una tasa

de inyeccién de 10000 B/D; y un pozo productor, al cual se le asignd una tasa de

6000 BN/D.

En la tabla N° 2, se muestran las dimensiones de los refinamientos realizados:

N° de Celdas | Refinamiento 1 | Refinamiento 2 | Refinamiento 3
Direccion X 33 84 170
Direccion Y 32 67 135
Direccion Z 16 16 16

Total 16896 90048 367200

Tabla N° 2. Dimensiones de las mallas refinadas

1.5.4 Sensibilidad en el tiempo de convergencia (Timestep)

Debido al hecho de que el método de lineas de flujo puede tomar grandes Dt, es
decir, que los intervalos de convergencia pueden ser mayores que en la
simulacién convencional, se realizaron una serie de pruebas al simulador de lineas
de flujo, en las cuales se vari6é el tamafio del timestep o Dt para observar el
comportamiento del mismo con la sensibilizacion de este parametro. El objetivo de
estas pruebas es determinar el intervalo de tiempo mas apropiado que debe
usarse en el simulador de lineas de flujo (3DSL) que garantice una respuesta
confiable optimizando el tiempo de la simulacién. Este tipo de pruebas se
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recomienda hacerlas como paso previo antes de realizar un estudio con el
simulador 3DSL.

Estas pruebas se realizaron, de manera conceptual, evaluando los procesos de
inyeccion de gas e inyeccion de agua, en los blogues Este y Oeste

respectivamente.

La primera, se realizd con el modelo de inyeccion de agua (Blogue Oeste), en un
intervalo de tiempo de 1800 dias. Se dispone de un pozo inyector, el cual se le
asigné una tasa de inyeccion de 10000 B/D; y un pozo productor, al cual se le
asignd una tasa de 6000 BN/D. Todos los intervalos estan abiertos a inyeccion y

produccion.

La segunda prueba se realizé con el modelo de inyeccién de gas (Bloque Este), en
un intervalo de tiempo de 1800 dias. Al pozo inyector de gas (INYECTOR) se le
asignd una de tasa de inyeccion de 65000 Mscf/D, las tasas de produccién son
7500 BN/D y 6500 BN/D para los pozos PRODUCTOR 1 Y PRODUCTOR 2

respectivamente.

Los valores (en dias) de timestep o Dt que se tomaron son: 50, 60, 70, 80, 90,

100, 200 y 360.
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Capitulo 7

1. Anélisis de Resultados

1.1. Sensibilidades en el tiempo de convergencia (Timestep).

Una vez realizada la sensibilidad de variar el intervalo de tiempo (Timestep), se
procedio a evaluar la respuesta que dio el simulador de lineas de flujo con los

siguientes parametros:

1.1.1. Produccion de petréleo

Se puede observar en las figuras N° 16 y N° 17, que la producciéon acumulada de
petréleo no varia, en el intervalo de tiempo especificado, con respecto al tamafio
del Dt, debido a que en ese periodo la tasa de petréleo permanece constante para
los distintos Dt, como se observa en las figuras N° 18 y N° 19. Por lo que se puede
decir que la produccion de petréleo es independiente del tamafio de Dt que se

tome.

Para ambos casos (Inyeccion de agua y de gas), el parametro de control es la tasa
de produccién, para los pozos productores, y la tasa de inyeccién para los pozos

inyectores.
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Figura N° 16. Produccion acumulada de petréleo a distintos Dt. Inyeccién de agua
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Figura N° 17. Produccion acumulada de petréleo a distintos Dt. Inyeccion de gas
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Figura N° 18. Tasa de petroleo a distintos Dt. Inyeccion de agua
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Figura N° 19. Tasa de petroleo a distintos Dt. Inyeccion de gas
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1.1.2. Presioén

1.1.2.1. Inyeccion de gas

En la figura N° 20 se nota que la respuesta de presion a distintos Dt es diferente

para cada caso. Se puede observar que para un Dt de 360 dias, la respuesta de

presion es mayor y no corresponde con el resto de las tendencias, que, aunque no

son iguales, su comportamiento es similar. Lo que hace suponer que tomar un Dt

tan grande no garantiza un resultado confiable.

Presién (Lpc)
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Figura N° 20. Comportamiento de presion a distintos Dt. Inyeccién de gas.
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1.1.2.2. Inyeccion de agua.

En la figura N° 21 se observa, al igual que en el caso de inyeccién de gas, que el
comportamiento de presion varia para cada caso. A medida que el Dt aumenta, la
declinacion de presién es mayor. Esto se debe, como se muestra en la figura N°

22, a que el corte de agua es mayor al incrementarse el Dt.
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Figura N° 21. Comportamiento de presion a distintos Dt. Inyeccion de agua
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Figura N° 22. Comportamiento del corte de agua a distintos Dt

Para ambos casos, inyeccion de agua e inyeccion de gas, el comportamiento de la

presion difiere para cada Dt. Cualitativamente se puede observar que para este
seleccionar llevar a soluciones no

modelo, el un Dt muy grande, puede

satisfactorias.

1.1.3. Relacion Gas-Petroleo (RGP)

En el modelo de inyeccién de agua, la relacién gas-petréleo permanece constante,
como se muestra en la figura N° 23. Este comportamiento es de esperarse debido
a que es un yacimiento subsaturado, al cual se le aplica un programa de

mantenimiento de presion. El comportamiento de este parametro con respecto a la
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sensibilidad realizada, es igual para todos los casos, en el intervalo de tiempo

especificado.
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Figura N° 23. Comportamiento de la relacién gas-petréleo a distintos Dt. Inyeccion

de agua

En la figura N° 24 se muestra el comportamiento de la relacion gas-petroleo para

el caso de inyeccidbn de gas. En ella se observa que para los distintos Dt, el

comportamiento es muy semejante, pero los tiempos de irrupcion son menores a

medida que el Dt es menor.
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Figura N° 24. Comportamiento de la relacién gas-petréleo a distintos Dt. Inyeccion

de gas

1.1.4. Factor de Asignacion de Pozos

Un aspecto importante del simulador de lineas de flujo es el factor de asignacion
de pozos ( Well Allocation Factor WAF, segun sus siglas en ingles ), el cual, como
se menciono en la seccién 1.3 del capitulo 5, determina la influencia que puede
tener un pozo inyector sobre los pozos productores. Las siguientes figuras

muestran el WAF para los distintos Dt a 1800 dias.
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Figura N° 25. Factor de Asignacion de Pozos a 1800 dias para un At=50 dias
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Figura N° 26. Factor de Asignacion de Pozos a 1800 dias para un At=60 dias
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Figura N° 27. Factor de Asignacion de Pozos a 1800 dias para un At=70 dias
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Figura N° 28. Factor de Asignacion de Pozos a 1800 dias para un At=80 dias
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Figura N° 29. Factor de Asignacion de Pozos a 1800 dias para un At=90 dias
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Figura N° 30. Factor de Asignacion de Pozos (WAF) a 1800 dias. At=100 dias
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Figura N° 31. Factor de Asignacion de Pozos a 1800 dias para un At=200 dias
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Figura N° 32. Factor de Asignacién de Pozos a 1800 dias para un At=360 dias
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Se puede observar que para todos los Dt, en un tiempo de 1800 dias, los pozos
producen por la influencia del pozo inyector. Para el pozo inyector, se puede
determinar el porcentaje del flujo de inyeccion total que esta aportando a los pozos
productores. Se observa que el comportamiento es similar en todos los casos,

excepto para Dt=60 y Dt=360.

El uso de este factor es una ventaja que tiene el simulador de lineas de flujo sobre
el simulador convencional, ya que al permitir cuantificar el flujo de un pozo inyector
a uno productor, el ingeniero de yacimientos puede tener una mejor idea para

establecer la ubicacién de nuevos pozos en un yacimiento.

Se han mostrado solo los resultados del modelo de inyeccién de gas, ya que este
tiene dos pozos productores y uno inyector. En el caso del modelo de inyeccién de
agua, solo existen dos pozos (uno inyector y otro productor), por lo que la

influencia del inyector al productor es Unica.

1.1.5. Representacién gréafica de las lineas de flujo.

El simulador 3DSL, esta asociado con un post-procesador (p3DSL), el cual
permite obtener una representacion grafica de las lineas de flujo. En el apéndice A
se muestran las representaciones de las lineas de flujo en un periodo de 1800
dias, para los distintos intervalos de tiempo.

Las lineas de flujo, son trazadas a partir de una funcion de corriente Y, la cual

es, tedricamente, una funcién derivable y diferenciable, por lo que la
representacion grafica no debe tener cambios tan abruptos de pendiente. Sin
embargo, los cambios observados en algunas zonas de las lineas de flujo, se

deben a la heterogeneidad del yacimiento.
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La importancia de realizar estas sensibilidades, es determinar previamente el
grado de incertidumbre con la variacion del intervalo de tiempo, Dt. Es necesario
determinar un intervalo de tiempo lo suficientemente grande que permita reducir el
costo computacional, por consiguiente, disminuir el tiempo de simulacién y que a

la vez garantice la convergencia de la solucion.

1.2. Simulacién convencional versus lineas de flujo

El simulador de lineas de flujo 3DSL permite, como se mencioné anteriormente,
modelar flujo compresible, es decir, puede simular al yacimiento desde su etapa
primaria de produccién. Por esta razén, se realizd el cotejo histérico del Bloque
Oeste y del Bloque Este utlizando el simulador 3DSL y luego se hizo la

comparacion con el simulador Eclipse 100.

Una de las limitaciones del simulador de lineas de flujo, es que no considera la
presion capilar, por esta razon, en el simulador Eclipse 100, no fue considerado

este parametro.

1.2.1. Bloque Oeste (Inyeccion de Agua)

Los datos de produccion se cargaron desde el inicio de produccion (febrero de
1998), por un periodo de 2 aflos y medio, a partir de los cuales se comienza el
proceso de inyeccion (septiembre de 2000). Los datos historicos se cargaron
hasta enero de 2001, a partir de este tiempo se da un periodo de 5 afios, a
manera de prediccion, para observar el comportamiento de las respuestas dadas

por los simuladores.

86



Andlisis de Resultados

1.2.1.1. Produccion de petrdleo

La tasa de petroleo fue el parametro de control que se aplico a la simulacién, en la
figura N° 33, se muestra que ambos simuladores reproducen exactamente los
datos historicos. Se observa que la tasa de petrdleo declina en primer lugar para
Eclipse 100, pero de igual manera las respuestas tienden a converger a medida
que transcurre el tiempo. En la figura N° 34 se observa que la respuesta dada por
ambos simuladores es practicamente igual, el cambio que se observa se debe a la

caida de la tasa de petroleo.
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Figura N° 33. Tasa de petrdleo vs. tiempo. Bloque Oeste
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Figura N° 34. Produccion acumulada de petréleo vs. tiempo. Bloque Oeste

1.2.1.2. Presién

Para el cotejo historico de la presion, se alimento al simulador con mediciones de

presiones estéticas, realizadas en el pozo productor. Al ser un yacimiento nuevo,

se hace dificil el realizar un cotejo histérico satisfactorio, debido a que no se sabe

con exactitud como se comporta el yacimiento. Sin embargo, en la figura N° 35, se

observa que antes de iniciar la inyeccion se obtiene una buena representacion

dada por ambos simuladores. Luego de iniciada la inyeccién (Septiembre de

2000), los simuladores no son capaces de reproducir el comportamiento de la

presion, tomando en cuenta que solo se tiene una sola medicion de presion.

Habria que esperar un poco mas de tiempo, para tener mas datos histéricos y asi

realizar un cotejo historico representativo.
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Figura N° 35. Presion vs. tiempo. Bloque Oeste

Al observar el comportamiento de las respuestas dada se observa que ocurre un
declinamiento de la presion en primer termino para Eclipse 100, lo que explica el
comportamiento de la declinacion de la tasa de petroleo. Se observa que las

curvas tienden a converger con el paso del tiempo.

1.2.1.3. Tasade gas

Se puede observar en la figura N° 36 que se obtiene una buena representacion de
la tasa de gas. Este parametro generalmente es dificil de cotejar debido a la
incertidumbre que se puede tener con respecto a la medicion del mismo. Ambos
simuladores representan de igual manera los datos suministrados. Al ser un
yacimiento subsaturado que no pasa la presion de burbujeo, el gas producido,

sera equivalente al gas en solucion.
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Figura N° 36. Tasa de gas vs. tiempo. Blogue Oeste

La tasa de gas decae primero para Eclipse 100, este comportamiento es el
esperado debido al hecho de que al caer primero la presion, cae la tasa de

petréleo y por consiguiente cae la produccion de gas.

1.2.1.4. Corte de Agua

Debido al hecho de que el yacimiento es relativamente “nuevo”, no se sabe con
exactitud el tiempo de irrupcion para el proceso de desplazamiento con agua, por
esta razon no se tienen datos histéricos, por lo que en la figura N° 37 sélo se
muestran los resultados obtenidos con ambos simuladores. Se observa que el
corte de agua obtenido del simulador Eclipse 100 es ligeramente mayor y el
tiempo de irrupciéon es menor por lo que la declinacion de la tasas y de la presion

ocurre primero en Eclipse.
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Figura N° 37. Corte de agua vs. tiempo. Bloque Oeste

El hecho de que en simulador de lineas de flujo ocurra la irrupcion en primer
término, se puede deber al hecho de que los fluidos son movidos con una
formulacién distinta a la usada por el simulador convencional, en la cual, los
fluidos son movidos a través de un sistema unidimensional.

1.2.2 Bloque Este (Inyeccidon de Gas)

Esta prueba se pudo realizar con el simulador de lineas de flujo, pero al momento
de realizarla con el simulador convencional, dio mensajes de error, mas
especificamente el simulador no corria debido a compresibilidades negativas. Este
mensaje no fue mostrado por el simulador de lineas de flujo, quedando en

evidencia una desventaja del mismo. Por lo que para este caso no hay ningun tipo
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de comparacion debido a que no se pudo obtener una respuesta del simulador

convencional.

1.3. Refinamiento

Las representaciones de las heterogeneidades mas detalladas que existen en la
ingenieria de yacimientos, son las realizaciones de fina escala. EI modelaje
estocastico proporciona multiples equiprobables modelos de yacimientos. Evaluar
estos modelos resulta muy tedioso en los simuladores convencionales, debido a
que el tiempo de simulacion se incrementa draméticamente a medida que se
incrementa el nimero de celdas. Esto se pudo demostrar con los refinamientos

realizados.

En la figura NP 38 se observa, para el simulador Eclipse 100, que a medida que
aumenta el namero de celdas hay un crecimiento de forma exponencial en el
tiempo de simulacion. Mientras que para el simulador 3DSL, se observa un
crecimiento lineal en el tiempo de simulacion a medida que el modelo es de mayor

tamano.
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Figura N° 38. Tiempo de corrida vs. Numero de celdas

A medida que la compresibilidad es el factor dominante en un determinado
proceso de simulacion, el simulador de lineas de flujo requerird mayores
soluciones de presién, y en consecuencia tiende a comportarse de la misma forma
que los simuladores convencionales, sin embargo, al ser el modelo de mayor
tamafio, se tiene una mayor ventaja, en tiempo, sobre los simuladores

convencionales.

1.4 Ventajas y limitaciones del simulador de lineas de flujo

En general, las ventajas y las limitaciones del método de lineas de flujo en
comparacion con la simulacién convencional se resumen en la tabla N° 3, que se

muestra a continuacion:
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Ventajas

Limitaciones

.- Permite visualizar el movimiento de
los fluidos en el medio poroso.

.- Es una excelente herramienta para
realizar pruebas de trazadores.

.- Puede ayudar en la optimizacion de
la ubicacion de nuevos pozos.

.- Puede ser utilizado como herramienta
de chequeo para evaluar varias
hipétesis en un modelo de simulacion.

.- El tiempo de las corridas varia
linealmente con el tamafio del modelo
de simulacion.

.- Cuando la compresibilidad es la
fuerza dominante, el simulador de
lineas de fluo se comporta
similarmente a los  simuladores
convencionales, en lo que al tiempo de
las corridas se refiere.

.- No considera efectos de presion
capilar.

- La formulacion del modelo
compresible, considera la
compresibilidad constante por encima
de la presion de burbujeo.

.- El simulador de lineas de flujo es
menos estricto que los simuladores
convencionales con la revision de los
datos de entrada.

Tabla N° 3. Ventajas y limitaciones del simulador de lineas de flujo.
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CONCLUSIONES

La simulacion con lineas de flujo es un complemento para la simulacién

convencional.

Una mejora del método de lineas de flujo sobre la simulaciéon convencional,
es que permite visualizar el movimiento de los fluidos a través del medio

POroso.

El simulador de lineas de flujo puede ayudar a la simulacién convencional
en el desarrollo de un cotejo historico “rapido” en el tipo de yacimiento con

el que se desarrolld el estudio.

EL simulador de lineas de flujo puede ser de gran utilidad para la
optimizacion de la ubicacién de nuevos pozos en un yacimiento con el uso

del factor de asignacion de pozos (WAF).

La linearidad que presenta el simulador de lineas de flujo en el tiempo de la
corrida con respecto al nUmero de celdas, representa una considerable

mejora sobre los simuladores convencionales en lo que respecta a cdmo se

realizan los calculos.

Los simuladores convencionales siguen siendo la herramienta mas

confiable para la caracterizacion dinamica de yacimientos.
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RECOMENDACIONES

Es necesario extender el estudio a yacimientos no volumétricos y/o con capa

de gas inicial.

Realizar estudios sobre la evaluaciéon de modelos geoestadisticos a partir del
uso de simuladores de lineas de flujo.

No aplicar simulacion con lineas de flujo en casos donde la presion capilar sea

factor determinante.
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APENDICE

Representacion grafica de las lineas de flujo.
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