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Resumen: Más del 90% de las reservas mundiales de petróleo pesado y extra

pesado están depositadas en Canadá y Venezuela. Para desarrollar estos complejos

yacimientos se requiere del uso de tecnoloǵıas sofisticadas. Una variedad de tec-

noloǵıas han sido aplicadas satisfactoriamente en este tipo de yacimientos, tales

como procesos inyección de vapor, estimulación ćıclica con vapor, procesos de com-

bustión, entre otras.

El proceso de drenaje gravitacional asistido por vapor (SAGD por sus siglas en

Inglés) ha surgido como una tecnoloǵıa efectiva y de gran potencial económico para

el recobro de petróleo pesado y extra pesado. En general, este proceso utiliza dos

pozos horizontales, uno por encima del otro separados por una distancia vertical. El

pozo superior es usado para inyectar vapor a la formación, calentando el crudo y

permitiéndole fluir hacia el pozo inferior bajo la acción de la gravedad.

El éxito de la implementación del proceso SAGD depende de dos factores prin-

cipales: los parámetros del yacimiento y las condiciones operacionales. Por esta

razón, es de gran importancia encontrar las condiciones operacionales apropiadas

(que pueden ser controladas) para la optimización del proceso bajo condiciones de

yacimiento espećıficas.



En este estudio, varios parámetros fueron discriminados, utilizando la técnica de

diseño experimental, para definir aquellos que teńıan mayor influencia en el proceso

SAGD, y esos parámetros fueron modelados usando la Metodoloǵıa de Superficie de

Respuesta, la cual puede ser utilizada para realizar predicciones y optimizaciones

del proceso. De esta forma, en el presente estudio se desarrolla una metodoloǵıa de

optimización novedosa del proceso SAGD.
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Caṕıtulo 1

Introducción

En la actualidad, la cantidad de descubrimientos de acumulaciones convencionales

de petróleo se está haciendo cada vez menor. Esto ha conllevado a un incremento de

los costos de producción e inversiones asociadas a los planes de explotación, debido

a la necesidad de incrementar la producción en yacimientos altamente complejos,

heterogéneos y en avanzado estado de agotamiento. Por esta razón, las acumula-

ciones de crudos pesados y extra pesados han adquirido bastante importancia en

las últimas décadas, ya que las compañ́ıas productoras de petróleo han tenido que

acudir a la explotación de estos yacimientos para completar la producción que se

demanda mundialmente.

Venezuela tiene un alto potencial en la explotación de crudos pesados y extra

pesados debido a las inmensas reservas que posee, ya que más del 90% de las reservas

mundiales de estos crudos se encuentran depositadas en Canadá y Venezuela [3].

Debido a que estas acumulaciones requieren el uso de estrategias especiales de

explotación, para incrementar y optimizar las tasas, de modo de hacerlas económi-

camente rentables, no han cesado las investigaciones de nuevas tecnoloǵıas que per-

mitan la extracción de los fluidos de estos yacimientos.

Entre las tecnoloǵıas emergentes para la explotación de crudos pesados se encuen-

tra el proceso de Drenaje Gravitacional Asistido por Vapor (SAGD por sus siglas en

Inglés: Steam Assisted Gravity Drainage), el cual posee un gran potencial económico.
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En forma general, el proceso SAGD envuelve la perforación de dos pozos hori-

zontales paralelos, uno por encima del otro, en donde el pozo superior es usado para

inyectar vapor y el pozo inferior es usado como productor.

El rendimiento del proceso SAGD se ve altamente afectado por parámetros del

yacimiento (espesor, permeabilidad, entre otros) y por parámetros operacionales (es-

paciamiento vertical de los pozos, presión de inyección, periodo de precalentamiento,

entre otros) [8]. Por esta razón, este proceso no resulta económicamente rentable en

cualquier yacimiento de crudos pesados o bajo cualesquiera condiciones de operación.

A pesar de que este proceso se ve altamente influenciado por parámetros como

los nombrados anteriormente, en la actualidad su aplicabilidad a un determinado

yacimiento, aśı como los parámetros operacionales usados, son determinados gene-

ralmente por criterios generados de las experiencias adquiridas de las operaciones en

yacimientos similares que han sido drenados por este método.

De este modo, si se pretende lograr un rendimiento satisfactorio del proceso

SAGD en un determinado yacimiento, es necesario realizar a priori un proceso de

selección de los parámetros operacionales óptimos para dicho yacimiento. Debido a

esto, se plantea la necesidad de desarrollar una metodoloǵıa eficiente que permita

determinar los factores de mayor influencia en el proceso y, a su vez, proporcione

una forma de optimizar ciertos parámetros, con el fin de conseguir la exitosa imple-

mentación del proceso SAGD en un yacimiento con determinadas caracteŕısticas.

1.1. Justificación

El trabajo a realizar resulta de fundamental importancia en el campo de la In-

genieŕıa de Yacimientos, espećıficamente en el campo de la recuperación térmica,

ya que implicará un aporte teórico al tema de los parámetros que afectan en mayor

medida al proceso de Drenaje Gravitacional Asistido por Vapor (SAGD).
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Adicionalmente, este estudio proporcionará una metodoloǵıa de optimización efi-

ciente del proceso SAGD, con el fin de alertar acerca de proyectos que no generen

ganancias considerables o, en el peor de los casos, generen pérdidas, teniendo en

cuenta que estos proyectos involucran inversiones bastante altas.

Además, este trabajo constituye un aporte en la conformación de una base de

información que será de utilidad para otros proyectos en el área, aśı como para in-

vestigaciones que involucren esta temática.

1.2. Objetivos

1.2.1. Objetivo General

Optimizar el proceso SAGD en un modelo conceptual de yacimiento utilizando

técnicas de diseño experimental.

1.2.2. Objetivos Espećıficos

Identificar los parámetros operacionales y de yacimiento que tienen mayor im-

pacto en el rendimiento del proceso SAGD.

Construir una matriz de experimentos para establecer los parámetros a ser

definidos en corridas de simulación numérica y cuantificar su impacto sobre el

rendimiento del proceso SAGD.

Obtener una superficie de respuesta que ajuste los resultados de las corridas

de diseño experimental.
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Utilizar la superficie de respuesta como un proxy para optimizar los paráme-

tros de mayor influencia sobre el proceso SAGD.

1.3. Alcance

El alcance de este proyecto es la determinación de los parámetros de mayor in-

fluencia en el proceso SAGD, tomando en cuenta parámetros operacionales a nivel

de yacimiento y algunas propiedades estático-dinámicas del mismo, aśı como la im-

plementación de una metodoloǵıa de optimización eficiente del proceso.

1.4. Limitaciones

Las limitaciones de este estudio son:

No se realizó ninguna conexión subsuelo-superficie, por lo que los parámetros

operacionales son considerados a nivel de yacimiento

La superficie de respuesta obtenida para realizar la optimización, sólo puede

ser utilizada en el caso de que las propiedades del yacimiento en estudio estén

en los rangos de las propiedades utilizadas para la construcción de la misma

No se consideran las complejidades estructurales de los yacimientos reales

1.5. Estructura del reporte

El presente trabajo está dividido en siete caṕıtulos, a saber: el presente caṕıtu-

lo que envuelve las caracteŕısticas generales del proyecto, el caṕıtulo 2 en donde

se establecen los fundamentos teóricos necesarios, el caṕıtulo 3 que sintetiza la

metodoloǵıa utilizada para el desarrollo del proyecto, el caṕıtulo 4 en el que se

presentan los resultados obtenidos, el caṕıtulo 5 en donde se realiza el análisis de
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los resultados, el caṕıtulo 6 en el que se establecen las conclusiones y, por último, el

caṕıtulo 7 en donde se realizan una serie de recomendaciones.
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Caṕıtulo 2

Fundamento Teórico

2.1. Tecnoloǵıas usadas en la extracción de petróleo

pesado y extra pesado

Más del 90% de las reservas mundiales de petróleo pesado y extra pesado están

depositadas en Canadá y Venezuela: los dos depósitos de petróleo más grandes

del mundo son la Faja Petroĺıfera del Orinoco en Venezuela y la Cuenca Oeste

de Canadá. En combinación, estos dos depósitos representan más de 3600 billones

de barriles de petróleo en sitio y, dependiendo de los desarrollos tecnológicos y la

economı́a asociada, los estimados de volumen recuperables están entre 900 y 1200

billones de barriles. Esta es una suma sustancial, en comparación con las reservas

mundiales actuales de petróleo convencional, estimadas en 952 billones de barri-

les [9].Todo esto pone en evidencia el gran potencial económico de los yacimientos

de crudos pesados y extra pesados.

Se ha recurrido a la utilización de tecnoloǵıas sofisticadas para desarrollar de

forma económica estos complejos y variables yacimientos. Entre estas tecnoloǵıas

se encuentran la inyección de agua caliente, la inyección de vapor, la Estimulación

Ćıclica con Vapor (CSS por sus siglas en Inglés, Cyclic Steam Stimulation), y los

procesos de combustión. Más recientemente, los avances hechos en materia de per-

foración direccional, han facilitado el desarrollo de nuevas tecnoloǵıas tales como

la de Drenaje Gravitacional Asistido por Vapor (SAGD por sus siglas en Inglés,
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Steam Assisted Gravity Drainage) y la Extracción con Vapor (VAPEX por sus si-

glas en Inglés, Vapor Extraction), que han mejorado significativamente el contacto

pozo-yacimiento, las eficiencias de barrido y las tasas de producción de petróleo,

reduciendo a su vez los costos de producción.

2.1.1. Producción Primaria

A pesar de que la viscosidad del petróleo es bastante alta, es posible la produc-

ción primaria en fŕıo en los yacimientos de crudos pesados. Esta producción se logra

gracias al mecanismo de empuje por salida de gas en solución.

Las operaciones de producción primaria en este tipo de yacimientos generalmente

están asociadas a altas producciones de arena, por lo que históricamente se realizaron

numerosos esfuerzos para evitar la producción de arena, hasta que se desarrollaron

las bombas de cavidad progresiva que permitieron la producción de arena y crudo

simultáneamente.

Las tasas de crudo en este tipo de yacimientos bajo producción primaria gene-

ralmente son bajas y declinan rápidamente, por lo que es necesario acudir a otros

mecanismos de producción.

2.1.2. Inyección de Vapor

Este proceso involucra la utilización de dos pozos verticales, con inyección de

vapor desde el pozo inyector para llevar el petróleo hacia el pozo productor, similar

a un proceso de inyección de agua, tal como se muestra en la Figura 2.1. Usualmente,

este proceso conlleva a buenos recobros del petróleo original en sitio.

La inyección de vapor, como método de recobro en sitio, ha sido usada por años

para recuperar petróleo pesado de los campos de Venezuela, California (E.U.A.) y en

algunos campos canadienses. Este método ha tenido un éxito limitado en las arenas
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petroĺıferas de Canadá debido a la movilidad inicial relativamente baja del crudo en

esta zona [3].

Figura 2.1: Método de inyección de vapor [3]

2.1.3. Estimulación Ćıclica con Vapor (CSS)

En este proceso, vapor a altas temperaturas es inyectado a alta presión en las

arenas petroĺıferas. La presión dilata o fractura la formación y el calor disminuye

la viscosidad del petróleo. El petróleo calentado es bombeado a la superficie, desde

el mismo pozo inyector, después de un peŕıodo de tiempo, para permitir al vapor

inyectado propagarse y calentar mayor cantidad de petróleo (ver Figura 2.2). Este

proceso es repetido en ciclos.

La Estimulación Ćıclica con Vapor fue descubierta accidentalmente en 1959 en

un campo del occidente de Venezuela, y permite utilizar tanto pozos horizontales

como verticales, dependiendo del espesor de la arena. Generalmente este proceso

conlleva a un recobro de 15 a 20% del petróleo original en sitio.
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Una variante de la Estimulación Ćıclica con Vapor, es la adición de ĺıquido al

vapor para mejorar el recobro. Este proceso denominado LASER (por sus siglas

en Inglés, Liquid Addition to Steam for Enhancing Recovery) involucra la inyección

de un hidrocarburo ĺıquido (C5+) como aditivo del vapor, lo que permite alcanzar

mejores relaciones petróleo- vapor y mejores recobros.

Figura 2.2: Método de Estimulación Ćıclica con Vapor [3]

2.1.4. Combustión en Sitio

La Combustión en Sitio involucra la inyección de aire y la creación de un frente

de combustión (oxidación) o una zona dentro del yacimiento que empuja los fluidos

(incluyendo los gases del aire inyectado y producto de la combustión) fuera de la

zona.

En el concepto original de la Combustión en Sitio, la configuración de los pozos

es similar a la utilizada en la inyección convencional de agua, que utiliza dos pozos

verticales, con una zona de combustión moviéndose con el tiempo del pozo inyector

al productor.
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Una variante de la Combustión en Sitio es el proceso THAI (por sus siglas en In-

glés, Toe-to-Heel-Air-Inyection). Este proceso utiliza un pozo horizontal productor

y un pozo vertical inyector de aire, tal como se muestra en la Figura 2.3. Cuando el

aire es inyectado a través del pozo vertical, se crea el frente de combustión en el cual

se quema petróleo del yacimiento para generar calor. El calor reduce la viscosidad

del petróleo, permitiéndole fluir por gravedad hacia el pozo horizontal productor. El

frente de combustión realiza un barrido desde el extremo hasta el talón del pozo,

recuperando más petróleo que cualquier otro proceso de inyección de aire conocido

(estimado en 80% ).

Figura 2.3: Método THAI. Modificado de [3]

2.1.5. Extracción con Vapor (VAPEX)

En este proceso se utilizan dos pozos horizontales, colocados uno por encima del

otro a cierta distancia vertical, en donde el pozo superior funciona como inyector y

el pozo inferior funciona como productor.
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La Extracción con Vapor es un proceso no térmico, en donde un solvente hidro-

carburo vaporizado o una mezcla de solventes hidrocarburos son inyectados al ya-

cimiento. El solvente se difunde en el petróleo y reduce su viscosidad, permitiendo

fluir al petróleo hacia el pozo inferior productor (ver Figura 2.4).

Este proceso tiene la ventaja de que el solvente puede causar una mejora parcial

del petróleo a través de la eliminación de los componentes asfálticos. Sin embargo,

si se compara con el proceso SAGD, la tasa de producción de petróleo es muy baja.

Figura 2.4: Proceso VAPEX (vista transversal) [3]
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2.2. Proceso de Drenaje Gravitacional Asistido

por Vapor (SAGD)

2.2.1. Antecedentes

Para datar el uso del proceso SAGD en la producción de crudos pesados hay

que referirse a Canadá. El primer par de pozos SAGD fue perforado en 1987 en el

Underground Test Facility (UTF) en Fort McMurray, Alberta. Este proyecto fue la

primera demostración de campo exitosa del proceso, y suministró información ope-

racional importante necesaria para su aplicación comercial.

PDVSA, comenzó la primera prueba piloto SAGD en Latinoamérica en Junio

de 1997 [4]. La prueba fue llevada a cabo en el campo T́ıa Juana en el Occidente

de Venezuela (ver Figura 2.5), donde los fluidos de yacimiento son bastante viscosos

(generalmente 20000 cp a condiciones de yacimiento). La profundidad del yacimiento

es aproximadamente 1000 pies, con una porosidad de 38% y una permeabilidad de

1 a 2 d. Este campo históricamente mostró recobros bajos, del orden de 10%, bajo

Estimulación Ćıclica con Vapor (CSS). La producción promedio resultante, durante

el primer año de operación en SAGD, fue de 700 B/d, resultando en un recobro de

60% aproximadamente luego de cuatro años de operaciones, lo que muestra el gran

potencial del proceso para la explotación de yacimientos de crudos pesados y extra

pesados en Venezuela.

2.2.2. Generalidades

El proceso SAGD, para la obtención de crudos pesados y extra pesados, es una

técnica que logra un alto recobro del petróleo original en sitio (POES), lo que lo

hace muy atractivo desde el punto de vista económico.

El proceso utiliza dos pozos horizontales superpuestos (ver Figura 2.6), espa-

ciados una distancia vertical. Comienza con una etapa de precalentamiento, que
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Figura 2.5: Localización de la Prueba Piloto SAGD en Venezuela. Modificado de [4]

generalmente consiste en la recirculación de vapor conjuntamente en el pozo supe-

rior e inferior, acción que permite iniciar la conducción de calor en la zona entre los

pozos. Una vez culminado el precalentamiento, el pozo horizontal superior es usado

para inyectar vapor, con el fin de formar una cámara de vapor alrededor del mismo, y

el pozo inferior es usado para recolectar los ĺıquidos producidos (agua de formación,

agua condensada y petróleo). El vapor es inyectado constantemente a la cámara de

vapor, y este se condensa en las fronteras de la misma, calentando de esta forma al

petróleo y haciéndolo fluir hacia pozo productor.

El calentamiento del petróleo por medio del vapor ocasiona una reducción en su

viscosidad cinemática, facilitándose de esta forma que el crudo fluya hacia el pozo

productor, es decir, el movimiento del petróleo hacia el pozo productor es causado

por la fuerza de la gravedad y la geometŕıa de la zona saturada de vapor (cámara

de vapor), de forma tal que el crudo se desplaza casi paralelo a la interfase formada

por la frontera de la cámara de vapor, que incrementa sus dimensiones de manera

continua. De esta forma, el petróleo y los condensados que se depositan en la parte

más baja de la cámara de vapor, son removidos continuamente a través del pozo
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Figura 2.6: Proceso SAGD

productor.

Este es un proceso de drenaje gravitacional y por ello depende principalmente de

la diferencia de densidad entre el vapor y la fase ĺıquida aśı como de la permeabilidad

vertical efectiva del yacimiento.

Se han propuesto una serie de modelos matemáticos para ajustar la dinámica

del proceso SAGD. Butler [10], uno de los pioneros en el estudio del proceso, tra-

bajó en el desarrollo de modelos teóricos y, entre sus resultados, se encuentra una

correlación emṕırica para determinar la máxima tasa de petróleo del proceso SAGD.

Esta correlación es dada por la siguiente ecuación:

q = 2

√
1,5 · Φ ·∆So ·K · g · α ·H

m · vs

(2.1)

donde:

Φ: es la porosidad (fracción).

∆So: es la variación de la saturación de petróleo (adimensional).
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K: es la permeabilidad (m2).

g: es la aceleración debida a la gravedad (m/s2).

α: es la difusividad térmica del yacimiento (m2/s).

H: es el espesor del yacimiento (m).

m: es el parámetro de viscosidad del petróleo (adimensional).

vs: es la viscosidad cinemática del petróleo (m2/s).

2.2.3. Estrategias de inicialización

Existen varias formas de llevar a cabo el peŕıodo de arranque en el proceso SAGD.

A continuación se presenta una breve reseña de las dos formas más utilizadas en la

industria.

Recirculación de Vapor

En yacimientos en donde la inyectividad inicial es muy baja, como aquellos que

contienen crudos de alta viscosidad, se utiliza la recirculación de vapor para dar

movilidad al crudo que se encuentra en la zona entre los dos pozos. En ambos pozos

horizontales el vapor es inyectado a través de la tubeŕıa y retorna por el anular a la

superficie (ver Figura 2.7). Esta es la estrategia de inicialización más común en el

proceso SAGD.

Figura 2.7: Ilustración del concepto de Recirculación de Vapor
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Inyección de Vapor

Esta técnica es usada cuando es posible la inyección inicial de vapor, como por

ejemplo en yacimientos que tienen crudos con cierta movilidad inicial. El vapor es

inyectado a través del pozo superior y se obtiene la producción en el pozo inferior

cuando se establece la comunicación entre los dos pozos (ver Figura 2.8).

Figura 2.8: Ilustración del concepto de Inyección de Vapor

2.2.4. Conceptos para mejorar el rendimiento del proceso

SAGD

Tecnoloǵıa Solvente Expansivo- SAGD (ES-SAGD)

Se ha progresado en el desarrollo de procesos combinados de inyección de va-

por y solventes, combinando los beneficios del vapor y los solventes en el recobro de

petróleo pesado y extra pesado. Un nuevo proceso llamado ES- SAGD (por sus siglas

en Inglés, Expanding Solvent- SAGD) ha sido probado exitosamente y ha resultado

en mejores tasas de petróleo y relaciones petróleo- vapor, aśı como menores requeri-

mientos energéticos y de agua, en comparación con el proceso SAGD convencional.

En el proceso, un aditivo hidrocarburo a baja concentración es inyectado con el

vapor en un proceso dominado por la gravedad, similar al proceso SAGD. El aditivo

hidrocarburo es seleccionado de forma tal que se evapore y condense a las mismas
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condiciones que la fase agua. Seleccionando el solvente hidrocarburo de esta forma,

el solvente condensará junto con el vapor en las fronteras de la cámara de vapor. De

este modo, el solvente condensado en la interfase de la cámara de vapor diluye al

petróleo, y en conjunto con el calor, reduce su viscosidad.

Inyección de nafta y vapor

Se han realizado experimentos [11] inyectando nafta en conjunto con el vapor y,

se puede decir, que la presencia de nafta en el vapor tiene un impacto significativo

en el mejoramiento de la tasa y del recobro final.

Adición de un pozo inyector vertical

Se han realizado experimentos [11] utilizando un pozo vertical en combinación

con el par de pozos horizontales, en donde se ha observado que la cámara de vapor se

desarrolla más rápidamente durante las etapas iniciales del proceso. En este caso se

desarrollan dos cámaras de vapor: una vertical a lo largo del pozo inyector vertical,

adicional a la cámara horizontal que se forma en el tope del pozo inyector horizontal.

De esta forma, la presencia del pozo inyector vertical mejora el recobro de crudo,

en comparación con el caso en que sólo sean utilizados el par de pozos horizontales.

Esto refleja que es posible mejorar el rendimiento del proceso SAGD usando un pozo

vertical nuevo o existente en combinación con un par de pozos horizontales.

Pozo productor de mayor sección horizontal

Se han realizado experimentos [11] en donde se utiliza un pozo horizontal pro-

ductor más largo que el pozo horizontal inyector, y se ha observado que un pozo

productor más largo facilita el drenaje de mayor cantidad de fluido y la expansión

de la cámara de vapor, produciendo un aumento en el recobro final de crudo.
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Un solo pozo horizontal

Se han realizado experimentos [11] para evaluar la viabilidad de usar un solo

pozo horizontal para inyectar vapor y producir el fluido. El vapor es inyectado a la

formación en el extremo del pozo horizontal a través de la tubeŕıa y la producción

de los fluidos se obtiene en el talón del pozo a través del anular. En general, los

resultados indican que en este tipo de práctica el recobro final es proporcional a la

longitud de la sección horizontal del pozo.
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2.3. Geoestad́ıstica

En el campo de las geociencias es común encontrar variables distribuidas espa-

cialmente. Para realizar el estudio de estas variables se utilizan diferentes procedi-

mientos geoestad́ısticos de estimación y/o simulación. Todo esto se realiza a partir

de un conjunto de muestras tomadas en las localizaciones del dominio en que se

manifiesta el fenómeno que se va a estudiar y considerando la representatividad de

su realidad, la cual generalmente es desconocida. Estas técnicas permiten la des-

cripción o la caracterización de las variables con dos objetivos diferentes: primero,

proporcionar valores estimados en las localizaciones de interés, y segundo, generar

valores que en conjunto presenten iguales caracteŕısticas de dispersión que los datos

originales [12] [13].

El yacimiento es determińıstico, y en la mayoŕıa de los casos se cuenta con poca

información del subsuelo, las propiedades son altamente variables (heterogéneas) en-

tre los puntos de control y, al realizar interpolaciones suavizadas de estas propiedades,

se puede generar una sobre-predicción de la eficiencia de barrido en los procesos de

recuperación, predicción pesimista de canalización e irrupción temprana del fluido

inyectado. Por todo esto, se debeŕıan aplicar las técnicas geoestad́ısticas, ya que

proveen métodos estocásticos que ofrecen diferentes realizaciones de la distribución

de las propiedades del yacimiento, y con ellas se puede cuantificar la incertidumbre

en modelos del yacimiento [14] [15].

Generalmente, las áreas más comunes de aplicación de las técnicas geostad́ısti-

cas son: modelaje de las heterogeneidades del yacimiento, predicción de recobro,

determinación de la geometŕıa del medio poroso, ajuste de historia de producción,

predicción de petróleo en sitio y reservas, entre muchas otras.

De esta forma, el modelado de las propiedades dentro de un yacimiento se puede

realizar a través de métodos determińısticos y estocásticos. Los algoritmos deter-

mińısticos siempre van a dar el mismo resultado ante los mismos datos de entrada.

Por otra parte, los algoritmos estocásticos usan una semilla aleatoria además de los

datos de entrada, generando resultados diferentes en corridas consecutivas con los
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mismos datos de entrada .

Existen ventajas y desventajas para ambos métodos. Los algoritmos determińısti-

cos convergen mucho más rápido y son mucho más transparentes, es decir, es fácil

comprender la razón por la cual a una celda se le asignó un valor determinado. Sin

embargo, su uso en modelos con pocos datos de entrada genera resultados demasiado

suavizados, además no se puede determinar fácilmente la incertidumbre de los datos

generados.

Los algoritmos estocásticos son más complejos y por esta razón su convergencia

es más lenta, sin embargo, honran más aspectos de los datos de entrada, espećıfica-

mente su variabilidad. Su desventaja principal, es que algunos aspectos del modelo

pueden ser aleatorios, y por ello es importante realizar un análisis de incertidum-

bre apropiado, con diferentes realizaciones de la misma propiedad usando diferentes

semillas aleatorias.

2.3.1. Simulación Estocástica [1]

La simulación estocástica, permite la generación de un número indefinido de rea-

lizaciones representativas de la realidad desconocida, las cuales deben: honrar los

datos disponibles, reproducir la estad́ıstica de los datos, reproducir la continuidad

espacial del atributo, y cada realización puede ser transferida a través de un proceso

de simulación para cuantificar la incertidumbre de la respuesta.

Este procedimiento arroja como resultados que la superficie este condicionada a

los datos, que tenga la misma estructura de varianza que los datos, que el prome-

dio de varias simulaciones condicionales sea equivalente a la superficie de kriging

de los datos (interpolación de los datos), y que la varianza de varias simulaciones

condicionales sea equivalente a la varianza del kriging. Simulación estocástica no es

más que el proceso de generar modelos alternativos, igualmente probables de alta

resolución.
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La simulación es considerada una simulación condicional, si las realizaciones hon-

ran los valores de los datos en sus localizaciones.

Simulación Secuencial Gaussiana [1]

La Simulación Secuencial Gaussiana, es una simulación estocástica basada en

la transformación de los datos al espacio normal, para establecer un mallado y un

sistema de coordenadas (Z relativo/espacio), en el cual se asignarán los datos a los

nodos de la malla y aśı se determinará un camino aleatorio a través de éstos. Este

camino se crea a partir de los datos más cercanos y los nodos de malla simulados

(previamente), después se construye la distribución condicionada por kriging y se

definen los valores simulados de distribuciones condicionales.

Este método es simple, flexible y razonablemente eficiente. Considera la idea de la

generación del valor de un atributo en u, que este condicionado a los datos originales

y a los valores previamente simulados cercanos a u. Fundamentalmente, reproduce

la covarianza del kriging, y ésta no cambia con la adición de residual aleatorio inde-

pendiente.

Algoritmo:

1. Transforma los datos originales Z a una distribución Gaussiana (ver Figura 2.9)

2. Se aplica kriging en una localización u. Calculando la estimación del kriging y

la varianza del kriging

Y ∗(u) =
n∑

β=1

λβY (uβ) (2.2)

σ2
sk = C(0)−

n∑
β=1

λβC(uα − uβ) (2.3)
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Figura 2.9: Transformación del espacio real al espacio normal. Modificado de [5]

3. Se genera un valor residual aleatorio, R(u) (usando Monte-Carlo), a partir de

una distribución normal con media cero y varianza σ2
sk(u)

4. Se suma el estimado del kriging y el valor residual y se obtiene el valor simu-

lado:

Ys(u) = Y ∗(u) + R(u) (2.4)

5. Se agrega Ys(u) al conjunto de datos, para asegurar que la covarianza con este

valor y todas las predicciones futuras sean correctas

6. Se recorren todas las localizaciones en orden aleatorio

7. Se transforman todos los datos y valores simulados al espacio original una vez

que se hayan recorrido todas las localizaciones
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8. Se genera cualquier número de realizaciones, repitiendo los pasos del 1 al 7 con

diferentes semillas de números aleatorios

En la Figura 2.10 se muestran diferentes realizaciones de un modelo generadas

utilizando simulación secuencial gaussiana.

Figura 2.10: Simulación Secuencial Gaussiana [6]
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2.4. Diseño Experimental

El objetivo principal de cualquier experimento es describir la respuesta obtenida

ante los factores de tratamiento aplicados. La función primordial de la superficie

de respuesta es justamente esa, permitir al investigador inspeccionar la respuesta,

para cierta zona de los factores de interés y evaluar su sensibilidad a los factores de

tratamiento. Del mismo modo, las superficies de respuesta se exploran para determi-

nar la combinación de niveles de los factores que proporcionan una condición óptima.

El diseño de superficies de respuesta y la estrategia de análisis supone que la

media de la variable de respuesta Y está en función de los niveles de los factores

cuantitativos representados por las variables X1, X2, ....., Xk [16]. Los modelos poli-

nomiales se usan como aproximaciones prácticas a la función de respuesta verdadera

o real. En general, la función real se desconoce y las funciones polinomiales con

frecuencia proporcionan buenas aproximaciones en zonas relativamente pequeñas de

los niveles de los factores cuantitativos.

Los modelos polinomiales comúnmente empleados para el análisis de superficies

de respuesta son el modelo lineal o de primer orden y, el modelo cuadrático o de

segundo orden.

Para dos factores, los modelos de primer y segundo orden son, respectivamente:

Y = a0 + a1X1 + a2X2 (2.5)

Y = a0 + a1X1 + a2X2 + a11X1
2 + a22X2

2 + a12X1X2 (2.6)

La selección de un modelo polinomial de primer o segundo orden depende del ob-

jetivo del estudio. En general, si el objetivo del estudio es determinar los parámetros

o variables de mayor influencia dentro de un proceso, se utiliza un modelo lineal;

por otra parte, si el objetivo del estudio es caracterizar la superficie de respuesta de
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un proceso, se utilizan modelos cuadráticos.

De este modo, una vez que se ha definido el objetivo del estudio se establece

el modelo fundamental, y la siguiente fase consiste en seleccionar los experimentos

apropiados para ajustar el modelo a la función de respuesta.

Los experimentos seleccionados deben ser lo suficientemente numerosos para que

todos los coeficientes del modelo puedan ser estimados y deben asegurar una buena

calidad del modelo [17]. De hecho, la matriz de varianza-covarianza de los coefi-

cientes del modelo puede ser escrita como:

Cov(b) = σ2(XT ∗X)−1 (2.7)

donde:

b: es un vector de una variable aleatoria.

σ: es la desviación estándar.

XT : es la transpuesta de la matriz X.

X: es una matriz (n*p)(la cual depende del diseño experimental).

n, p: es el número de factores y número de experimentos, respectivamente.

σ =

√
SSE

n− p
(2.8)

SSE : es la sumatoria de los cuadrados del error

SSE =
n∑

i=1

ei
2 (2.9)

Como se puede observar, depende claramente del modelo de regresión, a través

de σ, aśı como del diseño de experimentos, a través de la matriz X. Los experimen-

tos deben ser diseñados para minimizar la varianza de los coeficientes, para que el

25



modelo tenga una buena calidad de predicción sobre el dominio.

Aśı pues, la selección de los experimentos es el propósito del diseño experimental.

El diseño experimental proporciona varias clases de diseños dependiendo del objetivo

del estudio. En general existen dos grandes familias de diseños: los diseños lineales

y los diseños cuadráticos.

A continuación, se presentan algunos diseños básicos que permiten la estimación

eficaz de las ecuaciones de superficie de respuesta.

2.4.1. Diseños lineales

Los diseños lineales son aquellos cuyos factores tienen solo dos niveles, que co-

rresponden a los mı́nimos y máximos valores de las variables naturales. Estos niveles

se codifican como -1 y +1, respectivamente. Estos diseños de factores, cada uno a

nivel bajo (-1) o alto (+1), se pueden usar para detectar los factores importantes

en un proceso con un mı́nimo de unidades experimentales; es posible detectar las

tendencias principales con factores de dos niveles para identificar los factores poten-

cialmente importantes. En consecuencia, estos diseños se usan con frecuencia en las

primeras etapas de experimentación para detectar los factores que son candidatos

potenciales para una investigación más detallada.

Los diseños lineales pueden ser usados para ajustar modelos de primer orden.

Diseños Plackett-Burman

Este tipo de diseño se utiliza para determinar los parámetros influyentes. Su prin-

cipal ventaja es el bajo costo que ofrece. Se debe tener en cuenta que estos diseños

solo pueden manejar modelos simples, tomando en cuenta el efecto de los parámetros

principales, pero no sus interacciones.
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Diseños Factoriales 2n

Este tipo de diseños comprenden todos los posibles experimentos obtenidos por

la combinación de los niveles de los factores (ver Figura 2.11). Pueden ser usados

para ajustar modelos completos de primer orden (modelos que comprenden todas las

posibles interacciones). Sin embargo, los diseños full factorial de dos niveles se vuel-

ven muy costosos rápidamente: para ocho factores quedaŕıan 28=256 experimentos.

Figura 2.11: Diseño Factorial 2n para tres factores X1,X2,X3

Diseños Factoriales Fraccionados

Como se vio anteriormente, los diseños factoriales completos se vuelven muy cos-

tosos rápidamente. Sin embargo, generalmente se asume que las interacciones de tres

o más factores son despreciables, y como consecuencia la mayoŕıa de los experimen-

tos no son usados.

Por ejemplo, para el diseño de ocho factores en dos niveles seŕıan 256 experi-

mentos. Con 255 grados de libertad en el diseño, solo 8 son usados para estimar los

términos lineales y 28 para estimar las interacciones de dos factores. Los 219 grados

de libertad restantes están asociados con las interacciones de tres o más factores que
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se asumen despreciables.

De este modo, la mayoŕıa de los grados de libertad no son usados, y la infor-

mación acerca de los términos lineales y las interacciones de dos factores puede ser

obtenida a partir de una fracción del diseño full factorial (ver Figura 2.12).

La principal ventaja de estos diseños, comparados con los diseños Plackett-

Burman, es la posibilidad de manejar modelos más completos, tomando en cuenta

los efectos de los parámetros principales y algunas de sus interacciones.

Los diseños factoriales fraccionados pueden tener diferentes resoluciones: para el

diseño de ocho factores en dos niveles (256 experimentos) pueden seleccionarse las

fracciones de 128, 64, 32 y 16 experimentos. Uno de los criterios para escoger entre

ellas es la resolución, que indica el nivel de confusión entre los términos lineales y

las interacciones.

Resolución V: diseño en el que ningún efecto principal ni interacción de dos

factores se confunde con otro efecto principal o interacción de dos factores,

pero estas últimas se confunden con las interacciones de tres factores

Resolución IV: diseño en el que ningún efecto principal se confunde con otro

efecto principal o con una interacción de dos factores, pero éstas se confunden

entre śı

Resolución III: diseño en el que ningún efecto principal se confunde con otro

efecto principal, pero los efectos principales se confunden con interacciones de

dos factores y éstas con otras interacciones de dos factores

De esta forma, a mayor resolución mejor es el diseño pero los costos son más altos.
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Figura 2.12: Diseño Factorial Fraccional 2n−1 para tres factores X1,X2,X3

2.4.2. Diseños cuadráticos

Los diseños de factores en dos niveles no pueden ajustar a modelos de segundo

orden, ya que para estimar los términos cuadráticos se requiere de al menos tres

niveles de los factores correspondientes.

Diseños Factoriales 3n

Estos diseños requieren de tres niveles de cada factor y se pueden usar para esti-

mar las ecuaciones polinomiales cuadráticas, pero el número de combinaciones que

requieren los hacen poco prácticos, ya que un diseño para dos factores requiere de

9 experimentos, uno para tres factores requiere 27 experimentos, y uno con cuatro

factores requiere 81.

Diseños Centrales Compuestos

Estos diseños están compuestos de varias partes (ver Figura 2.13):
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Parte factorial 2n: para estimar los términos principales y las interacciones

Puntos axiales o estrella: para estimar los efectos cuadráticos se hacen 2n com-

binaciones adicionales de puntos ubicados en las coordenadas (±α, 0, 0,...,0),

(0, ±α, 0,...,0), ..., (0, 0, 0,...,±α)

Punto central: de coordenadas (0, 0,...,0)

Figura 2.13: Generación de un Diseño Central Compuesto para dos factores

Los diseños Centrales Compuestos requieren cinco niveles de cada factor, codifi-

cados como -α, -1, 0, 1, α.
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Este diseño es mejor en el caso de que se requiera mayor precisión en el centro

del dominio que en los extremos del mismo.

Diseño de cubo con cara centrada

Este diseño es una variación del diseño central compuesto con α=1 que requiere

sólo tres niveles de cada factor. Este es un diseño más atractivo cuando la región de

interés tiene forma de cubo en lugar de la región esférica producida por el diseño

central compuesto.

Diseños Box-Behnken

Estos diseños representan una alternativa a los diseños compuestos. Toman en

cuenta los efectos de los parámetros principales, de los términos de interacción y de

los términos cuadráticos. Este diseño requiere de tres niveles y generalmente resulta

más costoso que los diseños compuestos (Ver Figura 2.14).

Figura 2.14: Diseño Box-Behnken para tres factores
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2.5. Simulación de Yacimientos

2.5.1. Fundamentos

En la ingenieŕıa de yacimientos siempre se ha tenido como objetivo principal

explicar el comportamiento y los sucesos que ocurren en el yacimiento, para lograr

predecir el comportamiento futuro del mismo cuando es sometido a procesos de ex-

plotación. En el pasado para lograr esto se usaban diferentes métodos, los cuales a

través del tiempo han ido evolucionando, pasando por curvas de declinación, métodos

de predicción basados en balance de materiales, modelos f́ısicos, modelos anaĺıticos,

modelos de resistencia eléctrica, entre otros, hasta llegar a la simulación numérica

(modelos numéricos) que es la técnica más aplicada en estos tiempos.

La simulación numérica de un yacimiento contempla la elaboración de un modelo

que permita representar las propiedades y eventos que definen a un yacimiento, con

el objetivo de evaluar y estudiar el comportamiento actual y futuro del mismo y

aśı tomar decisiones acertadas acerca de su explotación.

El modelo matemático de yacimiento está basado en la combinación de las ecua-

ciones que representan los procesos f́ısicos que ocurren dentro del mismo, condiciones

de borde y condiciones iniciales. Para la resolución de este modelo se tienen que de-

terminar los valores de los parámetros independientes que satisfagan todas estas

ecuaciones mencionadas.

En general, existen tres etapas por las que atraviesa una simulación numérica

de yacimientos:

1. Etapa de inicialización: una vez que se ha introducido en el simulador la des-

cripción estática y las propiedades de los fluidos del yacimiento, el simulador

realiza los cálculos del petróleo original en sitio (POES)

2. Etapa de ajuste histórico: se introducen al simulador los datos de los pozos,
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condiciones de producción, aśı como los datos históricos de los pozos existentes,

con el objetivo de realizar una comparación entre los datos de producción reales

y los datos que arroja el simulador a través de sus cálculos matemáticos

3. Etapa de predicción: ya se han obtenido los resultados de las etapas anteriores,

y ahora a partir de ellos se hace el estudio de predicción del comportamiento

del yacimiento, de donde se realiza el análisis económico y la toma de decisiones

En general, los propósitos de la simulación de yacimientos es calcular [18]:

Presiones en función del tiempo y del espacio

Saturaciones en función del tiempo y del espacio

Comportamiento de los pozos a lo largo del tiempo

La utilidad de la simulación de yacimientos, en comparación con la técnica de

balance de materiales, es [18]:

Toma en cuenta las variaciones espaciales y temporales en presión, propiedades

de rocas y fluidos, geometŕıa, pozos, entre otros

Sirve de base para el análisis económico de proyectos

Ofrece a la solución credibilidad y objetividad

Sirve de base para la toma de decisiones
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Es útil para el monitoreo del comportamiento de yacimientos

Puede usarse para generar diferentes escenarios de producción

Es de utilidad para la optimización de poĺıticas de explotación

Básicamente las limitaciones de esta técnica son [18]:

Produce soluciones aproximadas

Los resultados dependen de los datos de entrada

El ajuste de la historia no es garant́ıa de la predicción precisa del futuro (la

solución no es única)

Los datos históricos suelen tener cierto grado de incertidumbre. Igualmente los

datos geológicos y petrof́ısicos (se extrapola de algunos puntos, como son los

pozos, al campo completo)

Las mismas ecuaciones diferenciales, en que se basan sus cálculos, son simpli-

ficaciones de la realidad

Mayor costo y esfuerzo

Los simuladores más utilizados en la industria petrolera son:
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Simulador de petróleo negro: este tipo de simulación de yacimientos se realiza

definiendo solo dos componentes hidrocarburos (petróleo y gas). Además la

fase gaseosa solo tendrá como componente al gas y la fase ĺıquida de hidrocar-

buro tendrá como componentes tanto el petróleo como el gas en solución. La

temperatura no tiene efectos, porque se asume una simulación isotérmica

Simulador composicional: este tipo de simulación permite manejar N compo-

nentes hidrocarburos dentro del modelo de fluidos

Simulador térmico: es un tipo de simulación enfocada a la representación de

métodos de recuperación térmica, habitualmente usados en yacimientos de

petróleo pesado, en los que la viscosidad del petróleo es alta a las temperatu-

ras del yacimiento, pero disminuye al aumentar la temperatura

Simulador de ĺıneas de flujo: este tipo de simulación modela el flujo de fluido

multifásico a lo largo de ĺıneas de flujo, permitiendo visualizar el flujo de flui-

dos en el yacimiento

Los simuladores se pueden clasificar según el número de fases que puedan mane-

jar (una, dos o tres), las direcciones de flujo (unidimensionales, bidimensionales o

tridimensionales) y el tipo de formulación creado para la resolución del sistema de

ecuaciones (expĺıcito, impĺıcito, entre otros).

2.5.2. Simulación de Procesos Térmicos [2]

Las simulaciones térmicas son similares a las simulaciones de petróleo negro, ya

que ambas están basadas en el balance volumétrico de masa y la Ley de Darcy. La

diferencia fundamental es que en las simulaciones térmicas también se conserva la

enerǵıa.
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Variables primarias

Las variables primarias, usadas en las celdas para todas las fases son:

X = (P, m1, ...,mn, mw, e) (2.10)

donde:

P : es la presión.

m1,...,mn: son las densidades molares de cada componente hidrocarburo.

mw: es la densidad molar del componente agua.

e: es la densidad de enerǵıa interna.

Las densidades molares de los componentes del fluido son medidas como moles

por unidad de volumen de reservorio, mientras que la densidad de enerǵıa interna

es medida como enerǵıa por unidad de volumen bruto. El volumen bruto incluye el

volumen de reservorio y el volumen de roca.

Ecuaciones de Conservación

Las variables primarias se encuentran resolviendo ecuaciones de conservación

para cada componente, para la enerǵıa y para el volumen. Estas ecuaciones son cal-

culadas usando el esquema totalmente impĺıcito.

El residual no lineal, Rfl, es derivado de la ecuación de conservación de compo-

nente para cada componente del fluido (hidrocarburo y agua) en cada celda y para

cada paso de tiempo:

Rfl =
d

dt
(Vpmfl) + Ffl + Qfl = 0 (2.11)

donde:

Vp: es el volumen poroso.

Ffl: es la tasa neta de flujo hacia las celdas vecinas.
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Qfl: es la tasa neta de flujo hacia los pozos durante el paso de tiempo.

El residual no lineal, Re, es derivado de la ecuación de la conservación de la

enerǵıa en cada celda para cada paso de tiempo:

Re =
d

dt
(Vbe) + Fe + Ce + QHL + Qe = 0 (2.12)

donde:

Vb: es el volumen bruto.

Fe: es la tasa de flujo convectiva de entalṕıa hacia las celdas vecinas.

Ce: es la tasa de flujo de enerǵıa conductiva hacia las celdas vecinas.

QHL: es la tasa de enerǵıa conductiva hacia las rocas adyacentes (pérdidas de calor).

Qe: es la tasa neta de flujo de entalṕıa hacia los pozos durante el paso de tiempo.

El residual no lineal, Rv, es derivado de la conservación de volumen en cada celda

a cada paso de tiempo:

Rv = Vp − Vf = 0 (2.13)

donde:

Vf : es el volumen de fluido.

Condición de Equilibrio Termodinámico

Las propiedades de las fases usadas en las ecuaciones de residual y jacobiano

(volumen de fluido y los términos de flujo) pueden ser calculadas de las propiedades

de los componentes una vez que las fracciones molares de cada componente en cada

fase han sido determinadas.

El número de moles de cada componente (incluyendo el agua) puede ser escrito

como:
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mc = mt · L ·Xc
o + mt · V ·Xc

g + mt ·W ·Xc
w (2.14)

donde:

mt · L ·Xc
o: es el número de moles en el petróleo.

mt · V ·Xc
g: es el número de moles en el vapor.

mt ·W ·Xc
w: es el número de moles en el agua.

mt: es la densidad molar total del fluido dada por:

mt =
∑

c

mc + mw (2.15)

L, V, W : son las fracciones molares del petróleo, vapor y agua, respectivamente.

Xc
p: son las fracciones del componente en la fase.

Dos condiciones simplificadoras son impuestas, que no hay agua en la fase petróleo

y no hay hidrocarburo en la fase agua, de donde:

Xw
o = 0

Xc
w = 0, para c = 0, ..., N

Xw
w = 1, si W � 0

Además, se asume que las tres fases están en equilibrio termodinámico, determi-

nado por los valores K :

Xc
g = Kc(P, T ) ·Xc

o (2.16)

Xw
g = Kw(P, T ) ·Xw

w (2.17)

Tal como se observa, los valores K solamente dependen de la presión y la tem-

peratura.
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Usando estas ecuaciones las fracciones molares de cada componente en cada fase

pueden ser expresadas en términos de las variables primarias y de L, V, W y T:

Xc
o =

mc

mt

· 1

(L + Kc · V )
, (c = 1, ..., N), (L � 0) (2.18)

Xc
g =

mc

mt

· Kc

(L + Kc · V )
, (c = 1, ..., N), (V � 0) (2.19)

Xw
g = Kw, (V � 0), (W � 0) (2.20)

Fracciones molares totales

Las fracciones molares totales, que se usan en las ecuaciones anteriores se definen

como:

zc =
mc

mt

(2.21)

zw =
mw

mt

(2.22)

De donde:

∑
c

zc + zw = 1 (2.23)

Hay que destacar que las fracciones molares totales difieren de las fracciones mo-

lares de hidrocarburo:

ζc =
mc

mt −mw

=
zc

1− zw

(2.24)
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Y se deduce que:

∑
c

ζc = 1 (2.25)

Variables flash

Las cuatro variables flash pueden ser encontradas de las variables primarias re-

solviendo las cuatro ecuaciones flash en cada celda:

∑
c

Xc
o = 1, (L � 0) (2.26)

∑
c

Xc
g + Xw

g = 1, (V � 0) (2.27)

L + V + W = 1 (2.28)

Vb · e = Vp ·mt · (L · eo + V · eg + W · ew) + (Vb − Vp) · er (2.29)

donde:

eo, eg, ew: son las enerǵıas molares de las fases petróleo, gas y agua, respectivamente.

er: es la enerǵıa por unidad de volumen de roca.

Volumen de Fluido

El volumen espećıfico de cada fase puede ser determinado de las densidades mo-

lares de cada fase (bo, bg, bw):

Vo =
mtL

bo

(2.30)

Vg =
mtV

bg

(2.31)
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Vw =
mtW

bw

(2.32)

El balance del volumen residual se puede escribir como:

Rv = Vp − Vp · (Vo + Vg + Vw) = 0 (2.33)

Las saturaciones de las fases (So, Sg, Sw) se definen como:

So =
Vo

Vo + Vg + Vw

=
mtL

bo

(2.34)

Sg =
Vg

Vo + Vg + Vw

=
mtV

bg

(2.35)

Sw =
Vw

Vo + Vg + Vw

=
mtW

bw

(2.36)

Ahora el número de moles de cada componente y la densidad de enerǵıa pueden

ser escritos como:

mc = So · bo ·Xc
o + Sg · bg ·Xc

g + Sw · bw ·Xc
w (2.37)

Vb · e = Vp · (So · bo · eo + Sg · bg · eg + Sw · bw · ew) + (Vb − Vp) · er (2.38)

Estas dos ecuaciones se utilizan para inicializar la simulación, cuando las varia-

bles primarias necesitan ser calculadas de las saturaciones definidas.
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Flujo entre celdas

La tasa de flujo neta de un componente hidrocarburo o agua c de una celda i

hacia celdas vecinas es obtenida sumando el flujo del componente sobre todas las

fases p y sobre todas las celdas vecinas n:

Fci =
∑

n

Γni

∑
p

M c
p · dPpni (2.39)

La tasa de flujo neta de enerǵıa de una celda i hacia las celdas vecinas es obtenida

de forma similar:

Fei =
∑

n

Γni

∑
p

M e
p · dPpni (2.40)

donde:

Γni: es la transmisibilidad entre las celdas n e i.

M c
p: es la movilidad del componente c en la fase p.

M e
p: es la movilidad de entalṕıa en la fase p.

dPpni: es la diferencia de potencial de la fase p entre las celdas n e i.

Las movilidades están dadas por:

M c
p = Xc

p ·Krp(Sp) ·
bp

µp

(2.41)

M e
p = Hp ·Krp(Sp) ·

bp

µp

(2.42)

donde:

Xc
p: es la fracción molar del componente c en la fase p.

Hp: es la entalṕıa molar en la fase p.

Krp: es la permeabilidad relativa de la fase p.

Sp: es la saturación de la fase p.

bp: es la densidad molar de la fase p.
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µp: es la viscosidad de la fase p.

Las movilidades del fluido son evaluadas en la celda origen del fluido para cada

fase p separadamente (celda n si dPpni es positivo, celda i si dPpni es negativo). Los

cálculos basados en la celda origen del fluido se aplican separadamente para cada

fase (petróleo, agua y gas), de este modo, el petróleo puede fluir de la celda i a la

celda n mientras que el agua fluye de la celda n a la celda i, por ejemplo.

La diferencia de potencial está constituida de un término de presión, un término

de presión capilar y un término hidrostático:

dPpni = Pn − Pi + Pcpn − Pcpi − ρpniG(Dn −Di) (2.43)

donde:

Pcp: es la presión capilar para la fase p.

ρp: es la densidad en masa de la fase p.

G: es la aceleración debido a la gravedad.

D: es la profundidad del centro de la celda.

Flujo hacia los pozos

La tasa de flujo de un componente c a un pozo productor w desde una celda i

es obtenida sumando todos los componentes de flujo de todas las fases p:

Qcwi = −Γwi ·
∑

p

(Ppi −Hiw − Pbh) ·M c
pi (2.44)

De forma similar, la tasa de flujo de enerǵıa hacia un pozo productor w desde

una celda i es:
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Qewi = −Γwi ·
∑

p

(Ppi −Hiw − Pbh) ·M e
pi (2.45)

donde:

Γwi: es el factor de transmisibilidad de la conexión del pozo.

H: es la corrección hidrostática.

Pbh: es la presión de fondo del pozo.

M c
pi: es la movilidad del componente c en la fase p.

M e
pi: es la movilidad de entalṕıa en la fase p.

Conducción de Calor

El término de conducción de calor para cada celda i se obtiene sumando la con-

ducción entre todas las celdas vecinas n:

Cei = −
∑

n

Ψni · Λ · (Ti − Tn) (2.46)

donde:

Ψni: es la transmisibilidad de conducción entre las celdas n e i.

Λ: es el multiplicador de la conductividad dependiente de la saturación (de la celda

origen del flujo).

Método de solución

Para cada celda hay N+3 variables (presión, N componentes hidrocarburos, un

componente agua, y la enerǵıa) y N+3 ecuaciones (N+1 ecuaciones de conservación

de componentes (incluyendo el agua), la conservación de la enerǵıa y el balance de

volumen. Las ecuaciones generalmente se resuelven utilizando el método totalmente

impĺıcito.

Las ecuaciones de conservación de componentes son escritas como:
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Rfl =
Vp(Pt+∆t) ·mfl(t + ∆t)− Vp(Pt) ·mfl(t)

∆t
+ Ffl + Qfl = 0 (2.47)

En donde, en una celda impĺıcita los términos de flujo y los términos de pozos

son evaluados en un nuevo tiempo:

Ffl = Ffl(Pt+∆t, Tt+∆t, St+∆t) (2.48)

Qfl = Qfl(Pt+∆t, Tt+∆t, St+∆t) (2.49)
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Caṕıtulo 3

Metodoloǵıa

La metodoloǵıa utilizada en el desarrollo del presente Trabajo Especial de Grado

puede ser resumida en la Figura 3.1:

Figura 3.1: Flujo de Trabajo

A continuación, se realiza un desarrollo detallado de cada una de las fases del

proyecto.
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3.1. Revisión Bibliográfica y Recopilación de In-

formación

En esta etapa se establecieron las bases teóricas que involucran el Trabajo Espe-

cial de Grado. Se llevó a cabo la revisión de libros, manuales, tesis y publicaciones de

la Sociedad de Ingenieros de Petróleo (SPE) que estuviesen asociados con el proceso

de Drenaje Gravitacional Asistido por Vapor (SAGD), diseño experimental, simu-

lación numérica de yacimientos, geoestad́ıstica y, en general, de todos los aspectos

relacionados con el desarrollo del trabajo. Se recopiló toda la información necesaria

para elaborar un marco teórico que estableciera los fundamentos básicos para la

comprensión de este estudio y permitiera el desarrollo del mismo.

3.2. Construcción del Modelo de Simulación

3.2.1. Propiedades del Yacimiento

Para construir un modelo de simulación de un yacimiento es necesario conocer las

dimensiones del mismo, las propiedades de la roca y de los fluidos contenidos en los

poros de la roca, la interacción roca-fluidos, las condiciones iniciales del yacimiento,

y en el caso de estar modelando un proceso térmico, como es el caso de SAGD, se

deben especificar las propiedades térmicas de la roca y de los fluidos (ver sección 3.6).

Con el fin de construir el modelo teórico de yacimiento, se consideró apropiado

tomar las propiedades t́ıpicas de los yacimientos de la Faja Petroĺıfera del Orinoco,

ya que esta área representa las mayores reservas de crudo pesado y extra pesado de

Venezuela y, de este modo, la zona de más probable aplicación del proceso SAGD

en el páıs.

Por esta razón, se procedió a realizar una búsqueda en publicaciones técnicas

de los valores promedios de las propiedades de la Faja Petroĺıfera del Orinoco, los
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cuales posteriormente fueron validados por expertos en el área.

A continuación, se presentan las diferentes propiedades de yacimiento utilizadas

para la generación de los modelos.

Dimensiones del yacimiento

Ancho: como el ancho del yacimiento es un parámetro que no tiene valores

promedios establecidos, se tomó como cinco veces el valor del espesor

Longitud: esta se estableció a partir de la longitud del par de pozos horizon-

tales. Las longitudes de pozo más comunes en los procesos SAGD, que fueron

utilizadas en los modelos, vaŕıan entre 1000 y 3000 pies

Espesor: los espesores utilizados variaron entre 60 y 200 pies

Porosidad

Esta propiedad vaŕıa entre 22 y 36 % aproximadamente. Para tomar en con-

sideración la heterogeneidad de los yacimientos, esta propiedad fue modelada uti-

lizando PETREL R©(ver sección 3.5.1) a través de Simulación Secuencial Gaussiana,

asignándole una función de distribución normal. En la tabla 3.1 se muestran los

rangos en que variaron la media y la desviación estándar de la porosidad.

Tabla 3.1: Valores de Porosidad

Parámetro Mı́nimo Máximo

Media de la Porosidad (fracción) 0.2 0.34

Desviación Estándar de la Porosidad 0.0025 0.0075
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Permeabilidad

La permeabilidad horizontal (permeabilidad en X y Y) se derivó a partir de

la porosidad utilizando una correlación t́ıpica del área, obtenida de un modelo de

Schlumberger construido anteriormente, la cual se muestra a continuación:

K = 78433 · Φ2 (3.1)

donde:

K: es la permeabilidad horizontal (md).

Φ: es la porosidad (fracción).

La permeabilidad vertical fue obtenida a través de los valores Kv/Kh, que se

variaron entre 0.3 y 0.9.

Propiedades Térmicas de la roca adyacente al yacimiento

Estas propiedades incluyen la temperatura inicial de la roca adyacente al yaci-

miento, su conductividad térmica y su capacidad caloŕıfica volumétrica.

Temperatura inicial: se estableció una temperatura inicial igual a la tempera-

tura inicial del yacimiento en estudio

Conductividad térmica: se estableció una conductividad térmica igual a 24

Btu/pie-d́ıa-◦F, por ser este un valor muy común

Capacidad Caloŕıfica Volumétrica: se estableció una capacidad caloŕıfica igual

a 35 Btu/pie3-◦F, por ser este un valor muy común
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Propiedades Térmicas de la roca reservorio

Estas propiedades incluyen la conductividad térmica y la capacidad caloŕıfica

volumétrica de la roca.

Conductividad Térmica: la conductividad térmica que solicita el simulador es

la conductividad térmica de la roca y de los fluidos que ocupan la celda. Por

esta razón, esta propiedad se obtuvo a partir de la porosidad a través de las

ecuaciones que se muestran a continuación. Las transmisibilidades térmicas

se modificaron utilizando un factor dependiente de la saturación de gas (α),

asumiendo que la conductividad térmica es función de la saturación de gas

únicamente, es decir, no se distingue entre la transmisibilidad de una celda

saturada de petróleo o una celda saturada de agua.

K = Φ ·KL + (1− Φ) ·Kr (3.2)

KL =
Ko + Kw

2
(3.3)

donde:

K: es la conductividad térmica de la celda (Btu/pie-d́ıa-◦F).

Φ: es la porosidad (fracción).

KL: es la conductividad térmica promedio del ĺıquido (Btu/pie-d́ıa-◦F).

Ko: es la conductividad térmica promedio del petróleo (Btu/pie-d́ıa-◦F).

Kr: es la conductividad térmica promedio de la roca (Btu/pie-d́ıa-◦F).

Kw: es la conductividad térmica promedio del agua (Btu/pie-d́ıa-◦F).

α =
φ · (KL −Kg)

K
(3.4)

donde:

α: es el multiplicador de transmisibilidad (adimensional).

Kg: es la conductividad térmica del gas (Btu/pie-d́ıa-◦F).
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Capacidad Caloŕıfica Volumétrica: se estableció una capacidad caloŕıfica igual

a 35 Btu/pie3-◦F.

Temperatura inicial del yacimiento

Se estableció un rango de temperatura entre 110 y 150◦F , ya que la mayoŕıa de

los yacimientos del área se encuentran entre estos ĺımites.

Curvas de Permeabilidad Relativa

Como no hab́ıan curvas de permeabilidad relativa del área disponibles, estas se

obtuvieron a partir de las siguientes ecuaciones:

En sistemas agua-petróleo:

Kro = (Kro)Swc

[
1− Sw − Sorw

1− Swc − Sorw

]no

(3.5)

Krw = (Krw)Sorw

[
Sw − Swc

1− Swc − Sorw

]nw

(3.6)

En sistemas gas-petróleo:

Kro = (Kro)Sgc

[
1− Sg − Slc

1− Sgc − Slc

]ngo

(3.7)

Krg = (Krg)Swc

[
Sg − Sgc

1− Slc − Sgc

]ng

(3.8)

Slc = Swc + Sorg (3.9)

donde:

Slc: es la saturación cŕıtica total de ĺıquido.
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(Kro)Swc: es la permeabilidad relativa al petróleo a la saturación de agua connata.

(Kro)Sgc: es la permeabilidad relativa al petróleo a la saturación de gas cŕıtica.

Sorw: es la saturación de petróleo residual en el sistema agua-petróleo.

Sorg: es la saturación de petróleo residual en el sistema gas-petróleo.

Sgc: es la saturación de gas cŕıtica.

(Krw)Sorw: es la permeabilidad relativa al agua a la saturación de petróleo residual.

(Krg)Swc: es la permeabilidad relativa al gas a la saturación de agua connata.

no, nw, ngo, ng: son los exponentes en las curvas de permeabilidad relativa.

Los end-points utilizados son Swc =0.1, Sorg =0.4, (Kro)Swc =1, (Kro)Sgc =0.7,

Sorw =0.2, (Krw)Sorw =0.5, (Krg)Swc =0.2, Sgc =0.1 y los exponentes, no, nw, ngo, ng,

se tomaron como iguales a 2.

Como hay evidencias de que el efecto de crudo espumante (caracteŕıstico de los

crudos de la Faja Petroĺıfera del Orinoco) en presencia del vapor es considerable-

mente menor, se estableció que Sgc = 0 para 500◦F . Los datos para otras tem-

peraturas son obtenidos por interpolación lineal. Además de esto, se modificaron

otros end-points que también vaŕıan con el aumento de la temperatura, a saber:

(Krw)Sorw =0.4, (Krg)Swc =0.9, Swc =0.25 y Sorw =0.1.

Viscosidad del crudo en función de la temperatura

La dependencia de la viscosidad del crudo con la temperatura se estableció en

forma de tabla, utilizando valores representativos del área suministrados por Schlum-

berger (tabla 3.2), que fueron validados realizando comparaciones con curvas de

temperatura y viscosidad extráıdas de publicaciones técnicas realizadas en torno a

trabajos realizados en el área.
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Tabla 3.2: Viscosidad del crudo en función de la temperatura

Temperatura(◦F) Viscosidad(cp)

110 14277.998

150 1912.479

200 312.67

250 86.191

300 33.694

350 16.747

400 9.858

450 6.554

500 4.763

550 3.7

600 3.022

Compresibilidad del petróleo y coeficiente de expansión térmica

La compresibilidad del petróleo y el coeficiente de expansión térmica se asumie-

ron constantes e igual a 5E-06 1/lpc y 3.8E-04 1/◦R, respectivamente.

Peso Molecular del Petróleo

El peso molecular del petróleo fue obtenido a partir de su densidad, a través de

la siguiente ecuación:

M = 39,178 · ρo − 1801,6 (3.10)

donde:

M : es el peso molecular del petróleo.

ρo: es la densidad del petróleo (lb/ft3).
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Calor espećıfico del petróleo

El calor espećıfico del petróleo se asumió constante e igual a 0.5 Btu/lb-◦R.

Densidad del petróleo

La densidad del petróleo a condiciones estándar fue calculada a partir de los

◦API utilizando la siguiente ecuación:

ρo =
141,5

API + 131,5
· 62,4 (3.11)

donde:

ρo: es la densidad del petróleo (lb/pie3).

API: son los grados API del crudo (◦API).

Los ◦API que se utilizaron están entre 10 y 16.

Compresibilidad de la roca

La compresibilidad de la roca se asumió constante e igual a 3.56E-05 1/lpc.

Presión inicial del yacimiento

Los valores de presión utilizados en los modelos variaron entre 350 y 1600 lpca.

Estas presiones se especificaron a la profundidad del datum, establecido en la pro-

fundidad media de la arena.
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3.2.2. Condiciones Operacionales del proceso SAGD

Duración del periodo de precalentamiento

La etapa inicial del proceso SAGD, llamada periodo de precalentamiento, se mo-

deló utilizando recirculación de vapor a través de ambos pozos (superior e inferior),

con el fin de calentar por conducción la zona que se encuentra entre los mismos. Se

consideraron tiempos de precalentamiento entre 15 y 45 d́ıas.

Distancia vertical entre los pozos

La distancia vertical entre los pozos se varió entre 15 y 45 pies. A su vez, el pozo

inferior se ubicó a 5 pies por encima de la base del yacimiento, ya que para el proceso

es conveniente que el pozo productor se encuentre lo más al fondo posible de la arena.

Tasa de inyección de vapor

La tasa de inyección de vapor se estableció entre 500 y 1500 B/d.

Calidad del vapor inyectado

Se consideró que la calidad del vapor inyectado variaba entre 0.6 y 0.8.

Presión de operación del pozo productor

Se estableció que el pozo productor operaba a una presión igual a la presión

inicial del yacimiento.
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Caracteŕısticas de la tubeŕıa y el revestidor

En todos los modelos se utilizó una tubeŕıa de 3.5 pulgadas de diámetro externo

y 3 pulgadas de diámetro interno, y un revestidor de 9.5 pulgadas de diámetro ex-

terno y 8.625 pulgadas de diámetro interno. Estas caracteŕısticas son importantes,

debido a que en simulaciones térmicas la conducción de calor a lo largo de la tubeŕıa

es determinada por el área transversal de la pared de la tubeŕıa y su conductividad

térmica. Además de esto, el calor puede ser almacenado en la tubeŕıa: la cantidad

de enerǵıa que es almacenada en la pared de la tubeŕıa depende del volúmen del

material y su capacidad caloŕıfica.

En la tabla 3.3 se muestran las caracteŕısticas térmicas utilizadas para la tubeŕıa

y el revestidor.

Tabla 3.3: Caracteŕısticas térmicas de la tubeŕıa y el revestidor

Parámetro Valor Unidad

Conductividad Térmica 160 Btu/pie-d́ıa-◦F

Capacidad Caloŕıfica 4.4732 Btu/pie3−◦F

Por otro lado, además de la conducción de calor a lo largo de la tubeŕıa, también

puede haber conducción de calor transversalmente a ella (entre el pozo y la forma-

ción, o entre la tubeŕıa y el revestidor).

Tiempo del proyecto

Se estableció un horizonte de 10 años para la evaluación del proceso SAGD.

3.2.3. Construcción de los Pozos Multi-Segmentados

Uno de los principales retos en la simulación del proceso SAGD consiste en la

representación precisa de la dinámica de flujo multifásico a través del par de pozos
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horizontales. En la mayoŕıa de los casos, estos pozos operan bajo una gran variedad

de configuraciones avanzadas, con flujo simultáneo en la tubeŕıa de producción y el

espacio anular [7].

En el modelo de pozo convencional, el flujo desde o hacia el yacimiento es re-

presentado por un solo término en las ecuaciones de flujo del yacimiento. En este

modelo se asume estado estable de flujo en el pozo. Se resuelve sólo una ecuación

por completación, con la presión de fondo fluyente como variable principal. Esto sig-

nifica que sólo se conoce la distribución de presión en el pozo debida a la gravedad,

pero no la composición ni la distribución de la temperatura. Esto ocasiona algunas

dificultades numéricas cuando algunas completaciones están inyectando y otras pro-

duciendo. La conducción de calor a lo largo del pozo y, entre el pozo y el yacimiento,

son despreciadas [19]. Por todas estas razones, no es apropiado utilizar el modelo de

pozo convencional para la simulación del proceso SAGD, y se hace necesario utilizar

un modelo de pozo multi-segmentado.

En el modelo térmico de Pozos Multi-Segmentados disponible en el simulador

ECLIPSE R©, se permite simular el flujo de fluidos y la transferencia de calor en

pozos avanzados (horizontales y/o multilaterales). La descripción detallada de las

condiciones de flujo de fluidos dentro y a lo largo del pozo se obtiene dividiendo

el hoyo del pozo (y cualquier ramificación) en un número arbitrario de segmentos.

Cada segmento cuenta con su propio sistema de variables independientes para des-

cribir las condiciones de flujo locales. El modelo considera las pérdidas de presión a

lo largo del pozo y a través de cualquier elemento de la completación. En su modo

térmico, una opción especial permite definir coeficientes de transferencia de calor,

lo cual permite modelar las pérdidas de calor al yacimiento, hacia otro segmento, o

hacia las rocas sub/supra adyacentes. Otra opción especial permite asignar a seg-

mentos individuales tasas de producción o inyección, lo cual hace posible simular

el proceso de recirculación de los pozos SAGD. Para una descripción detallada del

modelo térmico de Pozos Multi-Segmentados ver la sección 3.5.4.

De esta forma, fue necesario definir pozos multi-segmentados en el modelo de

simulación. En general, para definir un pozo multi-segmentado en el modelo de si-
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mulación se utilizaron los siguientes Keywords :

WELSEGS: en donde se establece la estructura del pozo multi-segmentado,

los componentes de la cáıda de presión en el pozo (hidrostático, fricción, ace-

leración), el modelo de flujo multifásico (homogéneo, flujo cruzado), las di-

mensiones de la tubeŕıa, la capacidad caloŕıfica volumétrica de la tubeŕıa, la

conductividad térmica de la tubeŕıa, rugosidad de la tubeŕıa, entre otros.

COMPSEGS: en donde se define la localización de las completaciones dentro

de la configuración del pozo multi-segmentado.

De igual manera, para establecer los coeficientes de transferencia de calor y

para definir la recirculación en los pozos, se utilizan los Keywords : WSEGHEAT

y WSEGEXSS, respectivamente.

Para determinar el número de segmentos en que seŕıa dividido cada uno de los

pozos, se seleccionó un segmento por celda (conexión), resultando en un total de 12

segmentos para el pozo de 1000 pies de largo (incluyendo tubeŕıa y revestidor), 22

segmentos para el pozo de 2000 pies de largo y 32 segmentos para el caso del pozo

de 3000 pies de largo.

El modelo seleccionado para el cálculo de las pérdidas de presión a lo largo de la

trayectoria de los pozos fue el Modelo Homogéneo.

3.2.4. Escalamiento de la Malla

Las simulaciones térmicas, al igual que las simulaciones convencionales, son afec-

tadas por el tamaño de las celdas de la malla de simulación. Sin embargo, las simula-

ciones del proceso SAGD requieren de celdas mucho más pequeñas que las requeridas

normalmente para la simulación de otros procesos [20].
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En esta etapa, se realizó un análisis de la malla para determinar cual era el

tamaño de celda óptimo, que representara el proceso con suficiente exactitud sin

comprometer excesivamente los tiempos de cálculo del simulador.

De este modo, se realizaron corridas de 1 año del modelo, con una malla muy

refinada inicialmente y, progresivamente, se fue disminuyendo la resolución de la

misma, comparando los resultados que arrojaban los modelos. Los tamaños de celda

utilizados fueron: (5,20,2), (5,20,5), (5,40,5) y (5,200,5), en donde el eje X representa

el ancho del yacimiento, el eje Y la longitud (a lo largo de la cual los pozos horizon-

tales están completados) y el eje Z el espesor.

3.3. Estudio de Sensibilidad

En esta etapa del proyecto se realizó el estudio de sensibilidad con el fin de iden-

tificar los parámetros que influencian en mayor medida el rendimiento del proceso

SAGD. Para ello se utilizó la herramienta COUGAR R©, que es un software para

manejar la incertidumbre en estudios de modelado de yacimientos.

COUGAR R©es un software que posee herramientas para tomar en cuenta la in-

certidumbre en la evaluación de un yacimiento a partir de: análisis de sensibilidad

y análisis de riesgos. Para una descripción más detallada del software referirse a la

sección 3.5.2.

El análisis sensibilidad se realizó tomando en cuenta parámetros de yacimiento

y parámetros operacionales.

Los parámetros de yacimiento que se incluyeron en este estudio son: espesor de

la arena, porosidad, relación Kv/Kh, temperatura y presión inicial, y la densidad

del crudo presente en el yacimiento.

En cuanto a los parámetros operacionales, se tomaron en consideración los si-

guientes: la sección horizontal de los pozos, la duración del periodo de precalen-
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tamiento, el espaciamiento entre el pozo productor e inyector, la tasa de inyección

de vapor y la calidad del vapor inyectado.

En general, tanto los parámetros de yacimiento como los operacionales, se varia-

ron en los rangos establecidos en las secciones 3.2.1 y 3.2.2 , como se muestra en la

tabla 3.4.

Tabla 3.4: Rango de los parámetros en el estudio de sensibilidad

Parámetro Mı́nimo Máximo Unidad

Espesor(h) 60 200 pies

Media de la Porosidad (Φm) 0.2 0.34 adimensional

Desviación estándar de la porosidad (σΦ) 0.0025 0.0075 adimensional

Kv/Kh 0.3 0.9 adimensional

Temperatura inicial (Ti) 110 150 ◦F

Presión inicial (Pi) 350 1600 lpca

◦API 10 16 ◦API

Sección horizontal de los pozos (L) 1000 3000 pies

Duración del periodo de precalentamiento (T ) 15 45 d́ıas

Espaciamiento entre pozos (Sv) 15 45 pies

Tasa de inyección del vapor (Qiny) 500 1500 B/d

Calidad del vapor (X) 0.6 0.8 adimensional

Con el fin de realizar la sensibilidad, es necesario elegir el diseño experimen-

tal apropiado para obtener el modelo de superficie de respuesta con el número de

parámetros requeridos. En esta etapa de estudio se utilizó un diseño lineal, debido a

que éste esta asociado al análisis de sensibilidad: el diseño lineal sólo incluye valores

mı́nimos y máximos de los parámetros (-1 y +1), que es suficiente para obtener una

idea cualitativa de la influencia de un gran número de parámetros de una forma

económica (con el menor número de experimentos).

Una vez que se eligió el diseño experimental apropiado, se procedió a realizar las
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simulaciones correspondientes a los experimentos generados.

Con el fin de realizar las simulaciones en el menor tiempo posible se utilizó el

simulador ECLIPSE 300 (ver sección 3.5.3) y la Opción de Paralelo del mismo, que

permite que la simulación de un modelo sea distribuida en número determinado de

procesadores, permitiendo que las simulaciones sean llevadas a cabo en menor tiem-

po. Para una descripción más detallada de esta opción referirse a la sección 3.5.5.

En general, los modelos fueron distribuidos en 4 y 8 procesadores para mejorar

el tiempo de cómputo requerido.

Una vez realizadas las simulaciones correspondientes, se utilizó un modelo de

superficie de respuesta polinomial de primer orden para ajustar los valores de Np

simulados (petróleo producido acumulado) lo mejor posible.

Finalmente, para determinar los parámetros influyentes en el proceso SAGD, se

realizó el análisis del gráfico Pareto, que es una simple visualización de la influencia

de cada parámetro en la respuesta seleccionada (ver Figura 3.2). Todos los paráme-

tros son colocados en el eje de las ordenadas: mientras más larga sea la barra para un

parámetro dado, mayor influencia tiene ese parámetro sobre la respuesta. Además, en

el gráfico Pareto aparece una ĺınea vertical de color rojo llamada Nivel Significativo,

el cual corresponde al mı́nimo valor para considerar un parámetro como influyente.

Todos los términos que tienen una influencia por debajo de este nivel son despre-

ciables, comparados con los términos que tienen influencia por encima de dicho nivel.

3.4. Construcción de la Superficie de Respuesta

para la optimización

En esta etapa del proyecto se construyó una superficie de respuesta tomando en

cuenta los parámetros que resultaron influyentes en el estudio de sensibilidad.
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Figura 3.2: Gráfico Pareto

Con este fin, se utilizó un diseño experimental cuadrático, para generar las simu-

laciones necesarias para obtener un modelo de superficie de respuesta polinomial de

segundo orden.

Una vez que se obtuvo el modelo de superficie de respuesta polinomial de segundo

orden, se verificó la predictividad del mismo a través de simulaciones de confirmación.

De este modo, se definieron algunas simulaciones de confirmación, para comparar los

valores obtenidos por la simulación y los obtenidos a través del modelo de superficie

de respuesta cuadrático. Para ello, se utilizaron diagramas cruzados (Cross Plot) y

gráficos de error, como los que se muestran en las figuras 3.3 y 3.4.

En los diagramas cruzados, las simulaciones de confirmación están colocadas co-

mo ćırculos rosados, permitiendo verificar la predictividad del modelo de superficie

de respuesta cuadrático. Alternativamente, en el gráfico de error se puede observar

el error relativo entre los valores simulados y los obtenidos a través del modelo de

superficie de respuesta.

Posteriormente, a partir del modelo de superficie de respuesta cuadrático, se pro-

cedió a realizar las optimizaciones correspondientes, con el fin de culminar el flujo
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Figura 3.3: Gráfico Cruzado

Figura 3.4: Gráfico de Error

de trabajo propuesto para realizar la optimización del proceso SAGD.
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3.5. Herramientas Utilizadas

3.5.1. PETREL R©

Esta es una herramienta computacional integrada que combina los campos de

la geof́ısica, la geoloǵıa y la ingenieŕıa de yacimientos. El flujo de trabajo dentro

de PETREL R©constituye la solución completa desde la śısmica hasta la simulación,

eliminando las barreras comunicacionales que exist́ıan entre las distintas disciplinas

técnicas.

Esta herramienta cuenta con una serie de módulos, a saber:

1. Geof́ısica: este módulo permite ejecutar todas las tareas de interpretación

śısmica tradicionales que forman parte de la secuencia de análisis de subsue-

lo 2D/3D/4D. Se pueden interpretar horizontes y fallas, generar sismogramas

sintéticos, analizar y corregir desajustes entre ĺıneas 2D, realizar conversiones

de tiempo a profundidad, crear mapas y recolectar la información requerida

para brindar soporte a la perforación de un pozo propuesto

2. Geoloǵıa: ofrece una gama completa de herramientas que permiten aplicar el

tradicional picado de marcadores, realizar la correlación entre pozos, aplica-

ciones de mapas y graficación, además del modelaje de escala fina de alta

resolución 3D. Posee métodos geoestad́ısticos. De esta manera, se cuenta con

modelos de yacimientos actualizables y confiables

3. Ingenieŕıa de yacimientos: permite realizar la simulación de yacimientos sobre

la base de los modelos geológicos y geof́ısicos del subsuelo. Se pueden reali-

zar ajustes en los datos históricos de producción hasta el momento en que se

está efectuando el estudio, y luego completar los resultados con un análisis

económico y de incertidumbre. Este proceso es compatible con el simulador

ECLIPSE R©
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En general, PETREL R©es una solución computacional para: interpretación śısmi-

ca 2D y 3D, generación y extracción de volúmenes śısmicos, generación de mapas

de atributos śısmicos, modelado estructural, conversión de escalas de tiempo a pro-

fundidad, modelaje de velocidad, correlación de pozos, construcción de mapas y

graficación de datos, escalado de registros de pozos, análisis de datos, modelado de

facies, modelado petrof́ısico, cálculos de volumen, análisis de sellos por fallas, diseño

de mallas de simulación, escalamiento, pre y pos-procesamiento de simulaciones de

yacimiento, manejo de casos y simulación de yacimientos, ajuste de la historia de

producción, diseño de pozos y análisis de incertidumbre.

3.5.2. COUGAR R©

En la ingenieŕıa de yacimientos se requiere del manejo de muchas fuentes de

incertidumbre. Para caracterizar el impacto de cada una de ellas, se tienen que

realizar una gran cantidad de simulaciones numéricas, lo cual genera altos costos

computacionales. COUGAR R©es una herramienta que considera la incertidumbre

mediante un amplio y riguroso estudio estad́ıstico, a partir de un número mı́nimo

de corridas de simulación numérica basadas en el método del diseño experimental.

Esta herramienta esta integrada con los principales simuladores del mercado como

ECLIPSE R©y Simview-ATHOS R©, con la finalidad de analizar el efecto de la incer-

tidumbre de los parámetros en las respuestas de la simulación.

De este modo, el propósito general de COUGAR R©es manejar la incertidumbre

en modelos de yacimientos.

COUGAR R©es una aplicación que provee herramientas para tomar en cuenta to-

da la incertidumbre en la evaluación del yacimiento, a través de:

Análisis de sensibilidad para identificar, de todas las incertidumbres especi-

ficadas, cuáles realmente influencian los resultados de la evaluación del yaci-

miento

65



Un análisis para cuantificar el riesgo asociado con las incertidumbres influyentes

y para optimizar el esquema de producción tomando en cuenta estos riesgos

Un análisis de riesgo técnico-económico que permite tomar en cuenta tanto el

impacto de las incertidumbres técnicas como el de las incertidumbres económi-

cas

Dentro de sus aplicaciones, considera incertidumbres estocásticas en el modelo

estático del yacimiento, como mapas estructurales y realizaciones geoestad́ısticas.

También considera incertidumbres determińısticas, tales como permeabilidades re-

lativas y presiones capilares en su modelo dinámico. Maneja los parámetros contro-

lables del esquema de desarrollo, por ejemplo localizaciones de pozos, y las incer-

tidumbres económicas, tales como precio del petróleo. Permitiendo, de esta forma,

cuantificar el impacto de todas estas incertidumbres en cualquier salida del modelo

de yacimiento.

Esta herramienta se divide en seis módulos que permiten realizar el análisis de

incertidumbre en un modelo de yacimiento, a saber:

1. Módulo de Sensibilidad: después de determinar todos los parámetros inciertos

del yacimiento, y sus rangos de incertidumbre, se procede a definir la cantidad

de corridas de simulación a realizar (a través de técnicas de diseño experi-

mental), para evaluar la influencia de cada uno de ellos sobre el modelo de

yacimiento

2. Módulo de Análisis de Riesgo: el análisis de riesgo es el adecuado para reali-

zar predicciones de producción probabiĺısticas exactas. Aplicando la técnica de

diseño experimental en los parámetros influyentes se realizan una serie de si-

mulaciones, y luego los resultados son integrados para obtener una estimación

del comportamiento del modelo del yacimiento usando una metodoloǵıa de

superficie de respuesta (RSM)
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3. Módulo de Optimización: después de realizar un análisis de riesgo, este módulo

permite obtener la configuración óptima del esquema de producción sin ningu-

na simulación adicional del modelo del yacimiento. Después de ser localizada

dicha configuración, automáticamente se descarga una corrida de simulación

para confirmar la predicción. Este módulo también permite comparar diferen-

tes escenarios optimizados conjuntamente con un análisis de riesgo

4. Módulo de ajuste de incertidumbre: las incertidumbres del yacimiento pueden

ser significativamente reducidas por tomar en cuenta los datos de producción.

De esta forma, esta aplicación permite contrarrestar el dominio de incertidum-

bre con respecto a la disponibilidad de los datos de producción

5. Módulo Económico: en este módulo se pueden tomar decisiones para diferentes

esquemas de desarrollo en un ambiente de riesgo. Con este fin, la distribución

probabiĺıstica efectuada en el módulo de análisis de riesgo puede ingresarse a

una hoja de cálculo de datos económicos

6. Módulo de Cálculo: este módulo permite combinar varios resultados de pro-

ducción y factores influyentes, a fin de calcular las funciones objetivo que mejor

se ajusten a la meta final. Por otra parte es posible obtener resultados de pro-

ducción adicionales por interpolación

3.5.3. ECLIPSE 300- Opción Térmica

La suite de simulación ECLIPSE R©consiste en tres simuladores: ECLIPSE 100

especializado en el modelaje de petróleo negro, ECLIPSE 300 especializado en mo-

delaje composicional y FrontSim, especializado en el estudio de ĺıneas de corriente.

ECLIPSE 300 es un simulador composicional con ecuaciones de estado cúbicas.

Dentro de las opciones de este simulador se encuentra la opción térmica.

67



Los métodos de recuperación térmica son usados generalmente en los yacimientos

de petróleo pesado, en donde la viscosidad del petróleo es alta a la temperatura de

yacimiento, pero se reduce a medida que la temperatura del mismo aumenta. Usan-

do la opción térmica del simulador ECLIPSE 300 se pueden simular varios tipos

de procesos de recuperación térmica: procesos que involucren la inyección de vapor,

inyección de fluidos calientes o gas, calentadores de pozos, combustión, entre otros.

El simulador ha sido diseñado para manejar altas presiones (1-100 bar) y altas

temperaturas (1-700◦F).

Se permiten cuatro fases en la simulación:

Una fase petróleo que contiene sólo componentes hidrocarburos

Una fase gas que contiene componentes hidrocarburos y agua

Una fase agua que contiene sólo el componente agua

Una fase sólida

En ECLIPSE 300 la opción térmica puede ser usada de dos formas:

Petróleo vivo, usando los valores K para definir el equilibrio

Petróleo muerto, cuando los componentes hidrocarburos no son volátiles

Este simulador contiene seis secciones de archivos de datos, las cuales son nece-

sarias para realizar una simulación, estas son descritas a continuación:
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RUNSPEC: en esta sección se incluyen los datos generales del modelo, tales

como: el t́ıtulo de la simulación, las dimensiones de la malla, fases presentes

en el yacimiento, fluidos presentes en el modelo y una cierta cantidad de co-

mandos que permiten establecer las caracteŕısticas generales de la simulación

GRID: en esta sección se introducen al simulador las caracteŕısticas estruc-

turales del yacimiento y sus propiedades, tales como: mapas estructurales,

isópacos, topes, información śısmica, porosidad, permeabilidad, NTG, carac-

teŕısticas térmicas del yacimiento y de la roca adyacente al mismo, entre otras

PROPS: en esta sección se introducen al simulador las caracteŕısticas de los

fluidos (parámetros PVT), las propiedades de interacción roca-fluidos (las pre-

siones capilares, permeabilidades relativas),propiedades de la roca (tales como

la compresibilidad), y las caracteŕısticas térmicas de los fluidos

SOLUTION: en esta sección se especifican las condiciones iniciales del yaci-

miento para el cálculo de la distribución de los fluidos presentes en el mismo

(datum, presión al datum, profundidad de los contactos)

SUMMARY: en esta sección se especifican las variables que se requieren co-

mo salida del simulador, para su futura utilización en la interpretación de los

resultados de la simulación. Los parámetros colocados en esta sección pueden

ser visualizados en forma de gráficos

SCHEDULE: en esta sección se asignan los datos de pozos tales como: ubi-

cación, completaciones o eventos, condiciones de producción o inyección, entre

otros
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3.5.4. Modelo de Pozo Multi-Segmentado [2]

El modelo de pozo multi-segmentado es una extensión especial, que está dis-

ponible tanto en ECLIPSE 100 como en ECLIPSE 300. Provee una descripción

detallada del flujo en el pozo. Esta herramienta esta espećıficamente diseñada para

pozos horizontales y multilaterales, aunque puede ser usada para proporcionar un

análisis más detallado del flujo en pozos verticales y desviados. Como en el modelo

de pozo estándar, las ecuaciones son resueltas con el método totalmente impĺıcito

y simultáneamente con las ecuaciones de yacimiento, con el fin de proveer estabilidad.

La descripción detallada de las condiciones de flujo se obtiene dividiendo el pozo

(y cualquier ramificación) en un número determinado de segmentos. Cada segmen-

to tiene su propio grupo de variables independientes para describir las condiciones

locales de flujo. En ECLIPSE 300 hay Nc+3 variables por segmento (donde Nc es

el número de componentes hidrocarburos): la presión del fluido, la tasa flujo molar

total y las densidades molares del agua y de cada componente hidrocarburo fluyen-

do. Cada segmento puede tener completaciones en una o más celdas del modelo de

yacimiento, o en ninguna si no hay completaciones en esa localización. Las varia-

bles dentro de cada segmento son evaluadas resolviendo la ecuación de balance de

materiales para cada fase o componente y una ecuación de cáıda de presión que

toma en cuenta la hidrostática local y los gradientes de presión por fricción y ace-

leración. La cáıda de presión puede ser calculada de un modelo de flujo homogéneo

en donde todas las fases fluyen a la misma velocidad, o de un modelo Drift Flux que

permite el deslizamiento entre las fases. Alternativamente, el diferencial de presión

puede derivarse de tablas VFP pre-calculadas que pueden ofrecer mayor exactitud

y pueden proporcionar la capacidad de modelar los estranguladores.

Estructura de los segmentos

Un pozo multi-segmentado puede ser considerado como una colección de segmen-

tos arreglados (ver Figura 3.5). Cada segmento consiste de un nodo y un flowpath

hasta el nodo del segmento vecino. El nodo del segmento es colocado al final del

mismo, que es en la posición más alejada del cabezal del pozo. Cada nodo cae a una
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profundidad espećıfica, y tiene una presión que es determinada por los cálculos del

modelo de pozo. También cada segmento tiene una longitud, diámetro, rugosidad,

área y volumen espećıficos.

Figura 3.5: Pozo Multilateral segmentado. Modificado de [7]

El flujo de las celdas entra al pozo a través de los nodos. El nodo de un segmen-

to puede aceptar flujo desde cualquier número de conexiones de celdas. ECLIPSE

coloca la conexión de cada celda al segmento cuyo nodo esta más cercano.

El número óptimo de segmentos requeridos para modelar un pozo depende de la

preferencia entre velocidad de simulación y precisión.

Flujo de los pozos

El flujo de fluido en las conexiones está dado por la siguiente relación:

qpj = TwjMpj(Pj + Hcj − Pn −Hcn) (3.12)
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donde:

qpj: es la tasa de flujo de la fase p en la conexión j, a condiciones normales en

ECLIPSE 100 y en condiciones de yacimiento en ECLIPSE 300. El flujo se toma

como positivo de la formación al pozo y negativo del pozo a la formación.

Twj: es el factor de transmisibilidad en la conexión.

Mpj: es la movilidad de la fase en la conexión.

Pj: es la presión en la celda que contiene la conexión.

Hcj: es la presión de la columna hidrostática entre la profundidad de la conexión y

la profundidad del centro de la celda.

Pn: es la presión del nodo del segmento n asociado.

Hcn: es la presión de la columna hidrostática entre el nodo del segmento n y la

profundidad de la conexión.

Modelo de Pozos Multi-Segmentados en procesos térmicos

El flujo de enerǵıa entre la celda y el nodo del segmento asociado está dada

por la siguiente ecuación:

qej = Twj ·
∑

p

Mepj · (Pj + Hcj − Pn −Hnc) (3.13)

donde:

qej: es la tasa de flujo de enerǵıa en la conexión j. El flujo se toma positivo de la

formación al pozo, y negativo del pozo a la formación.

Twj: es el factor de transmisibilidad en la conexión.

Mepj: es la movilidad de enerǵıa en cada fase en la conexión.

Pj: es la presión en la celda que contiene la conexión.

Hcj: es la presión de la columna hidrostática entre la profundidad de la conexión y

la profundidad del centro de la celda.

Pn: es la presión del nodo del segmento n asociado.

Hnc: es la presión de la columna hidrostática entre el nodo del segmento n y la

profundidad de la conexión.
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La transferencia conductiva de calor puede ocurrir a lo largo del pozo,

transversalmente al pozo (entre la tubeŕıa y el revestidor), y entre el pozo y la

formación.

La transferencia de calor transversalmente a un volumen pequeño está dada por

la siguiente fórmula, la cual es utilizada para calcular la conducción de calor a lo

largo del pozo:

Q = −K · A · ∂T

∂X
(3.14)

donde:

K: es la conductividad térmica.

A: es el área trasversal.

Para una longitud de un anular ciĺındrico, esta fórmula puede ser integrada sobre

los radios para dar:

Q =
L

R
· (Ti − To) (3.15)

donde la resistencia térmica espećıfica del anular es dada por:

R =
1

2Π
· 1

K
· lnro

ri

(3.16)

donde:

L: es la longitud de la tubeŕıa.

Ti: es la temperatura en el radio interno ri.

To: es la temperatura en el radio externo ro.

La resistencia de un anular fino es calculada sustituyendo ro = ri +∆r, para dar:
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R =
1

2Π
· ∆r

K
· 1

ri

(3.17)

Esta segunda ecuación de calor es utilizada para calcular la conducción de calor

del pozo a la formación. Para las pérdidas de calor desde un segmento a una celda del

yacimiento, la transferencia de calor ocurre desde el fluido en el segmento transver-

salmente a la pared de la tubeŕıa, el aislante, el anular, la pared del revestidor, el

cemento, la formación alterada y la formación no alterada.

La resistencia térmica en estos casos se define sumando términos:

Rh =

(
1

2Π

)
1

hf · ri

+
1

hpi · ri

+
ln(ro/ri)

λp

+ ...

... +
1

hPo · ro

+
ln(rins/ro)

λins

+
1

hrcan · rins

+ ... (3.18)

... +
ln(rco/rci)

λp

+
ln(rw/rco)

λcem

+
ln(rea/rw)

λea

+
f(tD)

λE

donde:

hf : es el coeficiente de transferencia de calor entre el fluido dentro de la tubeŕıa y la

tubeŕıa.

hpi: es el coeficiente de transferencia de calor a través de cualquier depósito o sucio

en la pared interna de la tubeŕıa.

λp: es la conductividad térmica de la tubeŕıa.

hPo: es el coeficiente de transferencia de calor a través del contacto entre la tubeŕıa

y el aislante.

λins: es la conductividad térmica del aislante.

hrcan : es el coeficiente de transferencia de calor debido a la radiación y la convección

en el anular.

λp: es la conductividad térmica de la pared del revestidor.

λcem: es la conductividad térmica del cemento.

λea: es la conductividad térmica de la zona alterada.
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f(tD): es la función del tiempo que refleja la resistencia térmica de la formación.

λE: es la conductividad térmica de la formación no alterada.

Como Rh sólo se puede especificar como una constante, la función dependiente

del tiempo f(tD) debe ser aproximada.

La ecuación 3.15 se utiliza para calcular la conducción de calor de un segmento a

otro segmento. De este modo, la transferencia de calor entre la tubeŕıa y el revesti-

dor puede ser calculada a partir de ella, siempre y cuando el pozo multi-segmentado

haya sido configurado con segmentos de la tubeŕıa interna y el revestidor.

La resistencia térmica es:

Rh =
1

2Π

[
1

hf · ri

+
1

hPi · ri

+
ln(ro/ri)

λp

+
1

hPo · ro

+
1

hf · ro

]
(3.19)

donde:

hPo: es el coeficiente de transferencia de calor a través de cualquier depósito o sucio

en la pared externa.

3.5.5. Opción de Paralelo del Simulador ECLIPSE R©

La opción de paralelo permite que la simulación de un modelo sea distribuida en

un número espećıfico de procesadores. Esto permite que grandes simulaciones sean

llevadas a cabo en un menor periodo de tiempo del que tomaŕıa una simulación con-

vencional. Esta opción puede ser utilizada tanto en simulaciones de petróleo negro

como en simulaciones composicionales.

La opción paralelo está diseñada para ser usada de una forma sencilla: sólo se

necesita agregar un Keyword para correr un modelo en modo paralelo. También se

pueden utilizar una serie de Keywords adicionales para ajustar el modelo para un

óptimo rendimiento.
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3.6. Modelo Térmico de Simulación

En esta sección, se exponen las caracteŕısticas generales que tiene un modelo

térmico en el simulador ECLIPSE R©, con la finalidad de esclarecer cómo calcula

el simulador ciertas caracteŕısticas referentes a la roca, los fluidos, las pérdidas de

calor, entre otras.

3.6.1. Propiedades de la roca

A continuación se presentan las propiedades de la roca que se requieren definir

en un modelo térmico de simulación.

Capacidad caloŕıfica de la roca

La entalṕıa por unidad de volumen de la roca es dada por:

Hr = Cr0 · (T − Tref ) +
Cr1 · (T − Tref )

2

2
(3.20)

donde:

Cr0: es la capacidad caloŕıfica volumétrica de la roca, que se define a través del key-

word HEATCR.

Cr1: es el coeficiente de temperatura, que se define a través del keyword HEATCRT.

Tref : es la temperatura de referencia, que se define a través del keyword STCOND.

Conductividad térmica y transmisibilidad

La conductividad térmica de la roca y el ĺıquido que llena la celda se define a

través del keyword THCONR.
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Las transmisibilidades térmicas se calculan de forma similar que las transmisi-

bilidades de flujo, usando la conductividad térmica en lugar de las permeabilidades.

Las transmisibilidades térmicas pueden ser multiplicadas por un factor depen-

diente de la saturación (Λ). Se asume que la transmisibilidad térmica es función

solamente de la saturación de gas (Sg). No se distingue entre la transmisibilidad

térmica de una roca llena con petróleo y la transmisibilidad térmica de una roca

llena con agua.

El multiplicador Λ se define como:

Λ = (1− α · Sg) (3.21)

donde:

α: se especifica a través del keyword THCONSF.

3.6.2. Curvas de Permeabilidad Relativa

Es posible definir una dependencia de las curvas de permeabilidad relativa con

la temperatura a través de los keywords ENPTVT, ENKRVT y ENPCVT.

3.6.3. Propiedades de los Fluidos

Petróleo

La opción térmica en ECLIPSE 300 es posible manejarla de dos formas diferentes:

Petróleo vivo, usando los valores K para definir el equilibrio

77



Petróleo muerto, cuando los componentes hidrocarburos son no volátiles

Como los modelos de simulación fueron construidos utilizando la opción de

petróleo muerto, a continuación se definen las propiedades de los fluidos referentes

a la misma.

Las propiedades que se deben definir en esta opción son:

Densidad: la densidad del petróleo se define a través de la ecuación:

ρo =
ρref,o

[1− cPo(P − Pref )] [1 + cT1(T − Tref ) + cT2(T − Tref )2]
(3.22)

donde:

cPo, cT1, cT2: son la compresibilidad del petróleo, y los coeficientes de expansión

térmica, respectivamente, definidos a través del keyword OILCOMPR.

ρref,o: es la densidad del petróleo a la presión de referencia y se define a través

del keyword DENSITY.

Tref y Pref : son las condiciones de referencia, y se definen a través del keyword

STCOND.

Calor espećıfico: se usa un calor espećıfico constante, definido a través del key-

word OILSPECH.

Viscosidad: La viscosidad puede ser definida en forma de tabla en función de

la temperatura a través del keyword OILVISCT.

Agua y Vapor

Las propiedades del agua y del vapor son las siguientes:

Valores K : los valores K del agua, Kww, se definen como la presión de satu-

ración del agua Pb(T ) dividida entre la presión.
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Kww =
Pb

P
(3.23)

La temperatura y presión de saturación pueden ser encontradas a través de las

ecuaciones:

Pb =

(
T

a

) 1
b

(3.24)

Tb = a · P b (3.25)

donde: a=180.89 y b=0.2350 cuando la temperatura está medida en ◦C y la

presión en MPa.

Densidad: la densidad del agua puede ser calculada de varias formas; usan-

do una función anaĺıtica interna, usando una función anaĺıtica con coeficientes

definidos por el usuario, o usando tablas de vapor internas. La función anaĺıtica

interna, que es la opción por defecto (y la usada en los modelos), tiene la si-

guiente forma (keyword THANALB):

ρw =
A0 + A1TC + A2TC

2 + A3TC
3 + A4TC

4 + A5TC
5

1 + A6TC

· ecPw(Pp−A7) (3.26)

donde:

ρw: es la densidad del agua (kg/m3).

TC : es la temperatura (◦C).

Pp: es la presión (MPa).

cPw: es la compresibilidad del agua, definida a través del keyword PVTW.

A0=999.83952

A1=16.955176

A2=-7.987×10−3

A3=-46.170461×10−6

A4=105.56302×10−9

A5=-280.54353×10−12

A6=16.87985×10−3

A7=10.2
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Densidad del vapor: la densidad del vapor puede ser calculada de dos formas;

usando una función anaĺıtica interna, o usando tablas de vapor internas. La

función anaĺıtica interna se usa por defecto si el keyword THANALB es usado.

La densidad del vapor es calculada a partir de de la ley de gases reales:

ρg = ρgb
Tb

T
(3.27)

donde:

Tb: es la temperatura de ebullición.

ρgb: es la densidad a la temperatura de ebullición (kg/m3).

La densidad del vapor de agua saturado se obtiene a partir de la siguiente

ecuación:

ρgb = exp
[
C0 + C1Tbk + C2Tbk

2 + C3Tbk
3 + C4Tbk

4 + C5Tbk
5
]

(3.28)

donde:

Tbk: es la temperatura de ebullición (◦K).

C0=-93.7072

C1=0.833941

C2=-0.003208

C3=6.57652×10−6

C4=-6.93747×10−9

C5=2.97203×10−12

Enerǵıas y Entalṕıas: la enerǵıa y entalṕıa del vapor y el agua son léıdas de

tablas de vapor.

Viscosidad del agua: la viscosidad del agua puede ser definida en forma de

tabla, o en forma de función que es la opción por defecto (y la usada en los

modelos). La forma funcional es la siguiente:

µw =
1

Aw + BwTC + CwTC
2 (3.29)
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donde:

TC : es la temperatura (◦C).

Aw=0.1323

Bw=0.03333

Cw=7.643×10−6

Viscosidad del vapor: la viscosidad del vapor se obtiene de la siguiente ecuación:

µg = Ag + BgTC + CgPp
Dg (3.30)

donde:

TC : es la temperatura (◦C).

Pp: es la presión (MPa).

Ag=4.9402×10−3

Bg=5.0956×10−5

Cg=2.9223×10−6

Dg=2.5077

3.6.4. Pérdidas de calor

Las pérdidas de calor hacia los alrededores del yacimiento pueden ser modeladas

utilizando los keywords ROCKDIMS, ROCKPROP y ROCKCON.

Se pueden utilizar dos métodos para calcular las pérdidas de calor: un método

numérico y un método anaĺıtico. En el método numérico la tasa de pérdida de calor

por unidad de área esta dada por:

−k · ∂T

∂n n=0
(3.31)

donde:

k: es la conductividad.

∂T
∂n

: es el gradiente de temperatura afuera del yacimiento, que se encuentra resolvien-
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do la siguiente ecuación:

c · ∂T

∂t
= k · ∂2T

∂n2
(3.32)

donde:

c: es la capacidad caloŕıfica de la roca.

En el método anaĺıtico la pérdida de calor por unidad de área en un tiempo ∆t

está dada por:

∫ ∞

0

c · T (t + ∆t)dn−
∫ ∞

0

c · T (t)dn (3.33)

3.6.5. Inyección de agua, vapor y gas

La inyección de un fluido como agua, vapor, gas, o una mezcla de los tres, puede

ser especificada a través del keyword WCONINJE.

La entalṕıa del fluido inyectado es calculada de los datos ingresados a través

del keyword WINJTEMP. Si el fluido inyectado contiene solo vapor y agua, existen

cuatro formas de ingresar los datos:

1. Calidad y temperatura del vapor

2. Calidad y presión del vapor

3. Presión y temperatura del vapor

4. Entalṕıa y presión del vapor

Las primeras dos formas pueden ser usadas para la inyección de agua en estado

saturado (cuando la calidad está entre 0 y 1). La entalṕıa del fluido inyectado es
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calculada como:

Hi = X ·Hsat
s (Pi, Ti) + (1−X) ·Hsat

w (Pi, Ti) (3.34)

donde:

Hi: es la entalṕıa del fluido inyectado.

X: es la calidad del fluido inyectado.

Hsat
s : es la entalṕıa del vapor saturado.

Hsat
w : es la entalṕıa del ĺıquido saturado.

Pi: es la presión de saturación.

Ti: es la temperatura de saturación.

La tercera forma puede ser usada para la inyección de una sola fase (agua o

vapor), y la entalṕıa es determinada a través de las tablas de vapor:

Hi = Hw(Pi, Ti), (Pi � Psat(Ti)) (3.35)

Hi = Hs(Pi, Ti), (Pi ≺ Psat(Ti)) (3.36)

La cuarta forma puede ser utilizada en cualquiera de los casos.

La temperatura a la presión de fondo del pozo, es calculada a partir de la

ecuación 3.37, ya que a la presión de fondo, la entalṕıa de inyección es igual a

la entalṕıa especificada en el keyword WINJTEMP.

H(Pw, Tw) = Hi(Pi, Ti) (3.37)

donde:

Pw: es la presión en el fondo del pozo.

Tw: es la temperatura a la presión de fondo del pozo.

83



Caṕıtulo 4

Resultados

4.1. Modelo de Simulación

Tal como se expresó anteriormente, cuando se construyó el modelo de simulación

se procedió a realizar el escalamiento de la malla para obtener el tamaño de celda

óptimo.

Como se puede observar en la Figura 4.1, el tiempo de simulación para cada

uno de los tamaños de celdas utilizados difiere en gran medida: en general, a menor

tamaño de celda mayor es el tiempo de simulación requerido. De este modo, para

simular 1 año del proceso con la malla más refinada se requiere de aproximadamente

20 horas. Por esta razón, tomando en cuenta que el tiempo de evaluación para el

proceso es de 10 años, fué necesario encontrar un tamaño de celda que permitiera

obtener una precisión similar a la del modelo más refinado, pero con un menor re-

querimiento de tiempo de cómputo.

Con este fin, se analizaron los resultados obtenidos de petróleo y agua produci-

dos, y resultó que el tamaño de celda que presentaba menor error (con respecto

a los resultados de la malla más refinada) era el de (5,200,5), con diferencias de

aproximadamente 5% para el petróleo producido y 2% para el agua producida (ver

figuras 4.2 y 4.3). De este modo, este fue el tamaño de celda utilizado en todos los

modelos construidos.
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Figura 4.1: Tiempo de Cómputo

Figura 4.2: Producción de Petróleo Acumulada

En la Figura 4.4 se muestra uno de los modelos de simulación construidos, en

donde se puede observar la heterogeneidad de las propiedades de la malla (en este
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Figura 4.3: Producción de Agua Acumulada

caso la porosidad) y los dos pozos SAGD horizontales.

Figura 4.4: Modelo de simulación
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4.2. Estudio de Sensibilidad

El diseño experimental que se utilizó para obtener el modelo de superficie de res-

puesta lineal con los 12 parámetros seleccionados fue del tipo Factorial Fraccional

con resolución IV. El número de experimentos que generó este diseño fue 32, los

cuales se muestran en la tabla siguiente:

Tabla 4.1: Simulaciones del estudio de sensibilidad

Sim L h Φm σΦ Kv/Kh Ti
◦API Pi Sv T Qiny X

1 1000 60 0.2 0.0025 0.3 110 10 350 15 15 500 0.6

2 3000 60 0.2 0.0025 0.3 150 16 1600 15 45 1500 0.8

3 1000 200 0.2 0.0025 0.3 150 16 350 45 45 500 0.6

4 3000 200 0.2 0.0025 0.3 110 10 1600 45 15 1500 0.8

5 1000 60 0.34 0.0025 0.3 150 10 1600 45 15 1500 0.6

6 3000 60 0.34 0.0025 0.3 110 16 350 45 45 500 0.8

7 1000 200 0.34 0.0025 0.3 110 16 1600 15 45 1500 0.6

8 3000 200 0.34 0.0025 0.3 150 10 350 15 15 500 0.8

9 1000 60 0.2 0.0075 0.3 110 16 1600 45 15 500 0.8

10 3000 60 0.2 0.0075 0.3 150 10 350 45 45 1500 0.6

11 1000 200 0.2 0.0075 0.3 150 10 1600 15 45 500 0.8

12 3000 200 0.2 0.0075 0.3 110 16 350 15 15 1500 0.6

13 1000 60 0.34 0.0075 0.3 150 16 350 15 15 1500 0.8

14 3000 60 0.34 0.0075 0.3 110 10 1600 15 45 500 0.6

15 1000 200 0.34 0.0075 0.3 110 10 350 45 45 1500 0.8

16 3000 200 0.34 0.0075 0.3 150 16 1600 45 15 500 0.6

17 1000 60 0.2 0.0025 0.9 110 10 350 15 45 1500 0.8

18 3000 60 0.2 0.0025 0.9 150 16 1600 15 15 500 0.6

19 1000 200 0.2 0.0025 0.9 150 16 350 45 15 1500 0.8

20 3000 200 0.2 0.0025 0.9 110 10 1600 45 45 500 0.6

21 1000 60 0.34 0.0025 0.9 150 10 1600 45 45 500 0.8

22 3000 60 0.34 0.0025 0.9 110 16 350 45 15 1500 0.6
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23 1000 200 0.34 0.0025 0.9 110 16 1600 15 15 500 0.8

24 3000 200 0.34 0.0025 0.9 150 10 350 15 45 1500 0.6

25 1000 60 0.2 0.0075 0.9 110 16 1600 45 45 1500 0.6

26 3000 60 0.2 0.0075 0.9 150 10 350 45 15 500 0.8

27 1000 200 0.2 0.0075 0.9 150 10 1600 15 15 1500 0.6

28 3000 200 0.2 0.0075 0.9 110 16 350 15 45 500 0.8

29 1000 60 0.34 0.0075 0.9 150 16 350 15 45 500 0.6

30 3000 60 0.34 0.0075 0.9 110 10 1600 15 15 1500 0.8

31 1000 200 0.34 0.0075 0.9 110 10 350 45 15 500 0.6

32 3000 200 0.34 0.0075 0.9 150 16 1600 45 45 1500 0.8

Una vez que se realizaron las 32 simulaciones correspondientes, se obtuvo el mo-

delo de superficie de respuesta lineal del petróleo producido acumulado a los diez

años, cuyos coeficientes se muestran en la tabla 4.2.

La ecuación de la superficie de respuesta se construyó a partir de los coeficientes

de la tabla 4.2, quedando de la forma siguiente:

Np = 3,309E06·a−2,885E04·API+3,821E07·σΦ−1,472E05·Kv/Kh−272,353·L...

... + 67,537 · Pi − 1,090E07 · Φm − 1,724E03 ·Qiny − 2,836E04 · Sv − 777,16 · Ti...

...−6,259E04 ·T −6,680E05 ·X−4,465E03 ·h+1,158E03 ·L ·Φm +0,157 ·L ·Qiny...

...− 4,719 ·L · Sv + 3,255E03 ·Φm ·Qiny + 1,998E05 ·Φm · T + 2,060E03 ·Qiny ·X...

...+493,509 ·Sv ·T +199,715 ·Ti ·Sv +3,469E03 ·h ·Kv/Kh +2,362E04 ·h ·Φm (4.1)

De este modo, se logró obtener el gráfico Pareto (ver Figura 4.5), que permite

cuantificar la influencia de los parámetros sobre la respuesta seleccionada, que en

este caso es el petróleo producido acumulado a los diez años.

88



Tabla 4.2: Coeficientes del modelo de superficie de respuesta lineal

Intercepto (a) 3.309E+06

◦API -2.885E+04

σΦ 3.821E+07

Kv/Kh -1.472E+05

L -272.353

Pi 67.537

Φm -1.090E+07

Qiny -1.724E+03

Sv -2.836E+04

Ti -777.16

T -6.259E+04

X -6.680E+05

h -4.465E+03

L :Φm 1.158E+03

L : Qiny 0.157

L : Sv -4.719

Φm: Qiny 3.255E+03

Φm: T 1.998E+05

Qiny : X 2.060E+03

Sv : T 493.509

Ti : Sv 199.715

h : Kv/Kh 3.469E+03

h :Φm 2.362E+04

Los valores indicados a la derecha de cada barra del gráfico dan la contribu-

ción relativa de cada parámetro, y la ĺınea roja vertical indica cuáles parámetros

son más influyentes en la respuesta seleccionada. De este modo, los parámetros más

influyentes en el petróleo producido acumulado durante operaciones SAGD son: el

espesor de la arena, la porosidad media del yacimiento, la temperatura inicial, la

desviación estándar de la porosidad, la relación Kv/Kh, los ◦API del crudo, la tasa

de inyección de vapor, la duración del periodo de precalentamiento, la calidad del
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Figura 4.5: Influencia de los parámetros sobre el petróleo producido acumulado

vapor inyectado, y la distancia vertical entre el pozo inyector y productor. Algunos

de estos parámetros influencian directamente y otros a través de interacciones con

otros parámetros.
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4.3. Estudio de Optimización

El diseño experimental que se utilizó para obtener el modelo de superficie de res-

puesta cuadrático con los parámetros de mayor influencia en el proceso SAGD fue

el diseño de Cubo con Cara Centrada. El número de experimentos que generó este

diseño fue 53, los cuales se muestran en la tabla siguiente:

Tabla 4.3: Simulaciones de la superficie de respuesta para

la optimización

Sim ◦API σΦ Kv/Kh Φm Qiny Sv Ti T X h

1 10 0.0025 0.3 0.2 500 15 110 15 0.8 200

2 10 0.0025 0.3 0.2 1500 15 110 45 0.6 60

3 10 0.0025 0.3 0.34 500 15 150 15 0.6 60

4 10 0.0025 0.3 0.34 1500 15 150 45 0.8 200

5 10 0.0025 0.9 0.2 500 45 110 15 0.6 60

6 10 0.0025 0.9 0.2 1500 45 110 45 0.8 200

7 10 0.0025 0.9 0.34 500 45 150 15 0.8 200

8 10 0.0025 0.9 0.34 1500 45 150 45 0.6 60

9 10 0.0075 0.3 0.2 500 45 150 45 0.8 60

10 10 0.0075 0.3 0.2 1500 45 150 15 0.6 200

11 10 0.0075 0.3 0.34 500 45 110 45 0.6 200

12 10 0.0075 0.3 0.34 1500 45 110 15 0.8 60

13 10 0.0075 0.9 0.2 500 15 150 45 0.6 200

14 10 0.0075 0.9 0.2 1500 15 150 15 0.8 60

15 10 0.0075 0.9 0.34 500 15 110 45 0.8 60

16 10 0.0075 0.9 0.34 1500 15 110 15 0.6 200

17 16 0.0025 0.3 0.2 500 45 150 45 0.6 200

18 16 0.0025 0.3 0.2 1500 45 150 15 0.8 60

19 16 0.0025 0.3 0.34 500 45 110 45 0.8 60

20 16 0.0025 0.3 0.34 1500 45 110 15 0.6 200

21 16 0.0025 0.9 0.2 500 15 150 45 0.8 60
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22 16 0.0025 0.9 0.2 1500 15 150 15 0.6 200

23 16 0.0025 0.9 0.34 500 15 110 45 0.6 200

24 16 0.0025 0.9 0.34 1500 15 110 15 0.8 60

25 16 0.0075 0.3 0.2 500 15 110 15 0.6 60

26 16 0.0075 0.3 0.2 1500 15 110 45 0.8 200

27 16 0.0075 0.3 0.34 500 15 150 15 0.8 200

28 16 0.0075 0.3 0.34 1500 15 150 45 0.6 60

29 16 0.0075 0.9 0.2 500 45 110 15 0.8 200

30 16 0.0075 0.9 0.2 1500 45 110 45 0.6 60

31 16 0.0075 0.9 0.34 500 45 150 15 0.6 60

32 16 0.0075 0.9 0.34 1500 45 150 45 0.8 200

33 10 0.005 0.6 0.27 1000 30 130 30 0.7 130

34 16 0.005 0.6 0.27 1000 30 130 30 0.7 130

35 13 0.0025 0.6 0.27 1000 30 130 30 0.7 130

36 13 0.0075 0.6 0.27 1000 30 130 30 0.7 130

37 13 0.005 0.3 0.27 1000 30 130 30 0.7 130

38 13 0.005 0.9 0.27 1000 30 130 30 0.7 130

39 13 0.005 0.6 0.2 1000 30 130 30 0.7 130

40 13 0.005 0.6 0.34 1000 30 130 30 0.7 130

41 13 0.005 0.6 0.27 500 30 130 30 0.7 130

42 13 0.005 0.6 0.27 1500 30 130 30 0.7 130

43 13 0.005 0.6 0.27 1000 15 130 30 0.7 130

44 13 0.005 0.6 0.27 1000 45 130 30 0.7 130

45 13 0.005 0.6 0.27 1000 30 110 30 0.7 130

46 13 0.005 0.6 0.27 1000 30 150 30 0.7 130

47 13 0.005 0.6 0.27 1000 30 130 15 0.7 130

48 13 0.005 0.6 0.27 1000 30 130 45 0.7 130

49 13 0.005 0.6 0.27 1000 30 130 30 0.6 130

50 13 0.005 0.6 0.27 1000 30 130 30 0.8 130

51 13 0.005 0.6 0.27 1000 30 130 30 0.7 60

52 13 0.005 0.6 0.27 1000 30 130 30 0.7 200
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53 13 0.005 0.6 0.27 1000 30 130 30 0.7 130

Una vez que se realizaron las 53 simulaciones correspondientes, se obtuvo el mo-

delo de superficie de respuesta cuadrático del petróleo producido acumulado a los

diez años, cuyos coeficientes se muestran en la tabla siguiente:

Tabla 4.4: Coeficientes del modelo de superficie de res-

puesta cuadrático

Intercepto (a) 2.217E+06

◦API -1.229E+05

σΦ -1.090E+08

Kv/Kh -2.583E+05

Φm -4.829E+06

Qiny -986.948

Sv 2.931E+04

Ti 2.954E+03

T -1.421E+04

X -3.742E+06

h 6.449E+03

◦API:Kv/Kh 3.522E+04

◦API:Φm -2.604E+05

◦API:Qiny -22.51

◦API:h -160.788

σΦ:Kv/Kh -436.606

σΦ:Φm 397.916

σΦ:h 1.298E+05

Kv/Kh:Φm 1.384E+06

Kv/Kh:Sv 9.078E+06

Kv/Kh:h 1.913E+03

Φm:Qiny 3.527E+03

Φm:Sv -5.547E+03
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Φm:T 5.659E+04

Qiny:Sv 3.814E+03

Qiny:X 1.053E+03

Qiny:h 2.283

Sv:T 424.617

Sv:h -5.653E+05

Ti:h 8.593E+06

S2
v -360.552

h2 -21.94

La ecuación de la superficie de respuesta se puede construir a partir de los coe-

ficientes anteriores, tomando la forma siguiente:

Np = 2,217E06 · a− 1,229E05 · API − 1,09E08 · σΦ − 2,583E05 ·Kv/Kh...

...− 4,829E06 · Φm − 986,948 ·Qiny + 2,931E04 · Sv + 2,954E03 · Ti...

...− 1,421E04 · T − 3,742E06 ·X + 6,449E03 · h + 3,522E04 · API ·Kv/Kh...

...−2,604E05 ·API ·Φm−22,51 ·API ·Qiny−160,788 ·API ·h−436,606 ·σΦ ·Kv/Kh...

...+397,916·σΦ·Φm+1,298E05·σΦ·h+1,384E06·Kv/Kh·Φm+9,078E06·Kv/Kh·Sv...

...+1,913E03·Kv/Kh ·h+3,527E03·Φm ·Qiny−5,547E03·Φm ·Sv+5,659E04·Φm ·T...

... + 3,814E03 ·Qiny · Sv + 1,053E03 ·Qiny ·X + 2,283 ·Qiny · h + 424,617 · Sv · T...

...− 5,653E05 · Sv · h + 8,593E06 · T · h− 360,552 · S2
v − 21,94 · h2 (4.2)

Este modelo obtenido tiene una precisión de 0.992 y una predictividad de 0.911,

lo que demuestra un buen ajuste de la respuesta en el dominio de los factores. Esto

puede observarse gráficamente en las figuras 4.6 y 4.7.

Se realizaron dos simulaciones de confirmación para comprobar la predictividad

del modelo de superficie de respuesta. En las figuras 4.8 y 4.9 se muestran estas
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Figura 4.6: Gráfico Cruzado del Modelo Cuadrático

Figura 4.7: Gráfico de Error del Modelo Cuadrático

simulaciones en el gráfico cruzado y el gráfico de error.

Una vez que se obtuvo el modelo de superficie de respuesta y se confirmó su

predictividad, se realizaron optimizaciones sobre un yacimiento con las propiedades

medias de los yacimientos tipo de la Faja Petroĺıfera del Orinoco utilizando los al-

goritmos de optimización incluidos en COUGAR R©.
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Figura 4.8: Gráfico Cruzado del Modelo Cuadrático (sim. de confirmación)

Figura 4.9: Gráfico de Error del Modelo Cuadrático (sim. de confirmación)

Con todos los parámetros de yacimiento en sus valores medios, se obtuvo que los

parámetros operacionales que llevan al valor óptimo de petróleo producido acumu-

lado son:
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Qiny(B/d) 1500

Sv(pies) 40.245

T (d́ıas) 45

X 0.8

Np(óptimo) 1.872E+06

Si ahora el tiempo de precalentamiento y la calidad del vapor inyectado se dejan

en sus valores medios (30 d́ıas y 0.7, respectivamente), los valores óptimos de la tasa

de inyección de vapor y el espaciamiento entre los pozos son:

Qiny(B/d) 1500

Sv(pies) 34.357

Np(óptimo) 1.64E+06

Si ahora solo se optimiza el espaciamiento entre los pozos, fijando la tasa de

inyección de vapor en su valor medio (1000 B/d), su valor óptimo seŕıa:

Sv(pies) 32.77

Np(óptimo) 1.156E+06

En la Figura 4.10 se muestra gráficamente el petróleo producido acumulado a los

diez años obtenido en los tres casos optimizados.

De esta forma, el modelo de superficie de respuesta puede ser utilizado para

realizar la optimización de los parámetros que sean necesarios, asignándole a los

parámetros restantes valores constantes que se encuentren comprendidos en el do-

minio establecido.
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Figura 4.10: Petróleo producido acumulado a los diez años
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Caṕıtulo 5

Análisis de Resultados

5.1. Estudio de Sensibilidad

Tal como se reflejó en el gráfico Pareto, los parámetros de yacimiento de mayor

impacto en la producción de petróleo durante el proceso SAGD en los yacimien-

tos caracteŕısticos de la Faja Petroĺıfera del Orinoco son: el espesor de la arena, la

porosidad media del yacimiento, la temperatura inicial, la desviación estándar de la

porosidad, la relación Kv/Kh y los ◦API del crudo.

En cuanto a los parámetros operacionales, los que resultaron más influyentes en

el proceso son: la tasa de inyección de vapor, la duración del periodo de precalen-

tamiento, la calidad del vapor inyectado, y la distancia vertical entre el pozo inyector

y el pozo productor.

En la tabla 5.1 se muestra la contribución de los parámetros estudiados a la va-

riabilidad del petróleo producido en diez años, obtenida del estudio de sensibilidad

realizado.

A continuación, se realizará el análisis de cada uno de estos parámetros, divi-

diéndolos en parámetros de yacimiento, operacionales e interacciones de parámetros.
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Tabla 5.1: Contribución de los parámetros a la variabilidad del petróleo producido

en diez años

Parámetro Contribución(%)

Qiny 16.476

h 10.107

Φm 9.461

Φm : T 7.585

X 5.032

h : Φm 4.185

Φm : Qiny 4.12

Sv : T 4.015

Ti 3.771

Qiny : X 3.724

σΦ 3.455

T 3.34

Kv/Kh 3.295

◦API 3.129

5.1.1. Parámetros de Yacimiento

El espesor de la arena, fue el parámetro de yacimiento que resultó más in-

fluyente para el proceso, con una contribución de 10% aproximadamente a la varia-

bilidad del petróleo producido. De esta forma, puede esperarse que a mayor espesor

de la arena mayor sea la producción de petróleo en el proceso SAGD.

El segundo parámetro de yacimiento de mayor relevancia fué la porosidad de la

roca reservorio, con una contribución de 9% aproximadamente a la variabilidad

del petróleo producido. Este parámetro, además de contribuir directamente al con-

tenido de hidrocarburos presentes en la roca, está relacionado con la permeabilidad

de la arena (a través de la ecuación 3.1), que por la naturaleza del proceso SAGD,

es una de las caracteŕısticas determinantes en el éxito del proceso. De esta forma, la

gran influencia de la porosidad se atribuye a la relación que se estableció entre ésta y
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la permeabilidad. En consecuencia, altas permeabilidades de la roca reservorio resul-

tarán en factores de recobro más altos. En este sentido, Nasr [21] investigó el efecto

de la permeabilidad en el proceso SAGD y, en ĺıneas generales, concluyó que bajas

permeabilidades disminuyen la producción de petróleo e impiden el crecimiento de

la cámara de vapor.

La temperatura inicial del yacimiento también es un parámetro influyente

en el proceso, con una contribución de 4% aproximadamente a la variabilidad del

petróleo producido. Esta influencia puede atribuirse al hecho de que la viscosidad

del crudo en el yacimiento depende de la temperatura del mismo. De esta forma, a

medida que aumenta la temperatura inicial del yacimiento disminuye la viscosidad

inicial del crudo presente en el mismo, favoreciendo de esta forma la producción de

petróleo en el proceso.

La desviación estándar de la porosidad tiene una contribución de 3% apro-

ximadamente en la variabilidad del petróleo producido. La desviación estándar de la

porosidad representa la heterogeneidad de las propiedades de la roca del yacimiento,

lo que significa que el proceso se ve influenciado por las heterogeneidades presentes

en la arena. Existen varios estudios previos realizados en torno a la influencia de las

heterogeneidades del yacimiento:

Joshi [22] realizó estudios usando inyectores horizontales y verticales en el pro-

ceso SAGD. Encontró que usar pozos inyectores verticales con pozos productores

horizontales daban mejores recobros en yacimientos con barreras lut́ıticas, en lugar

de usar ambos pozos horizontales.

Yang y Butler [23] estudiaron dos tipos de heterogeneidades en el yacimiento.

Primero, los yacimientos que contienen pequeñas capas lut́ıticas y segundo, yacimien-

tos que contienen capas de diferentes permeabilidades (dos capas). Ellos encontraron

que las pequeñas capas no afectaban demasiado el desarrollo del proceso SAGD, sin

embargo, una gran barrera decrece ligeramente la tasa de producción.

Shin y Polikar [24] expresaron que los cambios verticales de permeabilidad afecta-
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ban el rendimiento del proceso SAGD: llegaron a la conclusión de que tener permea-

bilidades menores en la parte superior de la arena era más favorable que tenerlas en

la parte inferior de la misma, ya que durante el proceso SAGD, el crudo calentado

fluye hacia el pozo productor a medida que se inyecta el vapor, y en esa etapa se re-

quiere de mayores permeabilidades. De esta forma, una alta permeabilidad cercana

al pozo productor es favorable para el rendimiento del proceso. Además de esto,

bajas permeabilidades en la parte superior de la arena pueden hacer que el vapor se

propague en la dirección horizontal en vez de hacia la parte superior de la misma,

mejorando de esta forma la eficiencia térmica del proceso.

De esta forma, en yacimientos heterogéneos se encuentran diferentes permeabili-

dades en diferentes zonas y entre los pozos horizontales, lo que resultará en diferentes

formas de desarrollo de la cámara de vapor a lo largo del pozo, influyendo directa-

mente en el rendimiento del proceso SAGD.

La relación permeabilidad vertical a permeabilidad horizontal (Kv/Kh)

tiene una contribución de 3% aproximadamente en la variabilidad del petróleo pro-

ducido. Esta influencia es fácilmente explicable, ya que el proceso SAGD se ve alta-

mente afectado por la permeabilidad vertical de la arena, ya que esta es la dirección

de flujo del crudo que ha sido drenado, por acción de la gravedad, hacia el pozo

productor. Por otra parte, como se expresó anteriormente, la distribución de per-

meabilidades en el yacimiento influye directamente en el desarrollo de la cámara de

vapor. De esta forma, es razonable afirmar que a mayor relación Kv/Kh mejor es

el rendimiento del proceso, lo que coincide con los resultados obtenidos en estudios

realizados previamente [22], que indican que la presencia de fracturas verticales, per-

pendiculares a los pozos horizontales, mejoran la tasa de petróleo producida.

Los ◦API del crudo tienen una contribución de 3% aproximadamente en la

variabilidad del petróleo producido. Esto se debe a que los ◦API están directamente

relacionados con la densidad del crudo, y ésta con la viscosidad cinemática del crudo

a través de la ecuación 5.1. Y como puede observarse en la ecuación 2.1, la posible

tasa de petróleo que se puede obtener de operaciones SAGD está relacionada con la

viscosidad cinemática del crudo.
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vs =
µ

ρo

(5.1)

5.1.2. Parámetros Operacionales

En cuanto a los parámetros operacionales, el de mayor relevancia resultó ser la

tasa de inyección de vapor, con una contribución a la variabilidad del petróleo

producido de 16% aproximadamente. De hecho este parámetro resultó ser el de ma-

yor influencia en el proceso. La tasa de inyección de vapor es de vital importancia

para el desarrollo de la cámara de vapor, y por ende, para el éxito del proceso SAGD.

De hecho, Nasr [21] en su estudio del proceso SAGD en un modelo a escala, encon-

tró que exist́ıa una correlación entre el tamaño de la cámara de vapor y el petróleo

producido.

La calidad del vapor inyectado también resultó ser un parámetro influyente,

con una contribución de 5% aproximadamente en la variabilidad del petróleo pro-

ducido. Como es conocido, la calidad de una sustancia pura, como es el caso del agua,

se define como el cociente entre la masa de vapor y la masa total de la sustancia,

cuando ésta se encuentra en estado saturado, es decir, a presión y temperatura de

saturación. De esta forma, las propiedades de una sustancia saturada dependen de

su calidad y, en consecuencia, la entalṕıa del vapor de agua inyectado al yacimiento

depende de la calidad que tenga el mismo. De este modo, la cantidad de calor que

el vapor de agua es capaz de transmitir al yacimiento va a variar en función de su

calidad: a mayor calidad mayor entalṕıa, y por ende, mayor calor inyectado al yaci-

miento. Es por esta razón, que la eficiencia del proceso SAGD se ve afectada por la

calidad que tenga el vapor inyectado al yacimiento.

El periodo de precalentamiento tiene una contribución de 3% aproxima-

damente en la variabilidad del petróleo producido. Esto refleja la importancia de

realizar un periodo de calentamiento del yacimiento previo a las operaciones SAGD,

con el fin de calentar el crudo y aumentar su movilidad inicial.
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5.1.3. Interacción de parámetros

La interacción entre la porosidad media de la roca reservorio y la du-

ración del periodo de precalentamiento, resultó ser de bastante importancia,

con una contribución de 8% aproximadamente. Tal como se mencionó anteriormente,

el periodo de precalentamiento se realiza con la intención de calentar el crudo que

se encuentra entre los pozos, con la finalidad de disminuir su viscosidad y de esta

forma aumentar su movilidad. En consecuencia, la eficiencia del periodo de precalen-

tamiento depende directamente de la conductividad térmica del reservorio, ya que

a partir de las conductividades térmicas se calculan las transmisibilidades térmicas,

que determinan la transferencia de calor desde el pozo hacia el yacimiento. Es por

esta razón, que el periodo de precalentamiento se ve relacionado con la porosidad

de la roca reservorio, ya que la conductividad térmica depende de la porosidad de la

roca tal como se puede observar en la sección 3.2.1. En términos generales, se puede

afirmar que a menor porosidad mayor es la eficiencia del periodo de precalentamien-

to, ya que la conductividad de la roca es mucho mayor que la conductividad de los

fluidos.

La interacción entre el espesor de la arena y la porosidad media de

la roca reservorio, tiene una contribución de 4% aproximadamente. Nuevamente,

esta interacción podŕıa atribuirse a la relación entre la permeabilidad (dependiente

directamente de la porosidad) y el espesor de la arena, ya que en estudios realizados

anteriormente por Shin y Polikar [8], se encontró que el producto de la permeabili-

dad con el espesor de la arena es un parámetro de gran importancia, y determinante

en la aplicabilidad del proceso a un determinado yacimiento. En ĺıneas generales,

mientras mayor sea este producto mejores condiciones posee el yacimiento para la

aplicación del proceso SAGD.

La interacción entre la porosidad media de la roca reservorio y la tasa

de inyección de vapor tiene una contribución de 4% aproximadamente a la va-

riabilidad del petróleo producido. Anteriormente, ya se discutió la influencia en el

proceso de ambos parámetros por separado. Como se expresó, la permeabilidad (rela-

cionada directamente con la porosidad) afecta el crecimiento de la cámara de vapor,
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y es por eso que para que ocurra un desarrollo favorable de la misma, es necesario

tener una combinación de buenas permeabilidades en el yacimiento en conjunto con

tasas de inyección de vapor apropiadas.

La interacción entre la distancia vertical entre los pozos horizontales

y la duración del periodo de precalentamiento tiene una contribución de 4%

aproximadamente a la variabilidad del petróleo producido. Esta relación se debe a

que el periodo de precalentamiento se realiza con la finalidad de calentar el área que

se encuentra entre ambos pozos horizontales y, de este modo, es lógico que esté afec-

tado por el espaciamiento vertical entre los pozos. Por esta razón, es importante

escoger un espaciamiento vertical entre los pozos que permita obtener una mayor

producción y un periodo de precalentamiento más corto.

La interacción entre la tasa de inyección de vapor y la calidad del va-

por inyectado tiene una contribución de 4% aproximadamente a la variabilidad

del petróleo producido. Como se expresó anteriormente, la calidad del vapor inyec-

tado esta directamente relacionada con la cantidad de enerǵıa capaz de transmitir el

vapor al yacimiento. De esta forma, la interacción entre tasa de inyección de vapor

y la calidad del mismo, representan la enerǵıa que es transmitida al yacimiento.

5.2. Estudio de Optimización

Como se expresó anteriormente, el modelo de superficie de respuesta cuadrático

que se obtuvo en esta etapa de estudio presentó una precisión de 0.992 y una pre-

dictividad de 0.911.

La precisión del modelo de superficie de respuesta es una medida de la distancia

entre los valores pronosticados por el modelo y la respuesta simulada en los puntos

del diseño. De este modo, el coeficiente de precisión representa la calidad del modelo

con respecto a los valores simulados. Por esta razón, se puede decir que el modelo

obtenido de petróleo acumulado a los diez años ajusta muy bien a los valores simu-

lados y su calidad es buena en este sentido.
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Como puede observarse en la Figura 4.7, la mayoŕıa de las simulaciones presentan

un error relativo menor que el error medio de 3.373%, representado por la ĺınea roja

horizontal. No obstante, hay que destacar que una de las simulaciones no es bien

ajustada por el modelo de superficie de respuesta, presentando un error de 29%

aproximadamente.

Por otro lado, el coeficiente de predictividad del modelo mide la distancia media

entre el valor de una respuesta simulada, yi, y su valor pronosticado a través del

modelo de superficie de respuesta ajustado usando todos los parámetros excepto

yi. De esta forma, a medida que este coeficiente se acerque más a 1, la calidad del

modelo en relación con su predictividad aumenta.

Las simulaciones de confirmación se realizaron con el fin de chequear la predic-

tividad del modelo en puntos que no hayan sido tomados en cuenta a través del

diseño experimental. Como puede observarse en las figuras 4.8 y 4.9, el modelo de

superficie de respuesta tiene una buena predictividad en puntos diferentes a los del

diseño experimental utilizado para su construcción. En la figura 4.9 se puede apreciar

que las simulaciones de confirmación realizadas presentan un error de 6% aproxi-

madamente, lo que puede considerarse un error bajo.

De esta forma, puede afirmarse que la predictividad del modelo obtenido es

buena, ya que se obtuvo un buen coeficiente de predictividad y las confirmaciones

presentaron un error relativo bajo.

Una vez que se confirmó la predictividad del modelo, se realizaron una serie de

optimizaciones para completar la metodoloǵıa de optimización propuesta.

Inicialmente, se realizó la optimización de todos los parámetros operacionales

incluidos en el modelo de superficie de respuesta, dejando los parámetros de yaci-

miento en sus valores medios, para evaluar un yacimiento con propiedades medias

de la Faja Petroĺıfera del Orinoco. Se obtuvo que la combinación de parámetros

operacionales que producen mayor cantidad de petróleo producido en 10 años es:
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una tasa de inyección de 1500 B/d, un espaciamiento vertical de pozos de 40 pies

aproximadamente, un periodo de precalentamiento de 45 d́ıas y una calidad de vapor

inyectado de 0.8.

En la segunda optimización realizada, se fijaron el tiempo de precalentamiento y

la calidad del vapor inyectado en 30 d́ıas y 0.7, respectivamente, dando como resul-

tado una tasa de inyección óptima de 1500 B/d y un espaciamiento vertical de 34

pies, aproximadamente.

En la tercera y última optimización realizada, se fijó la tasa de inyección de vapor

en 1000 B/d, además de los valores fijados anteriormente, para optimizar solamente

el espaciamiento vertical entre los pozos, obteniéndose un espaciamiento óptimo de

32 pies aproximadamente.

Se puede observar que en los casos en donde se optimizó la tasa de inyección

de vapor, dieron como resultado que la tasa de inyección óptima era 1500 B/d, es

decir, la máxima tasa del rango propuesto. Es lógico pensar que a mayor tasa de

inyección de vapor se obtendrá mayor recobro de petróleo en el proceso SAGD, sin

embargo, es importante tener en cuenta la relación entre el espaciamiento vertical

de los pozos y la tasa de inyección de vapor, con el fin de no inyectar a tasas tan

altas que el vapor inyectado sea producido directamente a través del pozo productor,

disminuyendo aśı la eficiencia térmica del proceso.

Es interesante el resultado obtenido con respecto al periodo de precalentamiento:

en el primer caso, en donde uno de los parámetros optimizados fué el periodo de

precalentamiento, se reportó que su valor óptimo era de 45 d́ıas, es decir, el valor

máximo propuesto. Esto quiere decir, que a pesar de que este periodo representa

un intervalo de tiempo sin producción de petróleo, es de vital importancia para el

desarrollo apropiado del proceso.

En cuanto a la calidad del vapor inyectado, el valor óptimo reportado en el primer

caso fue de 0.8, siendo este el valor máximo propuesto. Esto refleja la necesidad de

que el vapor inyectado llegue al yacimiento con la calidad máxima que las condi-
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ciones operacionales permitan.

El óptimo espaciamiento vertical entre los pozos varió en las tres condiciones de

optimización propuestas, lo que refleja la sensibilidad de este parámetro, y deja a

simple vista que para cada yacimiento y para las condiciones operacionales impues-

tas, existe un espaciamiento vertical entre pozos que dará como resultado un mejor

desempeño del proceso SAGD.

Si se observan los valores de petróleo producido acumulado en los tres casos de

optimización, se aprecia que en el caso en donde se optimizaron todos los paráme-

tros operacionales se obtiene mayor cantidad de petróleo acumulado a los diez años.

Cuando se fijaron algunos parámetros operacionales en valores diferentes a los ópti-

mos, se disminuyó el recobro en el proceso. La diferencia porcentual de petróleo

producido entre el primer y el segundo caso es de 12% aproximadamente, y entre

primero y el tercero es de 38% aproximadamente, lo que refleja la importancia de

realizar optimizaciones en los parámetros operaciones para obtener proyectos SAGD

de mayor éxito económico.
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Caṕıtulo 6

Conclusiones

1. Para implementar el proceso SAGD en un determinado yacimiento, deben ser

consideradas ciertas propiedades fundamentales que tienen gran influencia en

el proceso, a saber: el espesor de la arena, la permeabilidad, la relación per-

meabilidad vertical a permeabilidad horizontal, la viscosidad inicial del crudo

presente en el yacimiento, la densidad del crudo, las heterogeneidades de la roca

y la porosidad.

2. La tasa de inyección de vapor es el parámetro operacional de mayor influencia

en el proceso SAGD, ya que afecta directamente el desarrollo de la cámara de

vapor y además representa la cantidad enerǵıa transmitida al yacimiento para

calentar el crudo y aumentar su movilidad.

3. El periodo de precalentamiento también es de gran importancia para el desa-

rrollo apropiado del proceso SAGD. Aunque este periodo representa un lapso

de tiempo sin producción de petróleo, es necesario que se lleve a cabo, ya que

el aumento de la movilidad inicial del crudo, antes del inicio de las operaciones

de inyección-producción, es favorable en el rendimiento general del proceso.

4. La calidad del vapor inyectado debe ser tomada en cuenta en la planificación

de un proyecto SAGD, ya que influye directamente en la cantidad de enerǵıa

transmitida al yacimiento. De esta forma, es necesario que el vapor inyectado

llegue al yacimiento con la calidad máxima que las condiciones operacionales

permitan.

5. Es importante escoger un espaciamiento vertical entre los pozos que permita

obtener una mayor producción y un periodo de precalentamiento más corto.
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También es importante considerar la relación entre el espaciamiento vertical

de los pozos y la tasa de inyección de vapor, con el fin de no inyectar a tasas

tan altas que el vapor inyectado sea producido directamente a través del pozo

productor.

6. Existe una alta variabilidad del petróleo producido en función de los parámetros

operacionales implementados, por lo que es necesario seleccionar estos paráme-

tros con precaución. De esta forma, existe la necesidad de realizar un proceso

de optimización de parámetros operacionales, previo a la aplicación del proceso

SAGD a un determinado yacimiento.

7. El modelo de superficie de respuesta que se obtuvo para realizar el proceso

optimización tiene una excelente predictividad en el dominio de los factores,

por lo que los resultados obtenidos de los parámetros operacionales óptimos

son confiables y, de esta forma, se demuestra la aplicabilidad de este flujo de

trabajo para la optimización del proceso SAGD.
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Caṕıtulo 7

Recomendaciones

Evaluar la eficiencia del proceso SAGD utilizando la relación petróleo-vapor

producido, con el fin de cuantificar la cantidad de petróleo que se produce por

cada barril de vapor inyectado

Disminuir la cantidad de parámetros a ser considerados en la construcción de

la superficie de respuesta, ya que generalmente a menor número de parámetros

mejor es el ajuste de la superficie de respuesta obtenida

En el caso de que se esté evaluando un yacimiento con caracteŕısticas diferentes

a las utilizadas en este estudio, no es recomendable utilizar la superficie de

respuesta obtenida para realizar la optimización. En este caso, se debe seguir

la metodoloǵıa que se estableció en el presente estudio para generar una nueva

superficie de respuesta que ajuste las caracteŕısticas del yacimiento en cuestión
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