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INTRODUCCION

Los hidrocarburos son el energético mas importante en la historia de la humanidad,
ya que aportan el mayor porcentaje de la energia que se consume en el mundo. Aunque
existen investigaciones importantes para desarrollar fuentes alternas de energia, los
hidrocarburos son y seguirdn siendo la principal fuente de energia por al menos los
siguientes 20 afios™.

Se han investigado un gran numero de técnicas para mejorar el factor de
recuperacién final de los yacimientos petroliferos; algunas de éstas son los procesos de
recuperacién secundaria y mejorada. Estos procesos no habian sido utilizados a gran
escala debido al costo que implican.

En la actualidad, los precios elevados del petréleo hacen posible y muy atractiva la
aplicacion de procesos de recuperacion mejorada en campos donde la produccion ha
comenzado a declinar, o simplemente en yacimientos en los que se requiera aumentar el
factor de recuperacion.

Sin embargo, de los 87 millones de barriles de petréleo por dia (bppd) que se
producen a nivel mundial, la produccion por métodos de recuperacién mejorada es menor
al 5%. Tan solo en Estados Unidos, la produccidon por métodos de recuperacién mejorada
Unicamente ha aportado 700 000 bppd de los millones que se pronosticaban 30 anos
atras. Lo anterior se debe principalmente a dos factores: el primero es que existe una
brecha entre el desarrollo de nuevas tecnologias de recuperacidon mejorada y su aplicacion
a gran escala en campo; el segundo es que se ha preferido invertir en nuevos
descubrimientos para incorporar reservas que invertir en investigaciéon y desarrollo de
proyectos de recuperacion mejoradaz.

Dado que los hidrocarburos son recursos no renovables, maximizar el factor de
recuperacién de los campos es primordial en la industria petrolera. Los métodos de
recuperacién mejorada se presentan como una solucién a esta inquietud.

Un método de recuperacidn mejorada es la inyeccién de gas, siendo éste el segundo
método mas utilizado solo después de los métodos térmicos. El gas mas utilizado para su
inyeccidén en el yacimiento es el CO,; el cual ha sido empleado por casi 40 anos, por lo
tanto, se cuenta con la experiencia y existe un renovado interés en su utilizacion®.
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Por otra parte, las altas emisiones de CO, a la atmosfera debidas a la combustiéon de
madera, carbén e hidrocarburos, han contribuido a producir un incremento en la
temperatura de la Tierra (efecto invernadero), por lo anterior, es necesaria una reduccion
en las emisiones de CO,, para lograr asi el equilibrio en el ciclo total de carbono.

Los desarrollos tecnolédgicos en la industria petrolera pueden ayudar a aliviar la
emisidn de gases a la atmosfera. Una opcidén que ayudaria a mitigar la contaminacién del
planeta por emisiones de CO,, es su utilizacidon en procesos de recuperacién mejorada. La
inyeccién de CO; en yacimientos de petréleo es un agente con doble beneficio:

e Lainyeccion de CO;, puede mejorar la recuperacién de petrdleo que no se produce
por recuperacidn primaria o secundaria.

e El CO, se puede almacenar en los yacimientos por largos periodos de tiempo,
disminuyendo asi la contaminacién atmosférica.

Actualmente la obtencidon del CO, se da por fuentes naturales, pero debido a los
altos precios de los hidrocarburos, es probable que el nUmero de proyectos de inyeccién
de CO; se incremente en los afios siguientes. Por lo tanto sera necesario utilizar fuentes
de CO, adicionales a las naturales, como las que se tienen en la industria cementera y
petrolera.
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CAPITULO 1 METODOS DE RECUPERACION MEJORADA (RM)

1.1 ETAPAS DE PRODUCCION DE UN YACIMIENTO

Un yacimiento aporta hidrocarburos a la superficie debido a la energia que posee; es
decir, debido a la presién y a los diferentes mecanismos de empuje que actdan en el
yacimiento. A esta etapa de produccién se le conoce como recuperacion primaria.

Cuando esta energia comienza a agotarse es necesaria la inyeccién de agua y/o gas
convencional a la formacidon productora para mantener la presidn en el yacimiento y
empujar a los hidrocarburos hacia los pozos productores. A esta etapa de produccién se
le conoce como recuperacién secundaria.

La recuperaciéon mejorada (RM) generalmente se utiliza en una etapa terciaria de la
vida del yacimiento (aunque idealmente deberia aplicarse desde un inicio); implica
cambiar las propiedades del sistema roca-fluido y proporcionarle energia y empuje
adicional al yacimiento, para obtener una recuperacién adicional.

== Recuperacion Primaria
= Recuperacion Secundaria

Recuperacion Mejorada

Gasto

Tiempo
Figura 1. 1 Etapas de produccion de un yacimiento
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1.2 DEFINICION DE RECUPERACION MEJORADA (RM)

La recuperacién mejorada (RM) es la recuperacion de petréleo por la inyeccién de
agentes/materiales que normalmente no estan presentes en el yacimiento®. Es decir, un
proceso de RM ayuda a recuperar petréleo del yacimiento que no puede producirse de
manera natural, mediante la inyeccién de materiales que alteran las propiedades del
sistema roca-fluido en el yacimiento.

Comunmente los procesos de recuperacidn mejorada se asocian a una etapa
terciaria del yacimiento, pero la definicidon no especifica una etapa de la vida del
yacimiento en particular. Por lo cual, los procesos de recuperacion mejorada pueden
aplicarse sin que se haya empleado un proceso de recuperacién secundaria o en
yacimientos que no producen de manera natural. Como sucede en los yacimientos de
arenas bituminosas en Canad3, o en yacimientos de petrdéleo pesado en México.

Recuperacion Primaria

Flujo Natural Sistema Artificial

Recuperacion
Secundaria

Inyeccionde Agua Inyeccionde Gas

Recuperacion
Mejorada

Termicos Miscibles Quimicos

Figura 1. 2 Procesos de produccion de petrdleo
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1.3 CLASIFICACION DE LOS METODOS DE RECUPERACION MEJORADA

Los métodos de recuperacién mejorada tienen varias clasificaciones; una de las mas
utilizadas es la siguiente (Fig. 1.3):

* Inyeccion de Agua Caliente

.. Continua
. N * Inyecciénde Vapor { = .
Métodos Térmicos - ntermitente

* (Calentadores de Foni_:lo

* Combustion In-situ

* (as a alta presion

» (as enriquecido

Métodos de Desplazamiento— « Inyeccion de CO:
Miscible * Inyeccion de N:

Recuperacian . .
P R * Inyeccion de Gas de Combustion
Mejorada ) —

* |nyeccion de Polimeros
* |Inyeccién de Surfactantes
* Inyeccion de Alcalinos

* Inyeccién Combinada de Alcalinos-
Surfactantes-Polimeros (ASP)

*  Soluciones Miscelares

Métodos Quimicos —

Otros J|- Inyeccién de Microbios

Figura 1. 3 Clasificacion de los métodos de recuperacion mejorada
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1.3.1 Meétodos Térmicos

Los métodos térmicos inyectan calor en el yacimiento reduciendo asi la viscosidad
del petrdleo, causando que éste fluya mejor hacia los pozos productores. El calor puede
generarse en superficie o en el subsuelo; cuando se produce en superficie se lleva al
yacimiento por medio de agua caliente o de vapor de agua. Los yacimientos de petrdleo
pesado son candidatos a la aplicacion de métodos térmicos debido a su alta viscosidad.
Los métodos térmicos pueden clasificarse de la manera siguiente: Inyeccion de Agua
Caliente, Inyeccion de Vapor y Combustién In-situ.

1.3.1.1  Inyeccién de Agua Calientes

En un principio la inyeccién de agua caliente se utiliz6 para disolver ceras y
asfaltenos, incrementando asi la inyectividad del pozo. Después de ésto, se comenzd a
utilizar como un método de recuperacién mejorada, pero pronto se observaron las
limitaciones que este método tenia:

e Grandes pérdidas de calor en el pozo y la formacién (dependiendo del espesor)
e No aplicable en profundidades considerables
e Alta canalizacién (mayor que la del vapor)

Comparada con la inyeccion de vapor, la inyeccion de agua caliente es menos
eficiente para desplazar petréleo, debido a la baja cantidad de calor contenida en el agua
comparada con la del vapor.

Pozo Inyector Pozo Productor|

FEENtEdePEtioleon Banco de Petroleo
con agua tibia

Figura 1. 4 Inyeccion de Agua Caliente
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1.3.1.2  Inyeccién de Vapors

La inyeccidn de vapor ha sido el método de RM mas utilizado, ya que a diferencia del
agua caliente, la energia calorifica que el vapor transporta es mucho mayor, teniendo por
consecuencia una mayor eficiencia. El proceso consiste en inyectar vapor generado en
superficie al yacimiento por medio de pozos; el vapor invade parte del yacimiento
provocando una reduccién en la viscosidad del petréleo, propiciando que pueda
producirse en superficie.

Los procesos que actlan cuando se aplica inyeccién de vapor son complejos; los
mecanismos de desplazamiento son los siguientes:

e Vapor a altas temperaturas

e Solventes in-situ

e Reduccién de la viscosidad

e Variaciones en la presiéon capilar y en la permeabilidad
e Expansion térmica

e Segregacion gravitacional

e Gas en solucién

e Emulsiones

e Empuje

e Mantenimiento de presiéon

Pozo Inyector Pozo Productor

Vapor de agua {SRESHESRETIN Banco de Petréleo
y con agua caliente
Agua caliente

Vapor

Figura 1. 5 Inyeccidn Continua de Vapor
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La inyeccidn de vapor puede a su vez realizarse de dos formas:

¢ Inyeccion Continua de Vapor: Se inyecta vapor constantemente al yacimiento. El
frente de vapor empuja al frente de agua caliente condensada, que a su vez empuja al
banco de petréleo hacia los pozos productores.

e Inyeccién Ciclica de Vapor’: Se inyectan gastos de vapor durante algunos dias (10-
30). A continuacién se deja de inyectar vapor y se cierra el pozo (5 a 20 dias), para
permitir que se transmita el calor inyectado a la formacién y a los fluidos. Finalmente
se abre el pozo nuevamente a producciéon que puede ser desde unos meses hasta
poco mas de un aio.

1.3.1.3 Combustion In-situ®

Este proceso se basa en la generacién de calor dentro del yacimiento por medio de
la combustién de una parte de los hidrocarburos del yacimiento. La combustién se logra
por la inyeccién continua de aire, el cual mediante ignicién espontanea o inducida genera
un frente de combustidon que propaga el calor dentro del yacimiento. El frente de
combustién actia como un piston, empujando las fracciones ligeras de la zona quemada
delante de él.

Pozo Inyector Pozo Productor

Zona de Coque
Zona de Combustion

Petroleo Frio

L]

Zona de Condensacion Zona de petréleo movil

Figura 1. 6 Combustidn In-Situ
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La combustidn in-situ puede aplicarse de dos formas diferentes:

e Convencional: En este proceso el aire, o el aire enriquecido con oxigeno
inyectados y el frente de combustidn, se desplazan en el mismo sentido, del pozo
inyector al pozo productor.

e Combustion Humeda: Una vez que se ha iniciado la combustidon de parte del
petrdleo, se comienza a inyectar intermitentemente o simultdaneamente agua con
el aire para recuperar parte de la energia de la roca calentada por la combustidn,
convirtiendo al agua en vapor y ayudando a precalentar al yacimiento frio adelante
del frente de combustidn.

1.3.2 Métodos de Desplazamiento Miscible?

Dos fluidos se consideran miscibles cuando estos pueden mezclarse en todas
proporciones y la mezcla resultante permanece en una sola fase. El petréleo y gas natural
en general son fluidos inmiscibles entre si. La miscibilidad se puede lograr con presiones
elevadas en el yacimiento obteniendo asi una miscibilidad dinamica en el mismo.

Las categorias de inyeccidn de gas miscible son:

Inyeccion de CO,

e Inyeccidon de Gas a Alta Presion
e Inyeccién de Gas Enriquecido
e Inyeccién de Bache Miscible

e Inyeccidon de N,

e Inyeccién de Gas de Combustion
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1.3.2.1 Inyeccion de Gas a Alta Presion1?

Esta técnica consiste en inyectar gas (natural, de combustiéon o CO;) a alta presidn
en el yacimiento, con lo cual se genera una transferencia de constituyentes entre el
petrdleo y el gas inyectado; este fendmeno se conoce como “vaporizacién”. Cuando se
llega a las condiciones deseadas (presién y composiciéon del petréleo) se alcanza la
miscibilidad entre el petrdleo y el gas inyectado, con lo cual se forma una zona de
transicion miscible que desplaza al petrdleo, dejando saturaciones residuales de petréleo
muy bajas.

Debido a las altas presiones que se necesitan alcanzar, este método se aplica sélo a
yacimientos profundos, cuyas capas sellantes puedan mantener el confinamiento de los
hidrocarburos.

Pozo Inyector Pozo Productor

Gasa Frentg | Banco de Petréleo
Miscible

Gas Conductor Alta Presion

Figura 1. 7 Inyeccion de Gas a Alta Presion

1.3.2.2 Inyeccion de Gas Enriquecido?

Inicialmente cuando el gas enriquecido se inyecta al yacimiento es tipicamente
inmiscible con el petréleo. Después de contactos multiples, algunos constituyentes
intermedios del gas comenzaran a condensarse en las cercanias de los pozos inyectores,
hasta que se logre una situacion de miscibilidad entre el gas enriquecido y el petrdéleo
atras del frente de avance del gas. Entonces se forma un banco miscible a partir de la
condensacién de componentes intermedios del gas hacia el petréleo. Esta zona miscible
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se desplaza por el gas que es inyectado y a su vez desplaza el petréleo que se encuentra
en el frente.

Generalmente se utiliza gas natural mezclado con propano o butano. Experimentos
de desplazamientos lineales en nucleos, demuestran que para estas condiciones (ideales)
se pueden alcanzar recuperaciones de entre 60-90%. La diferencia principal entre el
método de inyeccién de gas a alta presidn y de gas enriquecido, es que en los procesos de
gas enriquecido los componentes C,-Cg se transfieren del gas al petréleo en la retaguardia
del frente de inyeccidén, mientras que en los procesos de inyeccion de gas a alta presion,
los componentes C,-Cg pasan del petréleo al gas de inyeccidon en el frente de avance del
gas.

1.3.2.3 Inyeccion de Bache Miscible!?

Los procesos de bache miscible involucran la inyeccion de un fluido directamente
miscible con el petréleo del yacimiento, seguido de un fluido conductor que a su vez es
miscible con el bache desplazante, pero menos costoso. Al igual que en los métodos
anteriores, se forma un frente miscible que desplaza los hidrocarburos en el frente, el cual
se empuja finalmente por un bache de gas o agua.

El fluido miscible con el petréleo generalmente estd constituido por son
hidrocarburos (propano, butano y sus mezclas, con o sin metano), aunque también se
pueden utilizar alcoholes como desplazantes. Los fluidos conductores mas utilizados son
el gas natural para desplazantes hidrocarburos, y el agua se utiliza como conductora
cuando se emplea un alcohol como desplazante.

Pozo Inyector Pozo Productor

Gas Miscible Frente "\ Banco de Petrdleo
Gas Conductor o Enriquecido) -l

Figura 1. 8 Inyeccidn de Gas Miscible
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1.3.2.4 Inyeccion de COz 11,12

El CO, tiene una alta solubilidad con el petréleo; caracteristica que lo convierte
atractivo para su utilizacién en un proceso de recuperacion mejorada. Esto se debe a que
la densidad del CO, es muy similar a la del petréleo a condiciones de yacimiento, con lo
cual los efectos gravitacionales y de canalizacién se minimizan. Esta densidad se alcanza a
altas presiones, por lo que la inyeccién de CO, aplica en yacimientos profundos; esta
presion es llamada “Presion Minima de Miscibilidad”. Cuando esta presidn se alcanza el
mecanismo mas importante es el desplazamiento miscible entre el CO, y el petrdleo.

Comparado con otros gases, el CO, puede extraer los componentes pesados del
petrdleo; es decir, ocurre el fendmeno de vaporizacion para generar el frente miscible que
desplazard el petrdleo residual. La solubilidad del CO, causa que el petrdleo se expanda;
lo cual depende de la cantidad de metano que contenga el petréleo, ya que el CO, no
desplaza todo el metano cuando contacta el petrdleo.

Algunas de las ventajas del uso del CO; con respecto a otros gases son las siguientes:

e Propicia la expansién (hinchamiento) del petréleo

e Reduce la viscosidad del petrdleo

e Incrementa la densidad del petréleo

e Alta solubilidad en agua

e Puede vaporizar y extraer fracciones del petréleo

e Alcanza la miscibilidad a presiones menores que otros gases

e Reduce la densidad del agua

e Reduce las diferencias de densidad entre el agua y petrdleo, y entonces reduce los
efectos negativos por segregacidn gravitacional

e Reduce la tensién superficial del petrdleo y agua, produciendo un desplazamiento
mas efectivo.

El CO, puede inyectarse como:

¢ Inyeccion continua: el CO, se inyecta de manera continua en el yacimiento hasta
gue la relacion de gas producido con el petrdleo sea demasiado elevada, el costo
de produccién no sea econdmicamente viable.
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¢ Inyeccion alternada con agua: en inglés conocida como “Water Alternating Gas”
(WAG), es el método mas empleado. Pequerios baches de CO, (algun porcentaje
del volumen poroso) se inyectan en alternancia con baches de agua. Tres
parametros controlan este procedimiento:

El tamario de los baches de CO,
La relacién del volumen de CO, inyectado con respecto al volumen de agua

inyectada
o El ndmero de baches

Pozo productor

Figura 1. 9 Inyeccién de CO, alternada con agua®

¢ Inyeccion Ciclica: Se trata de un procedimiento de estimulacidon que generalmente
se aplica en pozos que producen petréleo pesado. Algunos voliumenes de CO, se
inyectan en un pozo que enseguida se cierra por unos dias. El objetivo es tratar de
disolver el maximo volumen en el petréleo, para posteriormente producirlo por
expansién del CO, disuelto y por disminucién de la viscosidad del petrdleo.
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1.3.3 Métodos Quimicos13

Los métodos quimicos involucran la inyeccién de un agente quimico con el objetivo
de reducir la tensiéon interfacial entre el fluido desplazante y el petréleo, ademds de
cambiar la mojabilidad de la superficie de la roca. Algunos productos quimicos utilizados
para este proceso son los surfactantes y los polimeros.  Otros productos quimicos
utilizados son los productos alcalinos, los cuales reaccionan con los acidos de la formacién,
resultando en un surfactante (in-situ).

La inyeccion de quimicos ayuda a:
e Incrementar el nUmero capilar para movilizar el petréleo residual
e Reducir la relaciéon de movilidades para una mejor eficiencia de barrido

e Mejorar la eficiencia de barrido en yacimientos muy heterogéneos

1.3.3.1 Inyeccion de Polimeros13 14

Los polimeros son moléculas largas formadas por la unién de moléculas mas
pequefias llamadas mondmeros. Una de las caracteristicas mdas importantes de los
polimeros es su fuerte afinidad al agua, lo que los hace solubles en ésta. Ademas, su
afinidad por las calizas y las arenas, ayuda a mejorar la eficiencia de barrido al desplazar
una cantidad mayor de petrdleo.

El desplazamiento con polimeros consiste en agregar polimeros al agua de inyeccién
para disminuir su movilidad. El resultado es un incremento en la viscosidad del agua y
una disminucidn en la permeabilidad relativa de la misma provocando que la relacion de
movilidades agua-petrdéleo disminuya.

El polimero debe penetrar zonas de baja permeabilidad y suministrar fuerza para
producir el petréleo de las zonas no barridas y el que se encuentra entrampado por agua.

Los mecanismos mas importantes en la inyeccién de polimeros son:

e Elaumento de la viscosidad del agua
e Reduccion de la movilidad del agua

e Mejoramiento del barrido vertical y volumétrico
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Figura 1. 10 Inyeccion de Polimeros™

1.3.3.2  Inyeccidn de Surfactantes!s

Un surfactante es una mezcla de agentes tensoactivos, que actan en la superficie
de contacto entre dos fases (dos fluidos inmiscibles), reduciendo la tensién interfacial para
conseguir una emulsidn entre estas fases.

Los surfactantes reducen la tensién superficial del agua adsorbiéndose a la interfase
liquido-gas. También reducen la tension interfacial entre el petrdleo y el agua por
adsorcion de la fase liquido-liquido.

Las dos propiedades principales de los surfactantes son:

e La capacidad de adsorberse a las interfases (adsorcion).
e Sutendencia a asociarse para formar estructuras organizadas (asociacion).

Se necesita una baja tensién interfacial para incrementar la recuperacién de
petréleo. La tension interfacial incide en el Numero Capilar (Nc): éste es una relacion
adimensional usada para describir la dependencia entre las fuerzas viscosas, la tensién
interfacial y la restriccidn al paso a través de un capilar.
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Nc= — Ec. (1.1)

donde

v = velocidad de flujo [cm/seg]
u = viscosidad del fluido desplazante [Poise]
o = tension interfacial [dina/cm]

Un incremento en el Nc implicara un aumento en la recuperacion de petréleo; se
puede observar en la Ec. (1.1) que si la tension interfacial disminuye, la velocidad de flujo
aumenta o la viscosidad aumenta, el Nc aumentara.

Una de las principales limitaciones de los surfactantes es su inestabilidad con la
temperatura; esta puede ser un factor adverso en la aplicacion de esta técnica.

1.3.3.3 Inyeccion de Alcalinos!3

El desplazamiento con alcalinos involucra una reaccién quimica entre los agentes
alcalinos suministrados a la formacién y los acidos organicos en el petrdleo, para producir
surfactantes in-situ (jabones) que puedan disminuir la tension interfacial. A ciertas
condiciones apropiadas de salinidad, pH y temperatura se altera la mojabilidad de la roca,
lo que se traduce en una mejor recuperacion de petréleo. Otro mecanismo muy
importante es la emulsificacién.  Esta se forma entre el petrdleo y el agua alcalina,
formando un frente de emulsidn que desplaza el petréleo de los poros.

Los mecanismos que actian en un desplazamiento con alcalinos son:

e Reduccidn de la tensidn interfacial
e Cambio de mojabilidad de la roca
e Emulsion entre el agua y el petrdleo.

En este método existen incertidumbres en el indice de acidez y perdida de
productos quimicos, por lo que este método presenta una exactitud poco clara. Ademas
se necesitan una mayor cantidad de estudios para determinar la interaccién de los
agentes alcalinos con los demas componentes del petréleo.

30



Inyeccién de CO; en el Area de Coapechaca

1.3.4 Otros Métodos

1.3.4.1 Inyeccion de Microbios¢

El uso de microrganismos y sus productos metabdlicos para estimular la produccién
de petréleo estd teniendo un renovado interés mundial. Esta técnica involucra la
inyeccién al yacimiento de microrganismos seleccionados y la posterior estimulacién y
transporte de sus productos formados in-situ, a fin de que su presencia ayude a reducir la
viscosidad del petréleo y la saturacién residual en el yacimiento. Esto es debido a que los
productos formados in-situ provocan cambios quimicos y petrofisicos en el yacimiento,
teniendo una mejor recuperacién de petréleo.

Los mecanismos que actuan en la inyecciéon de microbios son:

e Reduccion de la viscosidad
e Reduccion de la tension interfacial
e Formacion in-situ de bioproductos

Las altas presiones y temperaturas del yacimiento pueden ser una restriccion para la
aplicacion de un proceso de inyeccién de microbios. Para la inyeccion de microbios se
necesita un amplio estudio de los efectos que tendran al combinarse con el yacimiento.
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Figura 1. 11 Inyeccion de Microbios™
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1.4 PANORAMA MUNDIAL

Actualmente los métodos de recuperacidon mejorada estdn teniendo un auge
importante debido a los elevados precios del petréleo. Es decir, a pesar de los costos que
implican, pueden ser econdmicamente viables para incrementar el factor de recuperacién
en los yacimientos.

Aunque es necesario descubrir, desarrollar y explotar nuevos campos para mantener
y aumentar las reservas, puede ser mas sencillo y econdmico aplicar métodos de
recuperacién mejorada a yacimientos que ya han sido explotados y el factor de
recuperacion sea bajo (15%-25%). Lo anterior es debido a que se cuenta con una
experiencia de mds de 40 afios en el desarrollo e investigacién de métodos de RM y se han
sentado las bases para determinar que método de RM es mas factible aplicar en cada
yacimiento.

Proyectos de RM en el Mundo
Quimicos Microbial
<2% << 1%

Térmicos
44%

Inyeccion de

Gas
54%

17,18, 19

Figura 1. 12 Proyectos de RM en el mundo en 2012

En la Figura 1.12 se puede apreciar la distribucion de los proyectos de recuperacion
mejorada en el mundo. Los procesos de RM mads utilizados son los de inyeccién de gas
con 177 proyectos en ejecucién, seguidos de los métodos térmicos con 144 proyectos.
Los métodos quimicos y microbiales son escasos en el mundo, con apenas 6 y 1 proyectos,
respectivamente.
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La Figura 1.13 muestra a detalle la distribucién de los procesos de recuperacién
mejorada a nivel mundial. El proceso mas aplicado es la inyeccién de vapor con 126
proyectos en el mundo, seguido de la inyeccién de CO, miscible con 120 proyectos (la
mayoria en Estados Unidos). Aunque en nimero de proyectos, los métodos térmicos y de
inyeccién de gas son muy cercanos, debe tenerse en cuenta que la produccién obtenida
por la aplicacion de métodos térmicos es mucho mayor que la obtenida por inyeccion de
CO..

Produccion Mundial Diaria por RM en 2012
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Figura 1. 14 Produccién mundial diaria de petréleo por RM en 2012"?%%

En la Figura 1.14 se muestra la produccion a nivel mundial de petrdleo por métodos
de recuperacién mejorada. Es posible observar que la produccion por inyeccién de vapor
(1.18 Mbppd) es mucho mayor que la produccién por inyeccién de CO, miscible (0.337
Mbppd), aunque en la Figura 1.13 se observa que el numero de proyectos implementados
a nivel mundial es cercano (127 proyectos de vapor vs. 136 proyectos de CO,).

Si los proyectos de RM ejecutados en Estados Unidos no son considerados en la
distribucién a nivel mundial, la Figura 1.15 se modificaria de la siguiente manera:
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Proyectos de RM sin considerar EE.UU.

w
o 50 |
-
<
Qo
>
e o
& 0
@
©
e )
o 30 ¢
£
=1
4

20 |

| J

Vapor Combustion Agua HC miscible co2 co2 Otros Gases | Quimicos Microbial
Ciclico Caliente miscible inmiscible
u Proyectos 78 1 1 2 23 8 7 2 3 1 1

Figura 1. 15 Distribucidn de proyectos de RM fuera de EE.UU.""

En la Figura 1.15 se puede observar rapidamente la dramdtica reduccion de los
proyectos de inyeccion de CO,, ya que Estados Unidos es el pais que aplica éstos procesos
en mayor escala. Lo anterior se debe a que la cuenca Pérmica (ubicada al sur de Estados
Unidos) cuenta con numerosos yacimientos de CO, que hacen que el costo de suministro
sea muy bajo.

Produccidn diaria de petrdéleo por RM fuera de EE.UU.
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Figura 1. 16 Produccidn diaria de petrdleo por RM sin considerar Estados Unidos ™ %°
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La Figura 1.16 muestra la produccion diaria de petréleo por RM fuera de Estados
Unidos, se observa que la produccidn por inyeccion de vapor sigue siendo la que aporta
mayor produccién (0.880 Mbppd) seguido por la inyeccion de hidrocarburos miscibles
(0.672 Mbppd). En cuanto a la inyeccién de CO, se puede notar una reduccidn notable en
la produccién sin la presencia de Estados Unidos por lo expuesto anteriormente. La
produccién por inyeccidon de CO, pasa de una produccién de 337 Mbppd considerando a
Estados Unidos a 28 Mbppd fuera de este pais.
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Figura 1. 17 Proyectos activos de RM en Estados Unidos desde 1990 hasta 2012*°

La Figura 1.17 muestra la evolucidn del nimero de proyectos de recuperacién
mejorada en Estados Unidos. Se comprueba que los métodos térmicos en un principio
fueron los de mayor aplicacion. Sin embargo se puede observar que los proyectos de
inyeccidn de gas, principalmente la inyeccion de CO,, son mas aplicados que los térmicos a
partir del 2002. En tanto que la aplicacion de métodos quimicos ha disminuido
drasticamente, debido a los altos precios que implica la utilizacién de quimicos para su
inyeccidn en el yacimiento ademas del tratamiento posterior.
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Figura 1. 18 Evolucion de la Produccién de Petréleo por RM en Estados Unidos™

La Figura 1.18 muestra la evolucidén de la produccién de petréleo por RM en Estados
Unidos. Se puede observar que la produccion por implementacién de inyeccién de gases
supera la produccion por implementacion de métodos térmicos a partir del afio 2006.
Para 2012 la produccién por inyeccion de gases es de 441 Mbppd siendo que en 1990 era
de 190 Mbppd, esto demuestra que la produccidn por inyeccién de gases ha crecido en
mas del 100% en 12 afios.

La Figura 1.19 muestra que en 2012, la recuperacidén por inyeccién de CO; en
Estados Unidos representa el 41% de la recuperacién mejorada, esto se debe a los
numerosos yacimientos de CO, que existen en la cuenca Pérmica. La facilidad y menor
complejidad de la inyeccidon de gases comparada con los demds métodos ayudan a su
aplicacion en las cercanias de esas fuentes de suministro.
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Cco, Nitrogeno PRODUCCION TOTAL
Inmiscible 1% 747 mbppd
6%

HC
Misc/Inmisc

Figura 1. 19 Produccién por Procesos de RM en Estados Unidos en 2012

Con los recientes incentivos e interés en el secuestro y captura de CO,, se espera
que el nimero de proyectos de CO; en el mundo se incremente. En un futuro las fuentes
potenciales de CO, probablemente seran las plantas industriales, plantas eléctricas de gas
y carbdn, ademads de muchos yacimientos ya conocidos con alto contenido de CO,.

Proyectos planeados de RM en el mundo para 2012

Numero de Peroyectos

= o

CO2 Miscible Vapor Polimeros Combustion
» Proyectos de RM 6 4 1 1

0

Figura 1. 20 Nuevos proyectos de RM planeados para aplicarse en 20127
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Sin embargo, estas son sélo algunas estadisticas de aplicacion de los procesos de
RM, y no implica que un método sea apto o no para un yacimiento. Es necesario realizar
un estudio técnico-econdémico para determinar que método es mds adecuado en
determinado tipo de yacimiento ademas del entorno de suministro de posibles fluidos de
inyeccion y generacion de energia. Por ejemplo, en Estados Unidos los métodos mas
utilizados son los de inyeccion de CO,, mientras que en Rusia los métodos quimicos son
los mads aplicados.

1.4.1 RM en México

Pemex ha aplicado métodos de recuperacidn secundaria inyeccién de agua e
inyeccion de gas (4 proyectos de inyeccién de nitrégeno), con el fin de mantener la
presion del yacimiento. Estos proyectos son Cantarell, Jujo-Tecominoacan, Samaria y Ku-
Maloob-Zaap.

A finales de los 90’s, la inyeccidn de nitrogeno como método de recuperacién
secundaria, cobré una gran importancia a partir del comienzo de su aplicaciéon a gran
escala en el Campo Cantarell. En Cantarell se establecieron contratos para inyectar 1200
mmpcd de nitrégeno por dia. En Jujo-Tecominoacan el contrato es para inyectar 90
mmpcd, mientras que para Samaria y Ku se inyectan 190 mmpcd y 180 mmpcd,
respectivamente.

Sin embargo, algunos de los efectos negativos de la inyeccidn de nitrogeno como la
enorme quema de gas a la atmdsfera y la produccién y venta de gas contaminado, han
propiciado la busqueda de mejores alternativas para aumentar el factor de recuperacién
de los yacimientos.

Como ya se menciond, los métodos de recuperacién mejorada se muestran como
una alternativa para su implementaciéon en campo.

1.4.1.1 Campo Artesa

En México se comenzd la implementacidn de proyectos de recuperacion mejorada
con la inyeccion de CO, en el Campo Artesa, Regidon Sur en el afio 2000.
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En el Campo Artesa se inyecta un promedio de 25 mmpcd de CO,, usando 2 pozos
inyectores y 4 pozos productores. Algunos de los beneficios documentados por la
implementacidon del proyecto durante un afio de operacion son:

e Se dejé de ventear a la atmosfera un volumen de CO, de: 30 mmmpc.

e Volumen adicional de aceite obtenido por RM: 952mbls.

e Volumen adicional de gas hidrocarburo recuperado durante la inyeccién: 2.4
mmmpc

e Incremento en el factor de recuperacion del 0.4%

e Se logré controlar el avance de la entrada de agua a los pozos

1.4.1.2 Campo Sitio Grande

Este proyecto comenzd en 2005 y también estd ubicado en la Region Sur. En este
campo se inyectan 24 mmpcd a través de un solo pozo. La produccién mensual atribuible
al proceso de inyeccién de gas es de 889 bppd acumulando 1.37 mmbpp.

Aplicacion de Recuperacion Secundaria y Mejorada en
Meéxico
<< 1%

M Con Rec. Secundaria

49%

M Sin Rec. Secundaria o
Mejorada

Con Rec. Mejorada

Figura 1. 21 Volumen probado de petrdleo sin aplicacién de algin método de RM*
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Es por esta razén que es importante darse cuenta de la relevancia que tendria la
implementacién de cualquier método de recuperacion mejorada, ya que sélo se han
aplicado a menos del 1% del volumen probado de hidrocarburos.

1.5 CRITERIOS DE ESCRUTINIO

Como ya se comenté anteriormente, un solo método de recuperacién mejorada no
aplica en todos los yacimientos; esto depende de las caracteristicas del yacimiento y del
petrdleo. Por lo tanto, multiples autores han hecho clasificaciones de acuerdo a su
experiencia en la aplicaciéon de métodos de RM, o simplemente han recabado informacién
de varios proyectos para elaborar la Tabla 1.1.

En consecuencia, la tabla de criterios de escrutinio es sélo una guia y los rangos
manejados no son absolutos; simplemente son los recomendados para asegurar el éxito
de cualquier proyecto. Como en todo yacimiento, las caracteristicas petrofisicas y
geoldgicas dominan la aplicabilidad de los métodos de RM y deben compararse a tablas de
otros criterios (que sirven de guia adicional).
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CAPITULO 2 PROPIEDADES GENERALES DEL CO;

Para implementar la inyeccion de CO, como método de recuperacion mejorada, es
necesario conocer las caracteristicas que el yacimiento debera tener para ser candidato a
la aplicacion del mismo. Algunas de estas caracteristicas ya han sido revisadas en el
capitulo anterior con los criterios de escrutinio. Sin embargo, existen otras caracteristicas
del CO, que son de vital importancia y que lo hacen el gas mds utilizado para procesos de
recuperacién mejorada.

2.1 PROPIEDADES FiSICAS

Las bases para un buen diseno del proceso de inyeccion de CO, involucran
experimentos de laboratorio y cdlculos exactos de sus propiedades fisicas. El CO, puro es
un gas inerte, incoloro, inodoro y no combustible. Su peso molecular a condiciones
estandar es 44.010 g/mol, que es una y media veces mas pesado que el aire.

2.1.1 Diagrama de Fases

El CO, se presenta en estado sélido a bajas presiones y temperaturas, siendo sus
propiedades mas dependientes a la temperatura como se muestra en la Figura 2.1.

Por debajo de la temperatura critica, el CO, puede estar en fase liquida o gaseosa,
en un amplio rango de presiones. Por encima de la temperatura critica el CO, existira
como un gas independientemente de la presidn; sin embargo, a presiones mayores el
vapor se convierte y comporta como un liquido.
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sOLIDO ZONA
SUPERCRITICA

LiQuipo
PUNTO CRITICO

 SONS TP UUS S0 4

Presion (Psi)

PUNTO TRIPLE v APOR

4 0 « ® 12 160 20

Temperatura (°F)

Figura 2. 1 Diagrama de fases del CO,

2.1.2 Densidad

La densidad del CO, a condiciones de yacimiento es muy similar a la del petréleo, a
diferencia del nitrégeno y metano que tienen una densidad dos o mas veces menor que la

del petréleo.

La densidad es un aspecto de gran importancia para el desplazamiento de los
fluidos, ya que se desean minimizar los efectos de cabalgamiento gravitacional,
canalizacion y conificacion entre el fluido desplazante y el fluido desplazado. Por lo tanto,
ya que las densidades del CO, y del petrdleo son muy similares, estos efectos son menores
gue con el uso de otros gases.

Como se observa en la Figura 2.2 la densidad del CO, es funcién de la presion y la
temperatura, siendo esta ultima el parametro mas sensible. Las densidades idoneas para
el desplazamiento de petréleo se dan cerca de las condiciones criticas.
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Figura 2. 2 Densidad en funcién de la presién y temperatura™

2.1.3 Viscosidad

Al igual que la densidad, la viscosidad depende de la presién y la temperatura,
siendo mas sensible a los cambios de temperatura. La viscosidad tiende a disminuir a
medida que la temperatura aumenta, independientemente de la presion. Los valores de
la viscosidad a condiciones de yacimiento se mantienen relativamente bajos, lo que
ocasiona que el CO, digite facilmente al petrdleo, debido a que generalmente la
viscosidad del crudo es mucho mayor que la del CO,.

Lo anterior provocaria un rapido surgimiento del gas inyectado en superficie,
teniendo bajas eficiencias de desplazamiento, es decir, zonas con un pobre barrido y alta
saturacion de petréleo. Debido a estas limitaciones, se ha optado por inyectar el CO, por
medio de baches seguidos de un fluido desplazante, generalmente agua. A este
procedimiento se le conoce como IAAG (Inyeccién de Agua Alternada con Gas).
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Figura 2. 3 Viscosidad del CO,"

2.1.4 Factor de Volumen del CO:

El factor de volumen de un gas esta dado por la siguiente relacion:

_ Volgas @cy Ec. (2.1)
Vol.gas @cs o

El CO, tiene un factor de volumen relativamente bajo comparado con el de otros
gases. Esto es una desventaja, ya que implica la necesidad de inyectar mayores
cantidades de CO,, lo cual es un factor a considerar para la aplicacidon de este método.

Por ejemplo si en superficie se tienen 345 ft> de CO, y se inyectan a un yacimiento
promedio (2500 psi y 150 °F) el volumen de CO, sera solo 1 ft> en el yacimiento. Una
cantidad mucho mas grande que los 161 ft> de metano @cs que se convertiran en 1 ft®

@cy.
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2.1.5 Solubilidad

Como ya se menciond, una de las caracteristicas mas importantes del CO, es la alta
solubilidad por encima de sus condiciones criticas con el petréleo. Ademas el CO, es
altamente soluble en agua, esto debe de tomarse en consideracién, ya que cuando se
inyecta CO,, una parte se disolvera en el agua de formacién o en los baches de agua que
alternan con el CO,.

La solubilidad del CO; se incrementa con la presidn, pero decrece con el aumento de
la temperatura. Ademas la solubilidad es dependiente de la salinidad del agua; a medida
que la salinidad aumenta, la solubilidad disminuye.
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Figura 2. 4 Solubilidad del CO, en Agua™
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2.2 MISCIBILIDAD

En un proyecto de inyeccién de CO,, cuando se alcanza una miscibilidad completa
entre el CO, inyectado y los fluidos del yacimiento, las fuerzas capilares son eliminadas del
proceso de desplazamiento, en las zonas invadidas lo que idealmente resultaria en una
saturacion residual de petrdleo igual a cero (S, = 0) y por lo tanto mayor recuperacion de
petréleo.

Para explicar los diferentes procesos involucrados en un desplazamiento miscible se
usan ampliamente los diagramas pseudo-ternarios. En el siguiente diagrama pseudo-
ternario se pueden observar los diferentes procesos involucrados.

( Componentes )
Ligergs
5,

I1 — J1: Desplazamiento inmiscible
I, — J3: Miscible al primer contacto
I, —J1: Vaporizacion de gas

I; — J,: Condensacién de gas

Componentes Componentes
\_ Pesados Intermedios J

Figura 2. 5 Diagrama Ternario del co,”

Dado que la trayectoria |, — J3 no pasa por la regién de dos fases o cruza la linea
critica, esta linea representa un desplazamiento miscible al primer contacto. Lalinea |; —
J1 se encuentra casi totalmente en la regidn de dos fases, representa el desplazamiento
inmiscible. Cuando las rectas cruzan la linea critica como la recta |, — J; se le conoce como
vaporizacién de gas y el caso contrario I; — J, condensacion de gas.

Generalmente, la miscibilidad a condiciones de yacimiento se puede alcanzar por
dos diferentes mecanismos: miscibilidad al primer contacto y miscibilidad por contactos
multiples.
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2.2.1 Miscibilidad al Primer Contacto

Dos fluidos son miscibles al primer contacto cuando el fluido inyectado y el petréleo
del yacimiento llegan a ser totalmente miscibles. Este es el mecanismo mas directo para
alcanzar un desplazamiento miscible ya que el fluido inyectado se mezcla completamente
con el petréleo, creando una mezcla en una sola fase. Para lograr una miscibilidad al
primer contacto entre el fluido inyectado y el petrdleo, la presién debe ser mayor que la
cricondenbara ya que todas las mezclas solvente-petréleo por debajo de esa presidn estan
en fases distintas.

2.2.2 Miscibilidad por Contactos Multiples

El otro mecanismo se le conoce como miscibilidad por contactos multiples, cuando
los fluidos inicialmente no son miscibles al primer contacto, pero bajo ciertas condiciones
de presidn, temperatura y composicién intercambian componentes para alcanzar la
miscibilidad después de un cierto nUmero de contactos. El gas natural, gas natural
enriquecido, gases de combustion, nitrégeno y CO, no son miscibles al primer contacto y
forman una regién de dos fases cuando se mezclan con los fluidos del yacimiento. La
miscibilidad se alcanza por la transferencia de componentes que resulta de multiples y
repetidos contactos entre el petréleo y el fluido inyectado en el yacimiento.

La diferencia entre el CO, y el gas natural es que la miscibilidad dindmica con el CO,
no requiere la presencia de moléculas de hidrocarburos de peso intermedio en el fluido
del yacimiento. Existen dos procesos principales donde el desplazamiento por
miscibilidad dindmica puede ser alcanzado: vaporizacidon y condensacién de gas.

2.2.2.1 Vaporizacion de Gas

La vaporizacion de gas es un caso particular del proceso de miscibilidad por
contactos multiples. Se basa en la vaporizacion de los componentes intermedios del
petrdleo del yacimiento. Se crea una zona miscible de transicion, y los componente C, a
Cs (CO, puede extraer hasta C3p) son extraidos debido a la alta presidn de inyeccidn.
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Un proceso de vaporizacion puede desplazar casi todo el petréleo en el drea que ha
sido contactada. Sin embargo, la porcidn de yacimiento contactada puede ser baja debido
a las condiciones de flujo, a relaciones de movilidad desfavorables y heterogeneidades del
yacimiento.

La presion requerida para alcanzar la miscibilidad dindmica con el CO, es
usualmente menor que la presidon requerida por otros gases como los gases de
combustién, nitrégeno y gas natural. Con el uso de CO,, también las moléculas pesadas
de hidrocarburos pueden ser extraidas. Las bajas presiones y la extraccion de importantes
fracciones de hidrocarburos son la mayor ventaja en el proceso de desplazamiento
miscible con CO,.

2.2.2.2 Condensacion de Gas

En el proceso de condensacion de gas, el fluido inyectado contiene apreciables
cantidades de componentes intermedios (generalmente gas enriquecido con
componentes C,-Cg), en lugar de ser un gas seco. El proceso depende de la condensacién
de esos componentes en el petréleo del yacimiento, ya que modificaran la composicién
del petréleo. Entonces el petréleo modificado se hard miscible con el fluido inyectado por
contactos multiples.

Para que este proceso pueda llevarse a cabo, es necesaria la formacién de una zona
de transiciéon en el punto donde la miscibilidad se alcanza. Esta zona resulta de la
condensaciéon de componentes intermedios del gas en el petrdleo, es decir, cuando se
genera un enriquecimiento parcial del petréleo por los componentes intermedios del gas
de inyeccion. A continuacién se desarrolla un proceso similar al de vaporizacién de gas, y
el petréleo detras del frente pasara a ser progresivamente mas ligero. La nueva
composicion del petréleo formada detrds del frente ocupard un mayor volumen en los
poros que el petrdleo original debido a su expansion.

El CO, en la mayoria de los casos no puede formar miscibilidad solo, sino a través de
un proceso de vaporizacién, cuando se inyecta CO, vaporiza algunos de los componentes
ligeros en el petréleo. Estos son posteriormente re-condensados en el frente de
desplazamiento creando una zona enrigquecida con caracteristicas favorables de
movilidad, esto se conoce como un mecanismo combinado de vaporizacién y
condensacion.
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2.2.2.3 Vaporizaciony Condensacion Combinadas

Observaciones experimentales y cdlculos con la ecuacién de estado han mostrado
que el desplazamiento miscible con gas enriquecido parece deberse a la combinacién de
los mecanismos de vaporizacién y condensacién. Las principales conclusiones de los
articulos de Zickzs, Novosad and Costain®® son:

e Un mecanismo combinado de vaporizacién con condensacién es mas probable que
una condensacion pura cuando un gas enriquecido se inyecta en un yacimiento de
petréleo.

e Una zona pseudo miscible se desarrolla y es muy parecida a la formada por un
mecanismo de condensacion.

e Algunas porciones de petrdleo residual quedan atrapadas detrds del frente de

desplazamiento tal como en el mecanismo de vaporizacion.

2.3 PRESION MiINIMA DE MISCIBILIDAD

Como se explicé anteriormente, la miscibilidad del CO, depende fuertemente de la
presién y temperatura, pero en el disefio de un proceso de recuperacién mejorada, la
temperatura se considera constante a lo largo de todo el yacimiento, por lo tanto la
presién se convierte en el factor mas importante a considerar en un desplazamiento
miscible con CO,. La presidon requerida para alcanzar la miscibilidad por contactos
multiples se conoce como “Presién Minima de Miscibilidad” (PMM).

Dada la importancia de la Presién Minima de Miscibilidad existen multiples métodos
(correlaciones empiricas y pruebas de laboratorio) para determinar su valor. Este
dependerd del tipo de fluido inyectado, temperatura de la formacién y composicidn del
petrdleo. Desde hace tiempo se han realizado estudios usando diferentes gases para
alcanzar un desplazamiento miscible, pero estos requieren de altas PMM; sin embargo, el
CO, mostro necesitar presiones considerablemente menores para alcanzar la miscibilidad.
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2.3.1 Factores que Afectan la Presion Minima de Miscibilidad

e Temperatura: Es el factor mas sensible al determinar la presion minima de
miscibilidad debido a que incrementa la presidn necesaria para alcanzar la
solubilidad adecuada del CO, y por ende la densidad requerida para un
desplazamiento miscible. A mayor temperatura la PMM requerida aumenta.

e Composicion del petrdleo: Al valor de la PMM lo afectan las diferentes
composiciones del crudo. El petréleo puede contener una serie de hidrocarburos
como son: metano, gas LP, gasolinas, etc.

e Distribucidon de peso molecular: La PMM es afectada por la distribucion de peso
molecular de los hidrocarburos individuales desde Cs hasta Csq y las cantidades en
gue se encuentran en el petréleo. Los hidrocarburos de bajo peso molecular son
efectivos para propiciar la miscibilidad a una menor presion.

2.3.2 Métodos para determinar la Presion Minima de Miscibilidad

Los dos métodos mas comunes para determinar la presién minima de miscibilidad,
son las pruebas de laboratorio y las correlaciones empiricas.

2.3.2.1 Pruebas de Laboratorio para determinar la Presion Minima de
Miscibilidad

La prueba de laboratorio mas utilizada para determinar la Presion Minima de
Miscibilidad (PMM) es el desplazamiento en Tubo Delgado (Slim Tube Miscibility
Apparatus).

Este es un aparato construido para mediciones de miscibilidad a condiciones de
presién y temperatura de yacimiento; en términos generales, el gas a analizar se inyecta a
la presion deseada a través de un tubo fino con un empacamiento de arena, previamente
limpiado y saturado de petrdleo del yacimiento por medio de una bomba de alta presién.
Un regulador de contrapresion mantiene la presiéon constante dentro del sistema.
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El volumen de liquido es monitoreado continuamente usando un detector digital de
medicion de volumen. El volumen de gas producido también puede ser medido con un
medidor de gas hiumedo. Se grafica una serie de curvas usando una amplia gama de datos
obtenidos de diferentes experimentos de desplazamiento miscible.

@ Cramatirad
‘ H- Requiader d:
Medidor de gas 0 @ Presion

Mirilla
ST o8 S i [ (R — _ IS R A
condiziores
atmosféricas Transducter de

presidn
A

P

Slim Tube

Componentes A temperaiurs
de vacmignto

Bontba de nyecciin

Figura 2. 6 Diagrama de la prueba de "tubo delgado"”
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Para determinar la PMM para un sistema de gas-petréleo con un Tubo Delgado se
requieren de varios dias, lo cual es una de las desventajas de este método.

Para interpretar los experimentos, se grafican la recuperacidon de petréleo a la
surgencia del gas, la recuperacién de petrdleo cuando se han inyectado 1.2 volumenes de
poro (VP) de gas y la recuperacién final como funcién de la presidon de operacion. La
mayoria de los autores coinciden que la PMM se determina cuando se han inyectado 1.2
VP y se ha obtenido una recuperacion mayor al 90% de petréleo. La PMM para fluidos
como el CO, pueden ser construidas como se muestra en la Figura 2.7.
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Figura 2. 7 Determinacion de la PMM por recuperacion de petréleo a diferentes presiones™

Sin embargo las pruebas de tubo delgado tienen algunas limitaciones:

e El medio poroso: es un empacamiento con poco parecido a las rocas del
yacimiento.

e Agua: en los empacamientos no hay agua presente durante las pruebas.

e Valores de Presidn: El valor de la PMM depende de cuantos y cuales sean los
valores de presidn elegidos para la prueba.
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2.3.2.2 Correlaciones para el Calculo de Presion Minima de Miscibilidad

Una gran variedad de correlaciones para la estimacion de la PMM se han
desarrollado a partir de regresiones de datos de pruebas en tubos delgados. Aunque
menos precisas, las correlaciones son rapidas y faciles de usar y en general requieren solo
algunos pardametros de entrada. Por lo tanto, son utiles para una rapida deteccion del
potencial de aplicacidn del desplazamiento miscible con CO,.

Las correlaciones para PMM son Uutiles cuando no se han caracterizado
detalladamente los fluidos. Algunas correlaciones de PMM requieren solo la temperatura
del yacimiento y de la densidad API del fluido. Otras correlaciones mas precisas,
requieren la temperatura del yacimiento y el contenido total de C, a Cs en el fluido del
yacimiento.

La mayoria de las correlaciones toman en cuenta la Presion Minima de Miscibilidad
en funcion de la temperatura, composicidon del petrdleo, tipo de solvente, etc. Para el
caso especifico del CO, existen varias correlaciones para determinar la PMM, de las cuales
se presentan cuatro con los resultados que indican su exactitud en las predicciones.

e Correlaciones de Holm & Josendal?7.28 y Mungan 2°

Holm & Josendal desarrollaron una correlacion que es una extensién de la
correlacién de Benham. La correlaciéon predice la PMM como funcién de la temperatura y
el peso molecular de las fracciones de petréleo Cs,. Holm y Josendal observaron que el
desarrollo de la miscibilidad entre el petréleo y el CO, estaba relacionado con la densidad
del CO,. Ellos correlacionaron la densidad del CO; y el valor de la PMM con el contenido
de Cs hasta Czg en el petrdleo del yacimiento. La correlacién de Mungan es una extension
de la correlacion de Holm y Josendal para incluir pesos moleculares adicionales a las
fracciones Cs. del petréleo.

Las correlaciones de Holm & Josendal con la extensién de Mungan se muestran en la
Figura 2.8 y son aplicables para un fluido desplazante, el CO, puro.
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Figura 2. 8 Correlaciones de Holm & Josendal y Munga®®*°

e Correlacion de Yellig y Metcalfe31

Desarrollaron una correlacién aun mas simple. La PMM se grafica como una curva
simple en funcion de la temperatura. Sin embargo, si la presion de burbuja del petréleo
es mas alta que la PMM de la curva, la presién de burbuja se tomard como la PMM. Esto
explica la posible formacién de dos fases cuando la presion estd debajo de la presién de
burbuja del yacimiento. La correlacidon de Yellig y Metcalfe es aplicable para una fase
desplazante de CO, pura.

Yellig y Metcalfe compararon los valores de PMM predichos con su correlacion y la
de Holm y Josendal, con los valores experimentales medidos de las pruebas en tubos
delgados. La Figura 2.10 muestra los resultados de esta comparacién, cuando la
concordancia es buena, predice valores para petrdleo especificos que estan en errores de
magnitudes de 500 psia. El analisis del error indica que las correlaciones empiricas dan
estimaciones de PMM, pero deben ser usadas con precauciéon en disefios y calculos
actuales.
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Figura 2. 10 Comparacion de la correlacion de Yellig y Metcalfe con pruebas experimentales™
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e Correlaciones de Johnson & Pollin32 y Alston33

Desarrollaron correlaciones que consideran impurezas en el CO,.
Alston aplica para corrientes de CO, puro asi como para corrientes de CO, con impurezas.

Para CO; puro, la PMM, pc¢,,, esta dada por:

Pco, = 8.78 x 107* ()% (Myy,c, ) 75(

Donde

Pco, = PMM para inyeccion de CO; puro

T
M,,

Cs+

Xvol = Fraccion mol de los componentes volatiles del petréleo

Temperatura del yacimiento (°R)
= Peso molecular de la fraccién Cs, del petréleo

Xvol )0.136

Xint

Xint = Fraccion mol de los componentes intermedios del petréleo

La correlacion de

Ecu (2.2)

Las impurezas consideradas en esta correlacién son el nitrégeno y el H,S. La PMM se
modifica cuando la corriente de CO, se contamina con otros componentes. La adicion de
C; o N; incrementa la PMM, cuando la adicion es de C,, C3, C4 0 H,S la PMM se reduce.

Alston compard los valores de PMM obtenidos con su correlacién con 68 valores
experimentales. El promedio de error de la PMM es 6.9% y la desviacion estandar es

8.7%.
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e (Correlacion de Sebastian34

Desarrolld otra correlacién para corrientes de CO, impuras. La correlacidn relaciona
la PMM de la corriente impura con la PMM para CO, puro y la temperatura pseudocritica
del gas desplazante.

La correlacidn se expresa algebraicamente como:

pCO, —imp

o, = 10 =213 107(Ty, — 3042) + 251 x 10~ x (T, 304.2)"
2

~2.35x1077(T,, — 304.2)° Ecu (2.3)

Donde
pCO, —imp y pCO, son PMM'’s para CO, con impurezas y CO, respectivamente.

Tep es la temperatura pseducritica del gas de desplazamiento.

Conclusiones sobre la PMM

Aqui se presenta un resumen de los resultados de las principales correlaciones de
PMM:

e La miscibilidad dindmica ocurre cuando la densidad del CO, es suficientemente
grande para que el CO,, gas o liquido, disuelva las fracciones de hidrocarburos Cs a
Cso contenidos en el petréleo.

e La temperatura del yacimiento es una variable importante, una mayor
temperatura de yacimiento resulta en un mayor requerimiento de PMM.

e La PMM es inversamente proporcional a la cantidad total de Cs a C3q presente en el
petréleo del yacimiento. A mayor cantidad de estos componentes, la PMM es
menor.

e La distribucidn de peso molecular de Cs a C3g afecta la PMM. Menor peso
molecular resulta en una menor PMM.
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El tipo de hidrocarburos afecta la PMM; por ejemplo, los aromaticos resultan en
una menor PMM.

Las propiedades de las fracciones pesadas >Czg también afectan la PMM, pero no
tanto como la cantidad total de Cs;".

La PMM para inyecciones con CO; no requieren la presencia de C; a C4, debido a la
alta miscibilidad parcial del CO, en el petréleo.

La presencia de metano en el yacimiento no produce cambios significativos en la
PMM.
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CAPITULO 3 FACTORES QUE AFECTAN LOS MECANISMOS DE DESPLAZAMIENTO
Y METODOS PARA MEJORAR LA EFICIENCIA DE DESPLAZAMIENTO

Existen 5 factores que afectan el comportamiento de un desplazamiento:

Relacién de movilidades
Dispersion

Regimenes de flujo
Digitacion viscosa

vk wn e

Eficiencia de recuperacién

3.1 RELACION DE MOVILIDADES

La movilidad de un fluido (Mj) se define como la relacién de la permeabilidad
efectiva del fluido (ki) a la viscosidad del fluido (ps)."

k
M, =L Ec. (3.1
f = ¢.(3.1)

Cuando un fluido desplaza a otro, la relacién de movilidades (M) del desplazamiento
se define como la movilidad del fluido desplazante o inyectado (componente inj) dividida
por la movilidad del fluido desplazado (componente dpf).

inj

Minj Hinj
M;_y=—">L=—L Ec. (3.2
i—d Maps dpf ( )
Hdpf

“M” es una cantidad adimensional. La relacion de movilidades es un parametro
extremadamente importante en cualquier proceso de desplazamiento. Esta relacion
afecta el barrido areal y vertical, con estos ultimos decreciendo a medida que M
incrementa para un volumen dado de fluido inyectado.
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Ademas M afecta la estabilidad del proceso de desplazamiento con el flujo
volviéndose inestable cuando M>>1. Cuando se tiene flujo inestable se produce la
digitacion viscosa. Un valor de M>1 se refiere a una relacion de movilidades desfavorable,
de igual manera un valor de M<1 se considera una relacidon de movilidades favorable.

En la Figura 3.1 se representa fisicamente el efecto que tiene la relacion de
movilidades en el desplazamiento cuando este toma valores por arriba y por debajo de la
unidad. Ademas es posible observar el efecto de ésta en relacién a la eficiencia de
recuperacién para una misma cantidad de volumen poroso inyectado.

MEDIO POROSO

M<=1
Desplazamiento
Estable M>1
Desplazamiento
Inestable

]
|
0
G
m
| =
{
o
3
(%]
L]
o
L
=
.l'U
G
| =
.lll
5]
=
Ll

Volumen poroso inyectado

Figura 3. 1 Representacion de la relacion de movilidades en el medio poroso y su efecto en la
eficiencia de recuperacion

En la Figura 3.2 se muestra la dependencia entre la recuperacion de petréleo y la
relacion de viscosidades. La recuperacion acumulada se muestra como funcion del
volumen poroso inyectado, para varias relaciones de viscosidad. En este caso la relacién

de viscosidades se define como la viscosidad del petrdleo dividida por la viscosidad del
solvente.
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Figura 3. 2 Recuperacion acumulada en funcion del volumen poroso inyectado para diferentes
relaciones de viscosidad®

3.2 DIFUSION Y DISPERSION DE UN FLUIDO

Antes de analizar el efecto de la dispersion de un fluido en los mecanismos de
desplazamiento, se definird el fendmeno de difusién. La difusion es la tendencia de todo
fluido a esparcirse uniformemente a través del espacio que se encuentra a su disposicion;
esta tendencia es el efecto del movimiento browniano de sus moléculas. La difusidn
entre dos fluidos se expresa si no hay cambio de volumen en la mezcla resultante. La
difusidon guarda una estrecha relacién con la dispersion.

La Figura 3.3 muestra a manera de ejemplo el fendmeno de difusién entre dos
fluidos en un volumen controlado y a pequena escala.
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Figura 3. 3 Representacion del fendmeno de difusion en un volumen controlado. Difusion de
permanganato de potasio en agua®®

La dispersién es la mezcla de dos fluidos miscibles causada por difusién, gradientes
de velocidad local (como el existente entre la pared de poro y el centro del poro) y
mezclado mecénico en el cuerpo del poro.

3.2.1 Descripcion del proceso de dispersion

En todos los procesos de desplazamiento miscible o parcialmente miscible ocurre
una mezcla entre el fluido desplazado y el fluido desplazante, en otras palabras existe
dispersién entre los diferentes fluidos. La dispersion diluye la fase desplazante con el
fluido desplazado afectando de esta manera el comportamiento de las fases. Por lo tanto
es importante entender el fendmeno de dispersion en el disefio de un proceso de
desplazamiento parcial o totalmente miscible.

La Figura 3.4 muestra la forma tipica en forma de “S” de la curva de concentracién

de un solvente inyectado en un empaque de arena que esta saturado con un liquido y este
es desplazado misciblemente con un liquido de la misma viscosidad y densidad.
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Concentracion de solvente

Tiempo

Figura 3. 4 Perfil de concentracion de solvente en funcion del tiempo

La region ubicada entre el 100% del fluido desplazante y el 100% del fluido
desplazado se conoce como zona de mezcla. El mezclado que ocurre en la direccién de
flujo se conoce como dispersion longitudinal. El mezclado que ocurre perpendicular a la
direccion de flujo es llamado dispersion transversal.

Este efecto de mezclado afecta al desplazamiento de dos maneras:

1. La dispersidn puede diluir el solvente de tal manera que ya no es miscible con el
petrdleo.

2. El mezclado cambia la densidad y la viscosidad de los fluidos. Este mezclado da
como resultado una zona de viscosidad y densidad variable entre el petréleo y el
solvente, y puede alterar el comportamiento de flujo.

Tres factores contribuyen a la dispersién:

1. Difusion molecular: resultado del movimiento aleatorio o browniano de las
moléculas
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2. Dispersion convectiva microscépica: resultado de pequefias rutas de flujo en el
medio poroso en comparacién con las de un nucleo de laboratorio.

3. Dispersion convectiva macroscopica: resultado de grandes rutas de flujo en
comparacion con las de un nucleo de laboratorio.

3.3 REGIMENES DE FLUJO

La zona de mezcla que existe entre el solvente y el petréleo depende de gran
manera del régimen de flujo que ocurre en el yacimiento. La Figura 3.5 ilustra los
regimenes de flujo para desplazamiento miscible en una seccidn vertical.

A

Solvente

Petroleo

Petroleo

[A= Regiones |y II\

Solvente

B= Region Il

C=Region IV

Petréleo \ )

Figura 3.5 Regimenes de flujo®
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a) Regiodn I: corresponde a una relacion de fuerzas entre viscosidad y gravedad muy
baja. Existe un unico frente de solvente envolviendo la zona de petréleo. La
geometria del frente y el barrido vertical dependen de ésta relacion de fuerzas.

b) Regién IlI: a valores mas altos de la relacién de fuerzas entre viscosidad y
gravedad aun existe un unico frente de solvente, pero el barrido no es funcién
de ésta relacién hasta que se alcanza un valor critico.

c) Regidn lll: en esta region se excede la velocidad critica, se forman frentes
secundarios a lo largo de la interfase solvente/petréleo, y el barrido se
incrementa a medida que la relacién entre fuerzas de viscosidad y de gravedad
aumenta.

d) Regidn IV: ésta regidon es dominada por multiple digitacion viscosa y el barrido es
independiente de la relacién entre fuerzas de viscosidad y de gravedad

La Figura 3.6 muestra la relacién que hay entre la eficiencia de barrido y la relacién
entre las fuerzas de viscosidad y gravedad para casos con diferentes relaciones de

movilidad.
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Figura 3. 6 Eficiencia de barrido en funcion de la relacion de fuerzas entre viscosidad y gravedad
para diferentes relaciones de movilidad®

67



Inyeccién de CO; en el Area de Coapechaca

3.4 DIGITACION VISCOSA

La digitacion viscosa es una condicion en donde la interfase de dos fluidos sobrepasa
secciones del yacimiento a medida que se desplaza a través de él, creando un perfil de
flujo en forma de dedos. El resultado de la digitacion viscosa es una accién de barrido
ineficiente que evita la recuperacién de volumenes significativos de petréleo, y en muchos
casos puede causar una rdpida produccion del fluido desplazante en los pozos
productores.’

En la Figura 3.7 se puede apreciar la digitacion viscosa, a través de las
configuraciones de los frentes de desplazamiento para diferentes relaciones de movilidad
y fracciones de volimenes porosos inyectados.

%

F M=T7L5
. Pozo productor VPI: Volumen poroso inyectado
“ Pozo inyector BT: Punto de surgencia

Figura 3. 7 Frentes de desplazamiento para diferentes relaciones de movilidad y volumenes
porosos inyectados hasta la surgencia®
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Se puede observar que cuando M<=1, el frente es casi radial para valores
sucesivamente mayores de voliumenes porosos, hasta el momento en que la parte central
del frente se distorsiona por la influencia del pozo productor. Para estas condiciones, se
desplaza eficientemente el petréleo antes que el solvente, y este ultimo no penetra
dentro del petréleo excepto por dispersién. El frente de desplazamiento es estable,
desarrolla una zona de mezclado y crece de acuerdo a los principios de dispersion.

Cuando M>1, el desplazamiento tiene caracteristicas totalmente diferentes, el
frente ird perdiendo su forma radial y habrd un rdpido surgimiento con una menor
cantidad de volumen poroso inyectado. El frente del solvente es inestable y se desarrolla
una digitacién del solvente que penetra dentro del petréleo de manera irregular. Esta
digitacién viscosa resulta desde el inicio de la inyeccion del solvente lo cual genera una
pobre recuperacion de petréleo.”

3.5 EFICIENCIA DE RECUPERACION

El analisis y la evaluacidon de la eficiencia de recuperacion obtenida por medio de RM
se hacen en funcidn de tres factores:

1. Eficiencia de barrido areal
2. Eficiencia de barrido vertical
3. Eficiencia de desplazamiento

Cada una de estas eficiencias se puede considerar como un componente que cuenta
con la influencia de ciertos parametros en la eficiencia de recuperacidn total del proceso
de desplazamiento. El producto de estas tres eficiencias es igual a la eficiencia de
recuperacioén total.

R - EAEVED EC. (33)
donde:

e R:recuperacién

e E,: eficiencia de barrido areal

e Ey: eficiencia de barrido vertical
e Ep: eficiencia de desplazamiento

69



Inyeccién de CO; en el Area de Coapechaca

El producto de la eficiencia de barrido areal por la eficiencia de barrido vertical se le
conoce como eficiencia de desplazamiento volumétrica o macroscépica. A su vez a la
eficiencia de desplazamiento se le conoce también como eficiencia de desplazamiento
microscopica.

En términos de produccién acumulada la ecuacidn anterior puede ser expresada de
la siguiente manera:

NP ES N EAEVED EC. (34)

donde:

N: Volumen de petrdleo al inicio del flujo, STB

e Np: Volumen de petrdleo producido acumulado, STB
e E,: eficiencia de barrido areal

e Ey: eficiencia de barrido vertical

e Ep: eficiencia de desplazamiento

3.5.1 Eficiencia de barrido areal3”

La eficiencia de barrido areal E, es la fraccidon del area total del yacimiento invadida
por el fluido inyectado. Los principales factores que determinan el barrido areal son:

e Movilidad de los fluidos

e Patrén de inyeccion

e Heterogeneidades areales

e Fuerzas gravitacionales y viscosas
e Volumen total de fluido inyectado

3.5.2 Eficiencia vertical de barrido

La eficiencia vertical de barrido Ey se define como la fraccidn de la seccidon vertical
del yacimiento que ha sido invadida por el fluido inyectado. La eficiencia vertical de
barrido es influenciada por la relacidon entre las fuerzas viscosas y gravitacionales. Esta
relacion entre viscosidad y gravedad se expresa en la ecuacién 3.5:%8
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_ Vuo L
Ruj, = ol Ec. (3.5)

donde:

e R/ Relacion entre fuerzas viscosas y gravitacionales
e v:velocidad de darcy

® U, Viscosidad del petrdleo

e g:fuerza de gravedad

e Ap: diferencia de densidad entre los fluidos

h: altura de la zona de desplazamiento
Otros factores que afectan la eficiencia de barrido vertical son:

e Heterogeneidad vertical
e Segregacién gravitacional
e Movilidad de los fluidos

e Volumen total de fluido inyectado

El fluido inyectado tiende a moverse a través del yacimiento como un frente
irregular como consecuencia de las permeabilidades no uniformes. El grado de variacién
en la permeabilidad se considera el pardmetro mas significativo en la eficiencia de
barrido.*’

Las variaciones en la permeabilidad tienen un mayor efecto en el desplazamiento
miscible que en la inyeccidon de agua. Debido a la relaciéon de movilidad adversa, un mayor
porcentaje del solvente total inyectado avanza hacia las zonas con mayor permeabilidad.

3.5.3 Eficiencia de desplazamiento3”

La eficiencia de desplazamiento Ep es la fraccidn del petréleo mévil que ha sido
desplazado de la zona barrida en un tiempo determinado. Debido a que cualquier método
de desplazamiento deja petréleo residual, la Ep siempre es menor de 1.0.

Matematicamente, la eficiencia de desplazamiento se expresa como:

Volumen de aceite al inicio de la inyeccion—volumen de aceite remanente
Ep = Ec. (3.6)

volumen de aeite al inicio de la inyeccion
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Soi So
(Volumen poroso)=2t — (Volumen poroso)=2
Byi Bo

Ep = Ec. (3.7)

(Volumen poroso)M
Boi
o, expresado de otra manera:

ED = Ois—. Ec. (3.8)

donde:

e S, saturacién de petrdleo al inicio de la inyeccion

e B, factor de volumen inicial del petréleo, bbl/STB

e B,: factor de volumen del petréleo al final, bbl/STB

e So: Saturacién promedio de petréleo para un patrén de inyeccion, en un
punto particular del yacimiento.

Suponiendo un factor de formacién de petréleo constante durante toda la vida de Ia
inyeccion, la ecuacion 3.8 se reduce a la siguiente forma:

— Soi_s_o

Ep Ec. (3.9)
Soi
Donde la saturacion inicial de petrdleo S, es dada por:
Soi =1- SWi - Sgi Ec. (310)

Sin embargo, en la zona barrida, la saturacién de gas es considerada cero, por lo que
la ecuacion 3.10 se puede escribir de la siguiente manera:

S,=1-35, Ec. (3.11)
La eficiencia de desplazamiento Ep continuara incrementando a diferentes etapas de
la inyeccion. De acuerdo a las ecuaciones anteriores, se deduce que la Ep alcanza un

maximo cuando la saturacion promedio de petrdleo es equivalente a la saturacion residual
de petréleo S, 0 de manera equivalente cuando S,,= 1-Ser.
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Los métodos de recuperacion mejorada basados en la inyeccién de gas miscible son
en teoria capaces de desplazar 100% del petrdleo de la regidn barrida, sin embargo esto
generalmente no ocurre. A continuacién se mencionan las principales causas que
ocasionan que no se obtenga una eficiencia de desplazamiento del 100%:

1. Petréleo entrampado debido a una saturacién movil de agua
2. Zonas de petréleo no contactadas debido a heterogeneidades del yacimiento

3. Precipitaciéon de componentes pesados

3.6 METODOS PARA MEJORAR LA EFICIENCIA DE DESPLAZAMIENTO

Tres de los métodos mas usados para mejorar la eficiencia de desplazamiento son:

e Inyeccién de agua alternada con gas
e Estabilizaciéon gravitacional
e Inyeccién de espumas

Se pone especial atencién en el primer tema (inyeccién de agua alternada con gas),
puesto que se considera de vital importancia entender este proceso para mejorar la
eficiencia de recuperacién cuando se inyecta un gas como el CO,.

3.6.1 Inyeccion de agua alternada con gas (IAAG)

La inyeccion de agua alternada con gas (IAAG) es una técnica disefiada para mejorar
la inyeccidn de gas en yacimientos heterogéneos. En las siguientes lineas se presentan los
temas mas importantes para entender este proceso, asi como algunos antecedentes como
lo son la inyeccion de agua y de gas.
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3.6.1.1 Inyeccion de agua38

La inyeccidon de agua en yacimientos de hidrocarburos se usa para mantener la
energia del yacimiento y desplazar el petréleo. Esta técnica se considera un método de
recuperacién secundaria y se implementa para incrementar la recuperacién de petrdleo
después de que los mecanismos de recuperacién naturales del yacimiento se han vuelto
inefectivos o cuando se detecta desde los inicios de la explotacion que la recuperacion del
yacimiento se podria beneficiar por la inyeccion de agua.

Los proyectos de inyeccion de agua son llevados a cabo a través de pozos inyectores
con el propdsito de mantener o incrementar la presién del yacimiento y movilizar el
petréleo hacia los pozos productores. El patrén de inyeccién, en el cual los pozos
inyectores y productores estan ubicados a lo largo del yacimiento impacta la cantidad de
hidrocarburos que pueden ser recuperados. Se han realizado numerosos estudios con el
propdsito de mostrar las diferentes eficiencias de recuperacién para diferentes patrones
de inyeccién.

La inyeccion de agua se usa frecuentemente debido a la gran disponibilidad de agua
para inyeccion, su relativo bajo costo, la facilidad que presenta el agua para ser inyectada,
las propiedades del agua que permiten su esparcimiento en las formaciones petroleras y
su eficiencia de desplazamiento.

Unidad de bombeo mecénico Sitios de inyeccion de agua

Pozos inyectores

Pozo productor

Figura 3. 8 Inyeccion de Aqua™
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3.6.1.2 Inyeccion de gas38

Los procesos de RM basados en la inyeccidon de gas son una solucién interesante
para maximizar la recuperacion de petréleo. La inyeccidn de gas miscible e inmiscible ha
sido aplicada exitosamente en muchos yacimientos petroleros alrededor del mundo.
Comparada con la inyeccién de agua, la inyeccién de gas esta asociada a eficiencias
volumétricas mucho mas bajas pero a una mayor eficiencia de desplazamiento
microscopica, debido al bajo valor de tensién interfacial entre el petréleo y el gas ya que la
solubilidad parcial se logra al inyectar gas a alta presiéon. Cuando tedricamente se alcanza
la miscibilidad, la tension interfacial tiende a cero, lo que significa que puede haber una
recuperacién total de petrdleo en la zona barrida. Aun cuando la miscibilidad no se
alcanzare, los mecanismos de transferencia de masa que ocurren entre las fases petréleo
y gas resultan en valores bajos de tension interfacial, cuando se le compara con los valores
gue se tienen durante el proceso de inyeccién de agua.

La inyeccion de gas resulta muy valiosa para yacimientos de baja permeabilidad que
han sido sometidos a proyectos de inyeccién de agua y estos ultimos han dado un bajo
factor de recuperacion. Muchos pardmetros afectan fuertemente la respuesta del
yacimiento a la inyeccién de gas. Por ejemplo, en yacimientos heterogéneos, la eficiencia
de barrido macroscépica pude reducirse enormemente debido a la relacién de
movilidades desfavorable del gas. La mojabilidad también juega un papel importante,
debido a que la transferencia de masa entre el petréleo y el gas se mejora bajo
condiciones en la que la roca es mojada por petréleo. Es también importante tener un
control sobre el inicio de las operaciones de inyeccidn de gas para optimizar la produccion
de petrdleo y la recuperacion final del mismo.

3.6.1.3 Descripcion del proceso de IAAG

La inyeccidon de agua alternada con gas es un método de recuperacién originalmente
propuesto por Caudle y Dyes40 en 1958, diseflado para mejorar la eficiencia de barrido
durante la inyeccién de gas, a través del uso del agua para controlar la movilidad del
desplazamiento y para estabilizar el frente de inyeccién. Con el uso de IAAG se espera
una recuperacion adicional del 5-10% del volumen original del yacimiento, pero se han
reportado casos con recuperaciones adicionales de hasta el 20%.%° El proceso de IAAG
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consiste en la inyeccidon de agua y gas alternadamente en forma de baches o de manera
simultanea, con el propdsito de reducir el impacto de la digitacién viscosa.**

La Figura 3.9 muestra esquematicamente el proceso de IAAG. Se puede observar
como baches alternados de gas y agua se inyectan por un mismo pozo y estos son

desplazados por agua, después de que se han inyectado los volumenes estimados de gas y
agua.

Pozo productor

Pozo inyector

Figura 3. 9 Proceso esquemadtico de la inyeccion de AAG, con CO,

Este método combina las principales ventajas de la inyeccion de agua y de la
inyeccion de gas al incrementar la eficiencia de desplazamiento microscépica (inyeccién
de gas) y la eficiencia de barrido macroscépica (inyeccion de agua). A su vez los
intercambios composicionales otorgan una recuperacién adicional e influencian las
propiedades de los fluidos, principalmente densidad y viscosidad.

Los gases usados en los proceso de IAAG son divididos en tres grupos: didxido de
carbono (CO,), gases hidrocarburos, y gases no hidrocarburos.*?
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La recuperacion mejorada de petrdleo por medio de IAAG usa también el fendmeno
de la segregacion gravitacional, por medio de la cual el gas se dirige hacia las zonas altas
de la formacién y el agua hacia las zonas bajas. De esta manera la IAAG mejora la
recuperacién de petréleo por medio de la combinacién de un mejor control de la
movilidad, contacto de zonas no barridas, un aumento en la eficiencia vertical y una
mejora en el desplazamiento microscdpico.

Es importante ajustar la cantidad de agua y gas inyectada para alcanzar la mejor
eficiencia de desplazamiento posible. La inyeccion de demasiada agua dard como
resultado un bajo desplazamiento microscépico, y la inyeccién de demasiado gas resultara

en una pobre eficiencia de barrido vertical y probablemente una pobre eficiencia de

barrido areal.*

Los principales factores que afectan el proceso de IAAG son’’:

e Las caracteristicas del yacimiento y heterogeneidades (estratificacion y
anisotropia)

e Mojabilidad de la roca

e Propiedades de los fluidos

e Condiciones de miscibilidad

e Gas entrampado

e Técnica de inyeccidn

o Efectos de las permeabilidades relativas para las tres fases

e Parametros de IAAG (frecuencia de inyeccion, tamafio de los baches, relacion de

inyeccion entre los baches de agua y gas, gasto de inyeccion)

3.6.1.4 Estabilidad en el frente de inyeccion

La relacion de movilidades M entre el gas inyectado y el banco de petrdleo
desplazado durante un proceso de desplazamiento miscible es muy desfavorable debido a
la baja viscosidad de la fase inyectada. Una relacion de movilidad desfavorable trae como
resultado digitacién viscosa, reduciendo asi la eficiencia de barrido volumétrica.
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La IAAG provee una solucién al problema de la digitacidn viscosa ya que la movilidad
combinada de las dos fases (gas y agua) es menor que la movilidad que tendrian el gas o el
agua si se inyectaran por separado, y por tanto se mejora la relacion global de movilidades
del proceso.

En el proceso de IAAG el objetivo es lograr que las fases inyectadas fluyan a
velocidades similares, lo que se hace manteniendo bajas saturaciones de las fases y por lo
tanto bajas permeabilidades relativas con el propésito de obtener una mejor relacion de
movilidades y lograr estabilidad en el frente de inyeccién.*

3.6.1.5 Estratificacion en el yacimiento y relacion entre fuerzas viscosas y
gravitacionales

Para yacimientos de espesores considerables, relativamente homogéneos y con
buena permeabilidad vertical (i.e. sin estratificaciones ni intercalaciones con lutitas) la
segregacion gravitacional entre las fases se puede usar para mejorar las eficiencias
volumétricas como se ilustra en la Figura 3.10. La estratificacion en el yacimiento y la
relacion entre fuerzas viscosas y gravitacionales tienen una gran influencia en el proceso
de IAAG.

El gasto de inyeccidn y la relacion entre los volimenes de baches de agua y gas son
formas de controlar el flujo de agua y gas en capas con baja y alta permeabilidad. La
Figura 3.10 muestra como las fuerzas gravitacionales afectan el proceso.

Pozoinyector Pozo productor
Zona de flujo disperso Gas

L

AL Rk

e« ABUA « « ¢ .. ..

Figura 3. 10 Efecto de la relacion de movilidades y de la gravedad en la estabilidad del frente de
inyeccion
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Cerca del pozo de inyeccidn, el agua y el gas fluyen como fases dispersas, sin
embargo la segregacidn gravitacional reduce la zona de flujo disperso hasta eliminarla.
Analizando el proceso se demuestra que el tamafo de la zona con flujo disperso es
funcion de la relacidn que existe entre fuerzas gravitacionales y viscosas, siendo la
recuperacién de petréleo mayor para valores altos de esta relacion, situaciéon que puede
ser lograda reduciendo el espaciamiento entre pozos e inyectando gases con mayores
densidades. La simulacién de proceso de IAAG indica que con una baja movilidad de gas
(baja permeabilidad relativa), se puede obtener una mayor recuperacién de petrdéleo
debido a un incremento de la zona de flujo disperso en donde el gas y el agua fluyen como
una mezcla homogénea.45

El proceso de IAAG es afectado enormemente por las fuerzas gravitacionales cuando
se tienen movilidades altas de gas, ocasionando una rdpida aparicion de los fluidos
inyectados en los pozos productores, reduciendo la recuperacion de petrdleo.

3.6.1.6 Problemas presentados durante el proceso de IAAG

e Surgencia rapida en pozos productores: este tipo de problemas son ocasionados
por un mal entendimiento y caracterizacién del yacimiento y los fluidos. Estos
problemas son dificiles de resolver y en ocasiones provocan el cierre del pozo
antes de lo programado.

¢ Inyectividad reducida: la reduccién en la inyectividad se refiere a menores
caudales de agua y gas inyectados al yacimiento, lo que ocasiona una caida de
presién mas rapida en el yacimiento, que a su vez afecta al desplazamiento y a la
produccién. La reduccién en la inyeccidn puede ser ocasionada debido al cambio
en las permeabilidades relativas debido al flujo trifasico o debido a la precipitacion
de hidratos y asfaltenos en zonas cercanas al pozo.

e Corrosion: este problema se presenta por la adaptacién de instalaciones que no
han sido disefiadas para el proceso de IAAG. La solucidn a este problema se da
con el uso de aleaciones especiales para las tuberias e instalaciones superficiales,
revestimiento de tuberias y tratamiento del equipo. Esto incrementa el costo.
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e Formacion de incrustaciones: la formacién de incrustaciones es un problema
comun cuando se usa CO, como gas de inyeccidon. La formacién de incrustaciones
puede obstruir las tuberias y provocar fallas serias.

e Formacién de asfiltenos e hidratos: la precipitacién de asfaltenos e hidratos
causan problemas en la produccién. Los factores que influencian la formacién de
hidratos se conocen mejor que las que propician la formacion de asfaltenos. La
formacién de hidratos puede ser controlada con un tratamiento a base de metanol
o con la reduccién en las presiones de operacién de los equipos.

e Diferencia de temperatura en las fases inyectadas: es normal que las
temperaturas del agua y del gas sean diferentes durante la inyeccién. La diferencia
de temperaturas puede provocar fallas mecanicas en las tuberias.

3.6.1.7 C(Clasificacion de los procesos de IAAG

Los procesos de IAAG pueden ser clasificados de muchas maneras, la mas comun es de
acuerdo a la miscibilidad: desplazamiento miscible e inmiscible.?’

e Inyeccion miscible de AAG: distinguir entre IAAG miscible e inmiscible puede
resultar dificil. La miscibilidad entre el gas y el petrdleo generalmente se alcanza
por contactos multiples. La mayoria de los proyectos miscibles se encuentran en
tierra y son represurizados para llevar la presion promedio del yacimiento por
encima de la presion minima de miscibilidad de los fluidos (PMM). Debido a los
problemas para mantener suficiente presién (lo que provoca perdida de
miscibilidad) los proyectos de campo reales oscilan entre procesos miscibles e
inmiscibles durante la vida productiva del campo.

¢ Inyeccion inmiscible de AAG: este tipo de proceso de IAAG ha sido aplicado con el
propdsito de mejorar la estabilidad frontal y de contactar zonas no barridas. La
aplicacion de este proceso se da en yacimientos donde la inyeccién de grandes
cantidades de gas no es factible debido a la baja disponibilidad del gas o debido a
ciertas caracteristicas del yacimiento como gran heterogeneidad, tal como se tiene
en los yacimientos de Chicontepec.
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Adicionalmente a la eficiencia de barrido macroscépica, la eficiencia de

desplazamiento microscépica también puede ser mejorada. La saturacidon residual

de petréleo generalmente es mas baja con IAAG que con la inyeccién de agua y

mas baja que con la inyeccion de gas. Algunas veces el primer bache de gas se

disuelve hasta cierto grado en el petréleo lo que causa intercambio masico y un

cambio favorable en las relaciones viscosidad-gravedad en el frente de

desplazamiento. El desplazamiento en este caso es cercano a un proceso miscible.

e Inyeccion hibrida de AAG: se refiere a un proceso donde un bache grande de gas

es inyectado, seguido por un nimero pequefio de baches de agua y gas.

e Otros: otros tipos de procesos incluyen inyeccion simultanea de agua y gas,

inyeccion de agua caliente alternada con vapor, e IAAG con uso de espumas.

De un estudio realizado a 59 campos con |IAAG, se documenté que 47 fueron

planeados para ser miscibles y 10 fueron planeados para ser inmiscibles, mientras que 2

no fueron clasificados. Esta informacion se presenta de manera grafica en la Figura 3.11.

38

Aplicaciones en campo de IAAG

3%

m Miscibles
= Inmiscibles

No Clasificadas

Figura 3. 11 Aplicaciones de IAAG miscibles e inmiscibles (total de 59 proyectos)®
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En el mismo estudio se documenté el tipo de litologia en que fueron aplicados los
procesos de IAAG. De los 59 casos estudiados, 33 se llevaron a cabo en arenas, 12 en
dolomitas, 5 en calizas, y 6 en rocas carbonatadas.>®

Aplicaciones en campo de IAAG (tipos de roca)

M carbonatos
B dolomitas
o caliza

M arenas

M no clasificados

Figura 3. 12 Tipos de yacimiento donde se ha aplicado la IAAG (total de 59 proyectos)*®

Por ultimo, de los 59 casos estudiados, Unicamente 6 fueron llevados a cabo en
yacimientos marinos, siendo tres de estos proyectos disefiados para ser miscibles.

Aplicaciones en campo de IAAG

M Tierra

B Marinos

Figura 3. 13 IAAG en tierra y costa afuera (total de 59 proyectos)*®
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3.6.1.8 Inyeccion simultdnea de AAG

Este método consiste en inyectar agua en la parte superior de la formacién y gas en
la parte inferior de forma simultdnea, es apto para yacimientos de buen espesor y buena
permeabilidad vertical. La diferencia de densidades entre el agua y el gas provoca un
barrido en el cual el agua tiende a movilizar el petrdleo hacia las zonas bajas y el gas hacia
las zonas altas. De esta forma se establece un frente de mezcla de flujo de agua y gas que
disminuye considerablemente la movilidad combinada de ambos fluidos inyectados y que
incrementa la eficiencia de barrido y la recuperacioén de petrc’>|eo.41

A través de simulacion numérica Ma*! et al. demostraron que la inyeccion
simultanea de AAG tiene el potencial para lograr un mejor control de la movilidad del gas
comparado con el proceso de IAAG convencional.

El proceso de la inyeccion simultdnea de AAG se lleva a cabo por medio de dos
pozos inyectores horizontales, uno inyectando agua en la parte superior de la formacién y
el otro inyectando gas en la parte inferior. Al otro lado de la formacién, un pozo vertical
produce los fluidos. La Figura 3.14 muestra una representacion esquematica de esta
técnica.

Pozo inyector de agua
Pozo productor

N

Pozo inyector de gas

Figura 3. 14 Representacion esquemdtica de una de las variantes del proceso de inyeccion
simultdnea de AAG
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3.6.2 Estabilizacion gravitacional

Cuando se trata con yacimientos inclinados, la fuerza de gravedad puede utilizarse
como factor adicional para mejorar el barrido y la recuperacion del petréleo por inyeccidn
de gas. Esto se alcanza inyectando el gas por la parte superior y produciendo el
yacimiento a un gasto mas bajo que el de la accién de la gravedad, para asi mantener el
gas segregado del petrdleo, eliminando de esta forma la digitacién del mismo. Existen
ecuaciones derivadas para establecer los parametros de disefo y operacion para este tipo
de procesos.

3.6.3 Inyeccion de espumas

La inyeccidn de agua con surfactantes junto con el solvente o gas usado, provoca la
formacién de espumas disminuyendo la relacién de movilidad, lo que trae como resultado
una mayor eficiencia de recuperacién.

Para que una espuma pueda ser aplicada en un yacimiento, debe cumplir los
siguientes requerimientos:

e Estabilidad quimica del surfactante por largos periodos de tiempo

e Niveles bajos aceptables de absorcién del surfactante en la roca del yacimiento

e Estabilidad de la espuma por largos periodos de tiempo a niveles deseados de la
movilidad efectiva.

84



Inyeccién de CO; en el Area de Coapechaca

CAPITULO 4 CARACTERISTICAS DEL CAMPO COAPECHACA

A continuacidn se presentan algunas de las caracteristicas mas importantes del area
de Coapechaca obtenidas de un dictamen de la Comisién Nacional de Hidrocarburos
(CNH) y de un informe técnico econémico realizado por Pemex del sector Agua Fria-
Coapechaca.

4.1 UBICACION

El campo Coapechaca se encuentra ubicado en el Paleocanal de Chicontepec. Este
Paleocanal se localiza en la Planicie Costera del Golfo de México, dentro de la Cuenca
Tampico — Misantla, en la regién nororiental del estado de Veracruz, México, limitado al
oeste por la Sierra Madre Oriental, al este por la Faja de Oro, al norte con el Caiidn
Bejuco-La Laja y al sur con El Alto de Plan de La Hayas. En la Figura 4.1 se muestra la
ubicacién del Paleocanal de Chicontepec.

Arco 2238
e
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ValleskS.L.P.

Figura 4. 1 Ubicacién del Paleocanal de Chicontepec
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Los campos ubicados en el Paleocanal de Chicontepec estdn agrupados dentro del
Activo Integral Aceite Terciario del Golfo (AIATG). Dada la extensidon del campo, su
heterogeneidad en el nivel de conocimiento y desarrollo de los campos que componen al
AIATG, fue necesario dividirlo en distintas dreas para su mejor administraciéon como se
muestra en la Figura 4.2

El campo Coapechaca se encuentra en el sector Agua Fria-Coapechaca (denominado
Sector 6) que se localiza en el extremo sureste entre la Planicie Costera de Golfo de
México y la zona baja de la Sierra Madre Oriental, en los municipios de Coatzintla, Poza
Rica, Papantla y Tihuatlan del Estado de Veracruz y Francisco Z. Mena y Venustiano
Carranza del Estado de Puebla, y cuenta con un drea de 358 Km?.

y '%" 5 1. Sitio - Tenexcuila
i . Soledad - Coyotes
. Amatitlan - Agua Nacida

. Miquetla - Miahuapan

. Agua Fria — Coapechaca

. Corralillo — Tajin

2
3
4

A ,_. g -"",‘:,",‘, 5. Coyol - Humapa
| 6
7
8

. P.Aleman - Furbero

Figura 4. 2 Sectorizacion del Proyecto Aceite Terciario del Golfo*
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4.2 DESCRIPCION GEOLOGICA DEL CAMPO COAPECHACA

Los campos del Area Agua Fria - Coapechaca se encuentran en un sistema
sedimentario turbiditico los cuales tienen un alto interés econdmico ya que un porcentaje
importante de los campos gigantes de petrdéleo en produccidn estan desarrollados en este
tipo de sistemas sedimentarios.

Los yacimientos de este proyecto presentan caracteristicas complejas debido a los
sistemas sedimentarios que presentan, los cuales muestran una alta heterogeneidad de
facies, tanto areal como verticalmente. Los procesos diagenéticos modificaron
diferencialmente la distribucién de porosidades y permeabilidades originales de las
distintas facies presentes, alterando la calidad de las propiedades petrofisicas de las
formaciones (arena-arcillosas) del subsuelo, estos elementos se traducen en yacimientos
altamente estratificados y de baja permeabilidad y energia, por ende de baja
productividad, requiriendo estrategias especiales de explotacién.

Estos sistemas presentan cambios litoldgicos laterales y verticales abruptos, que los
ubican como yacimientos discontinuos, parcialmente comunicados y de formas
irregulares, teniendo una complejidad importante, como se muestra en la Figura 4.3, en
donde también se sefialan las diferentes facies.

Geomorfologia
sinusoidal

Depésitos
(Areniscas con clastos)

Eje del canal

Elongacion del canal

Conjunto de (declive)

canales

fg"alels . Facies
omplejos .
77T Areniscas con dastosy
conglomerados
e o : Areniscas
Limite de secuencia

Detritos de lodo
100 M I ]
n Mudstone (cobertura)

Mudstone (declive)

2K
Escala aproximada

Figura 4. 3 Esquema de un Sistema de Depdsito Turbiditico®™
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El patron de entrampamiento del sistema Chicontepec estd formado por una gran
cantidad de trampas por variacién de la permeabilidad, en la mayoria de los casos son
lutitas intercaladas con areniscas de grano fino de estratificaciéon delgada que limitan en
su cima, en su base y lateralmente a los desarrollos arenosos (contactos discordantes y
gradacionales) que son los que forman las principales trampas. En estas arenas se
encuentran las principales acumulaciones comerciales de hidrocarburos.

Predominan las trampas de tipo estratigrafico complejas, cuya geometria fue
influenciada por la ocurrencia de grandes paleoestructuras en el subsuelo, como son los
paleocanales, en algunos casos controlados por la geometria del depdsito debida a la
superposicion de abanicos submarinos y superficies de erosién dentro del paleocanal, que
determinan los espesores y el comportamiento estructural (fallas de crecimiento) de las
secuencias de relleno, pudiendo llegar a construir trampas combinadas.

La Figura 4.4 presenta la columna geoldgica del Paleocanal de Chicontepec.
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Figura 4. 4 Columna geoldgica del Paleocanal de Chicontepec®”
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El “Play” productor de aceite del Sector 6 estd representado por depdsitos
turbiditicos arenosos de edad Paleoceno-Eoceno, atribuibles a complejos de canales
submarinos y lébulos encontrados en las formaciones Chicontepec Inferior, Chicontepec
Medio y Chicontepec Superior, caracterizados por alternancias de areniscas y lutitas
calcareas.

Las rocas clasticas, por su fuente de origen y procesos de transporte, depdsito y
redistribucidn, presentan caracteristicas muy especiales en cuanto a su geometria y
distribucién horizontal y vertical, la cual cambia rapidamente, ubicdndolos como
yacimientos discontinuos, aislados y de formas irregulares.

Para el desarrollo de yacimientos complejos como los del Area Agua Fria -
Coapechaca, es necesario el entendimiento del modelo geolégico del campo en su
totalidad, debido a que el éxito en la produccidn de hidrocarburos para estos yacimientos
se basard en integrar la informacidn geoldgica, con la mejor seleccién para perforar pozos,
terminarlos, fracturarlos, asi como el mejor empleo de tecnologias de recuperacion. Por
lo cual, es indispensable, para garantizar el éxito en la produccidn, determinar la
combinacidn tecnoldgica dptima para cada uno de los pozos a perforar. En general, todos
los pozos de los yacimientos en Chicontepec requieren ser fracturados hidraulicamente
para poder producir a caudales econémicos.

4.3 ASPECTOS PETROFISICOS

En el area del Sector 6, se han perforado 927 pozos de desarrollo y exploratorios, y
50 pozos se han recuperado 171 nucleos convencionales, a estos nucleos se les ha
realizado estudios bdsicos y especiales, los cuales fueron el soporte para la realizacion del
estudio y modelo petrofisico.

4.3.1 Porosidad y permeabilidad

En la Figura 4.5 se muestra la grafica obtenida a través de pruebas realizadas a
nucleos recuperados de tres diferentes intervalos del pozo Coapechaca 241; en ésta
grafica se aprecia la nube de valores que favorece los rangos baja de porosidad (5 a 9%) y
muy baja permeabilidad (0.01 a 1.0 mD) para los yacimientos del campo Coapechaca.
Estos rangos de propiedades ilustrados en las Figuras 4.5 y 4.8 ponen a Coapechaca en el
limite inferior de un yacimiento convencional.
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Porosidad vs permeabilidad
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Figura 4. 5 Grdfica de Porosidad vs Permeabilidad®’

En la Figura 4.6 se observa la nube de valores de la densidad de grano y la
porosidad, el rango es de 2.66 gr/cc a 2.69 gr/cc, considerando como promedio 2.68 gr/cc
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Figura 4. 6 Grdfica de Porosidad vs Densidad de grano®’
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4.4 MAPAS PETROFISICOS

Los mapas petrofisicos de porosidad, permeabilidad y espesor impregnado, son
productos generados con la informacién petrofisica procesada y sirven para apoyar y
minimizar la incertidumbre del desarrollo de los campos. Los mapas que a continuacién
se presentan corresponden al yacimiento C-70, localizado entre los campos Coapechaca y
Tajin. Estos mapas se incluyen con propdsito ilustrativo de las caracteristicas petrofisicas
del campo Coapechaca

4.4.1 Mapa de porosidad

En la Figura 4.7 se muestra la distribucién de porosidad en el yacimiento C-70. La
banda de colores verde representa valores de porosidades menores al 7%, en amarillo
porosidades entre 8 y 12%, en color naranja entre 13 y 17% y en rojo porosidades
mayores al 18%. La linea diagonal roja divide a los pozos de los campo Tajin y
Coapechaca (oriente y occidente respectivamente).
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Figura 4. 7 Mapa de porosidad®’
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4.4.2 Mapa de permeabilidad

La Figura 4.8 muestra el mapa de permeabilidad del yacimiento C-70. El rango
dominante de permeabilidades es de 0.01 a 1 mD para la porciéon occidental, como se
puede observar en color verde olivo oscuro. Y una pequefia porcién mayor de 1 mD hacia
el norte, vistosamente de color amarillo y verde claro.
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Figura 4. 8 Mapa de permeabilidad®’

4.4.3 Mapa de espesor impregnado

La Figura 4.9 muestra el mapa de espesor impregnado para el yacimiento C-70. En
color rojo se aprecian zonas con espesores de mas de 20 metros de impregnacidn, en
color anaranjado entre 14 y 20 metros de impregnacion, en color amarillo el drea de 10 a
13 metros y el color verde oscuro y claro menor de 10 metros de espesor impregnado.
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Figura 4.9 Mapa de espesor impregnado®

4.4.4 Mapa de capacidad de flujo (kh)

La Figura 4.10 muestra el mapa de capacidad de flujo del yacimiento C-70, con base
a la escala de colores se determina que predomina un rango de capacidad de flujo entre
50 y 100 mD-pie, en la porcién mas baja de la escala.
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Figura 4. 10 Mapa de capacidad de flujo®”’
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4.5 RANGOS DE PROPIEDADES PETROFISICAS

La Tabla 4.1 muestra un ejemplo de los valores para cada arena en el campo
Coapechaca. Estos datos sirven para obtener informacion sobre rangos, promedios,
maximos y minimos de cada parametro petrofisico. La finalidad es administrar la
informacién que se va adquiriendo conforme se va avanzando en el desarrollo del campo
e ir utilizando esta informacidn para hacer y actualizar mapas petrofisicos.

| Rangos de propiedades petrofisicas de las arenas del campo Coapechaca |

Cuerpo Espesor Porosidad | Sat. Hidroc. Permeabilidad K*H
PO | Netorm) | (%) (%) (Md) (mD*m)

C-40 1-11 B-11 30-50 0.100-0.200 1-3
C-50 1-16 8-14 30-50 0.100-1.700 1-13
C-60 3-14 7-14 20-50 0.100-1.800 1-13
C-65 3-10 7-1 30-50 0.100-0.400 1-3
C-70 1-12 6-12 30-50 0.100-1.100 1-11
C-80 1-20 6-11 20-50 0.100-6.100 1-98
C-90 2-14 6-10 30-50 0.100-0.500 1-18
C-100 1-17 6-13 30-50 0.100-1.100 1-18
C-105 513 B-10 20-50 0.100-1.300 1-15
Pechi B 1-6 B-11 10-30 0.600-8.00 1-50

Tabla 4. 1 Tabla con rango de valores petrofisicos del campo Coapechaca

4.6 HISTORIA DE PRODUCCION DEL CAMPO COAPECHACA

El campo Coapechaca inicia su desarrollo en Enero de 1971 con el pozo Coapechaca-
1, el cual presenta un gasto inicial de 54 bppd; el campo tiene 330 pozos terminados al 31
de diciembre de 2010. Los pozos presentan fuertes declinaciones inicialmente.

Los pozos con la mayor produccion inicial para el campo Coapechaca son el
Coapechaca-533 con un gasto inicial de 782 bls y con un gasto en 2010 de solo 14 bppd. De
mayo de 2005 a Octubre de 2010 acumulé un volumen de petréleo de 136 mb y un
volumen de gas de 104 mmpc; y el pozo Coapechaca-553 el cual tuvo un gasto inicial de
724 bls y en 2010 un gasto de solo 46 bppd. De mayo de 2005 a octubre de 2010 acumuld
un volumen de petrdleo de 218 mb y un volumen de gas de 150 mmpc.
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En la Figura 4.11 se muestra el comportamiento del campo Coapechaca, observando
que en Julio de 2005 se alcanza una produccidn maxima de petréleo por dia de 12,722
bppd, una RGA de 109 m?*/m?® vy el 9.1% de agua, operando con 77 pozos productores
acumulando un volumen de petréleo de 4.34 mmb.
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Figura 4. 11 Comportamiento de produccién del Campo Coapechaca®’
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Para octubre de 2010 el campo Coapechaca producia un gasto de petrdleo de 6,257

bppd una produccién acumulada de petréleo de 17.5 mmb de un total de 338 pozos

terminados de los cuales 259 estdn operando.

El hecho de que el gasto promedio de

producciéon de Coapechaca sea menor a los 25 bppd, enfatiza la baja productividad tipica
de los pozos como resultado de su heterogeneidad geoldgica, muy baja permeabilidad
efectiva y bajisima o nula permeabilidad vertical.
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CAPITULO 5 PREDICCION DE LA RECUPERACION POR METODOS ANALITICOS

El modelo que se presenta a continuacién, es aplicable a un proceso de inyeccién de
gas inmiscible donde el desplazamiento esta ocurriendo en un sistema homogéneo lineal
de espesor neto constante, similar al mostrado en la Figura 5.1, con un angulo de
buzamiento a.

Inyeccian
de gas

Produccion
de gasy
petrolen

N

Figura 5. 1 Modelo de un yacimiento sometido a inyeccion de gas

5.1 ECUACION DE FLUJO FRACCIONAL

La ecuacion de flujo fraccional se usa para modelar un desplazamiento de petrdleo
por gas o agua. Las ecuaciones que se detallaran a continuacién son vélidas para agua y
para gas. La ecuacién de flujo fraccional se determina usando los procedimientos
analiticos desarrollados originalmente por Buckley y Leverett, basados en la ley de Darcy y
en el concepto de permeabilidades relativas para dos fases.

Esta ecuacidn fue desarrollada con base en las siguientes suposiciones:

e Flujo lineal y continuo de dos fases (fluido desplazarte y fluido desplazado).

e El desplazamiento se lleva a cabo a una presién y temperatura constantes.
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e Se aplica solo cuando el petréleo se desplaza por un fluido inmiscible, lo que
implica que el desplazamiento se lleva a cabo en condiciones de equilibrio.
e El agua congénita es inmovil.

e Elavance del gas es paralelo a los estratos de la formacion.

Suponiendo que solo esta fluyendo el petréleo y gas, en cualquier punto del sistema
el flujo fraccional de gas es igual a la fraccidon de flujo total que esta fluyendo en ese
punto, esto es:

dg
= — Ec. (5.1
Ta qg+do (5-1)

donde las tasas de flujo de gas y de petrdleo, qg y qo, respectivamente, se expresan a
condiciones de yacimiento.

Si la ecuacién de flujo fraccional se utiliza para describir el desplazamiento de
petrdleo debido a la inyeccidn de gas, el fluido desplazante es no mojante y por lo tanto,
Pc=pg—PoY Ap =pg—pPo. En consecuencia, la ecuacién de flujo fraccional de gas sera la
siguiente, teniendo presente que en este caso el gas se inyecta buzamiento abajo.

_ 1—%(%—CApgsena)
fo = oig Ec. (5.2)
kguo
kg = permeabilidad efectiva al gas, darcy
k, = permeabilidad efectiva al petrdleo, darcy
Ug =viscosidad del gas, cp
o =viscosidad del petrdleo, cp
A = drea total de la formacion perpendicular al flujo, cm’
P = presion capilar, atm
ép/6x  =derivada parcial de la presion capilar respecto al avance, atm/cm
C = factor de conversién= (1/1.0133 x 10°)
Py = densidad del gas, gr/cm®
Po =densidad del petrdleo, gr/cm3
Vg = gravedad especifica del gas, adimensional
Vo = gravedad especifica del petrdleo, adimensional
g = aceleracion de la gravedad, cm/seg’
g: =tasa de inyeccion de gas, bppd @ cy
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En unidades practicas la ecuacidn 5.2 se convierte en:

1_1127koA (aPC_

_ odr Bx 0.433 Ay sena )
fog =

Koltg Ec. (5.3)

1+
kguo

en este caso las permeabilidades deben expresarse en darcy, las viscosidades en cp, el
area en ft?, la tasa de inyeccién en bppd @cy, el gradiente de presién en la direccién de
flujo en psi/ft y la diferencia de gravedades especificas, Ay =y, — V.

donde la y, se obtiene de la siguiente ecuacién:

141.5

(131 5+°API) Yo@cs
= - = Ec. (5.4
Yo 2 - (5.4)
donde:
B, = Factor de volumen del petrdleo , ft*/ft’
y la yg se obtiene:
0,002635Mg
B M
Vg = ———=7.52%10°-2 Ec. (5.5)
350.4 Bg
donde:
M, = peso molecular del gas, Ib/Ib mol
B, = Factor de volumen del gas, ft/ft’

. ., . oP ‘s
Cuando el avance del frente de invasidn es horizontal (a =0°y a_xc — 0) la ecuacién 5.3

se convierte:

1 1
fg B 1+ korg ~— _ Mdesplazado Ec. (5.6)
kgho M desplazante

que es la ecuacidon de flujo fraccional en su forma mas simple y practica para un
yacimiento horizontal.
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5.2 CURVA DE FLUJO FRACCIONAL

Si existe suficiente informacién del yacimiento es posible usar, segun el caso, las
ecuaciones 5.2 y 5.3 para generar la curva de flujo fraccional de gas en funcién de
saturacion. A continuacion se presenta en la Figura 5.2, una curva tipica de flujo

fraccional.
Sg max.
1
l Sorg
fg
Sgi
0 \
0 - / Sg s -
Figura 5. 2 Curva tipica de flujo fraccional cuando se inyecta gas
5.2.1 Factores que afectan el flujo fraccional

5.2.1.1 Saturacion de gas inicial (Sy;)

Si la saturacion de gas inicial en el yacimiento excede el valor critico determinado
de la curva de permeabilidad relativa (Sg>Sg), no se formard un banco de petrdleo y la
produccién de petréleo estard acompafiada por la produccién inmediata y continua del

gas inyectado.
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5.2.1.2 Saturacién de agua inicial (Swi)

La saturacion de agua inicial afecta la cantidad de petréleo sometido a
desplazamiento por gas y aparentemente no tiene influencia en la surgencia del gas. Sila
saturacion de agua inicial es movil, las ecuaciones de desplazamiento no son validas, ya
que existen tres fases fluyendo; sin embargo, es posible realizar aproximaciones, si se
considera el agua y el petréleo como una sola fase, siempre y cuando la determinacion de
las curvas de permeabilidad relativa como funcion de saturacion se obtenga con nucleos
gue posean la misma saturacién de agua inicial.

5.2.1.3 Angulo de buzamiento

La Figura 5.3 compara la eficiencia de desplazamiento de un yacimiento lineal
horizontal (a=0) contra las eficiencias que se obtendrian si el mismo yacimiento estuviese
inclinado a diferentes angulos y el gas siendo inyectado por la parte superior. A mayor
angulo de buzamiento, menor serd el flujo fraccional de la fase desplazante (gas), y en
consecuencia la eficiencia de desplazamiento serd mayor. Para el caso de Chicontepec y
en particular Coapechaca los angulos de buzamiento son muy suaves generalmente
menores a los 6°C.
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Figura 5. 3 Efecto del dngulo de buzamiento
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5.2.1.4 Caudal de inyeccion

Cuando el gas se inyecta por el tope de la estructura, se mueve buzamiento abajo y
la recuperacion del petréleo se favorece. Si se inyecta el gas a bajos caudales se dispone
de mas tiempo para que ocurra una segregacion entre las fases, lo cual se traduce en un
aumento en la recuperacidon. Si el gas se mueve buzamiento arriba, se deberian utilizar
altos caudales de inyeccidn para obtener un mejor desplazamiento del petréleo por el gas.

El caudal de inyeccién debe ser econémicamente atractivo y que no permita la
canalizacion rapida del fluido inyectado hacia los pozos productores. En la Figura 5.4 se
muestra el efecto del caudal de inyeccidn y del dngulo de buzamiento.
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Figura 5. 4 Efecto del caudal de inyeccion y del dngulo de buzamiento
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5.2.1.5 Presion de inyeccion

La presion afecta de manera diferente a diferentes tipos de crudo. En el caso de un
petrdleo negro, si se inyecta el gas a alta presion, el gas se disuelve parcialmente en el
petrdleo y le reduce su viscosidad, y, entonces, el empuje causado por el gas a alta presion
(con mayor viscosidad) tendria una mejor relacién de movilidades que la que se tendria
con un gas a bajas presiones. En el caso de un crudo volatil, el gas inyectado no
solamente se mezcla con el gas detras del frente, sino que también vaporiza petréleo de
esta misma zona y, en consecuencia, el empuje lo causa la vaporizacién parcial del
petrdleo residual.

Como se observa en la Figura 5.5, el aumento de la presion desvia la curva de flujo
fraccional hacia la derecha, indicando un mejor desplazamiento de petrdleo por gas.
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Figura 5. 5 Flujo fraccional del gas en funcion de la presion de inyeccion
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5.2.1.6 Viscosidad del petrdleo

A mayor viscosidad del petréleo, el contraste de la relacién de movilidades entre el
fluido desplazante y desplazado es mayor, lo cual contribuye a la interdigitacién viscosa
del fluido desplazante a través de petrdleo. Mientras mayor sea la viscosidad del
petréleo, la eficiencia de desplazamiento vertical sera menor, como se observa en la
Figura 5.6.
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Figura 5. 6 Efecto de la viscosidad del petrdleo sobre el flujo fraccional de gas

5.2.1.7 Viscosidad del gas

El aumento de la presién de inyeccion genera un aumento moderado de Ia
viscosidad del gas y permite un desplazamiento mas efectivo del petrdleo. Esto ocurre al
comparar los desplazamientos inmiscibles con la inyeccién de un gas de hidrocarburos
(con viscosidad pg) y la inyeccion de CO; (con viscosidad p..) 0 ver Figura 5.7
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Figura 5. 7 Efecto de la viscosidad del gas de inyeccion sobre el flujo fraccional de gas

5.3 ECUACION DE AVANCE FRONTAL

La ecuacién fue desarrollada por Buckley y Leverett y se deduce de un balance
volumétrico de gas, considerando un desplazamiento tipo pistén con fugas, es decir que
en la zona invadida estdn fluyendo simultdneamente las fases desplazante y desplazada.

Gt —4—
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Figura 5. 8 Volumen diferencial de la formacion sometida a inyeccion
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La ecuacion resultante, para el caso de desplazamiento de petrdéleo por gas, es la

siguiente:
5.615(q¢t) (afg)
Xeg = ——— (= Ec. (5.7)
9 A aSg 5,

donde:

qs = caudal de inyeccidn en condiciones de yacimiento, bpd

t = tiempo desde el inicio del desplazamiento, dias

A = 4rea perpendicular al flujo, ft

d . . . .,
(%) = pendiente de la tangente a la curva de flujo fraccional a una saturacion S,
9’s
g

5.3.1 Grafica de avance frontal

La Figura 5.9 muestra el resultado de graficar la ecuacion de avance frontal usando
gas como fluido desplazante en un yacimiento sin saturacion inicial de gas libre.
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Figura 5. 9 Grafica de avance frontal para un tiempo determinado
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La Figura 5.9 muestra una situacién irreal debido a que para cierto frente de
desplazamiento a determinado tiempo se tienen tres saturaciones de fluido desplazante
correspondientes. Buckley y Leverett desarrollaron un método que permite el uso de la
ecuacion de avance frontal que sera descrito a continuacidn, para alimentar esta
inconsistencia fisica.

5.4 METODO DE BUCKLEY Y LEVERETT

Para dar solucién al problema presentado en la Figura 5.9, Buckley y Leverett
desarrollaron un método que consistia en realizar un balance de materia (balance de
areas en la grafica) que permitiera encontrar una Unica saturacién de fluido desplazante
para un determinado frente de desplazamiento. El método se ilustra en la Figura 5.10, y
muestra el balance de materia correspondiente, para el cual las areas “A” y “B” son
iguales.

400

Figura 5. 10 Balance de dreas propuesto por Buckley y Leverett

En consecuencia, la distribucién de saturacidn en esta zona se remplazara por un
frente de saturacidn constante, como se ilustra en la Figura 5.11.
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Figura 5. 11 Distribucion de saturacion segun Buckley y Leverett

Buckley y Leverett demostraron que cuando no se considera la zona estabilizada, la
ecuacidn de flujo fraccional toma una forma similar a la Figura 5.12, en la cual se observa
que la pendiente a la curva de flujo fraccional es la linea recta que une los puntos (Sg;, fgi) v
(Sgr, fgr). Buckley y Leverett descubrieron que si se prolonga dicha recta hasta un valor de
flujo fraccional igual a 1, el valor correspondiente en el eje de las abscisas en ese punto
representara la saturacién de fluido desplazante promedio detras del frente de
desplazamiento (Sg, 1)

Ademas Buckley y Leverett demostraron que el inverso del valor de la pendiente de
la recta mencionada anteriormente representa el volumen poroso inyectado hasta el
momento de surgencia. De manera similar, el inverso de las pendientes correspondientes
a diferentes saturaciones en el frente después de la surgencia, representara el volumen
poroso inyectado correspondiente a dichas saturaciones.
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Figura 5. 12 Determinacion grdfica de la saturacion del frente de invasion

donde:
o fg Flujo fraccional de gas en el frente de desplazamiento
o Sy Saturacion de gas en el frente de desplazamiento
o S Saturacion de gas promedio detrds del frente de desplazamiento

e S, Saturacion de gas después de la surgencia
g

e Fp Flujo fraccional de gas a una saturaciéon Sg2
* Sg Saturacion de gas critica
* Sy Saturacion de gas inicial

5.5 EFICIENCIA AREAL
La eficiencia de barrido areal, E,, se define como la fraccidon del drea horizontal del
yacimiento donde ha ocurrido el proceso de recuperacidn. Es decir:

area horizontal invadida

EA=

Ec. (5.8)

area horizontal total invadible
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Existen multiples factores pero entre los mas importantes se encuentran:

e Geometria de los pozos de inyeccion y produccion: Se refiere a la configuracién
areal existente entre los pozos productores y los inyectores.

e Relaciéon de movilidades: La eficiencia areal disminuye cuando la relacién de
movilidades aumenta.

e Volumen de fluidos inyectados: La eficiencia areal aumenta con el volumen de
fluidos inyectados y, por lo tanto, con el tiempo.

En la Figura 5.13 se puede observar la posicion del frente de invasidon en sucesivos
periodos antes de la surgencia, para un arreglo de 5 pozos.

\\\\
\\

\\\\\

Figura 5. 13 Area horizontal barrida a diferentes tiempos para un arreglo de 5 pozos

5.5.1 Arreglos de pozos

Una gran variedad de arreglos de pozos inyectores-productores reciben atencién en
la literatura. Esto debido a que la localizacion de los pozos inyectores con respecto a los
productores es un factor que afecta las operaciones de inyeccidon de agua o de gas. Los
factores que mads influyen en la selecciéon del tipo de arreglo son: la forma original en que
ha sido desarrollado el yacimiento, la permeabilidad del yacimiento, la viscosidad de los
fluidos, la relacién de movilidades, la relacién de pozos inyectores a pozos productores, la
estructura del yacimiento y las caracteristicas geoldgicas del mismo.
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En la Figura 5.14 se presentan los arreglos regulares de pozos mas comunes, y en la

Tabla 5.1 se resumen algunas caracteristicas de estos arreglos de inyeccion.
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Figura 5. 14 Diferentes arreglos de pozos

Tipo de arreglo Rei/pp Elemento del arreglo
Empuje en linea directa 1 Rectangulo
Empuje en linea alternada 1 Lineas desfasadas de pozos
5 pozos 1 Cuadrado
7 pozos 2 Tridngulo equilatero
7 pozos invertido o arreglo de 4 pozos 1/2 Tridngulo equilatero
9 pozos 3 Cuadrado
9 pozos invertido 1/3 Cuadrado

Tabla 5. 1 Caracteristicas de los arreglos de pozos
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5.5.1.1 Empuje en linea directa

Se puede aproximar un arreglo donde los pozos productores e inyectores se
balanceen unos con otros. La eficiencia de barrido en este modelo se mejora a medida
que la relacién d/a aumenta considerando un medio poroso isotrépico.
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Empuje en linea directa

Figura 5.15 Empuje en linea directa

5.5.1.2 Empuje en linea alternada

Este tipo de arreglo es una modificacién de empuje en linea directa. Se origina al
desplazar los pozos inyectores a los largo de su linea una distancia igual a a/2.

o
:""."“r"'.'"“'
i : :
d| X 1
X : : A Pozoinyector
i i 1
I
A - A Pozo productor
| ; :
] i p
] i p
] i i
: ' .
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Empuje en lineaalternada

Figura 5. 16 Empuje en linea alterna
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En la Figura 5.17 se observa que el efecto del arreglo de empuje en linea alterna es
aumentar significativamente la eficiencia areal a la surgencia si se compara con el de
empuje en linea directa, especialmente para valores bajos de la relacion d/a.

10
08 e T Eh
- = - . w-—f
08 // Relacion de

/ movilidades=1

04 /

EFICIENCIA DE BARRIDO AREAL

0.2 Linea Linea
Directa Alternada
0.0 T T T

0.0 04 0.8 12 1.Idh 20 24 .8 32 38 40

Figura 5. 17 Eficiencia de barrido areal para arreglos en linea directa y en linea alterna en funcion
de d/a

5.5.2 Arreglo de 5 pozos

Este es el tipo de mas usado. Es un caso especial del empuje en linea alternada,
cuando d/a=0.5. Elarreglo de 5 pozos es altamente conductivo ya que la via de flujo mas
corta es una linea recta entre el inyector y el productor. El patrén proporciona una buena
eficiencia de barrido en medios isotrdpicos.

Figura 5. 18 Arreglo de 5 pozos
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5.5.3 Métodos para estimar la eficiencia de barrido areal

Los métodos de prediccion de la eficiencia de barrido areal estan en funcién de los
factores mds importantes que la afectan: la relacién de movilidades y los diferentes
arreglos de pozos.

5.5.3.1 Métodos para estimar la eficiencia de barrido areal al momento de la surgencia

La eficiencia de barrido areal se ha estudiado por métodos matematicos y por
modelos. Entre éstos se tiene:

e Analiticos

e Movimientos de iones en un medio gelatinoso o modelo de papel secante, M=1
e Modelo Pontenciométrico

e Empaque en placas de vidrio o medios porosos usando rayos X

e Modelo Hele-Shaw

e Modelo de resistencias

Todos los métodos mencionados se utilizan para obtener la eficiencia areal a la
surgencia, cuando M es la unidad. En la Tabla 5.2 se comparan las eficiencias areales a la
surgencia para diferentes tipos de arreglos de pozos.

Eficiencias que dependen de la relacion d/a

d/a
Arreglo Investigador 0.5 1 2 3
Empuje en linea Directa Muskat 0.37 0.57 0.78 0.86
Empuje en linea Alternada Prats 0.72 0.79 0.88 0.93
Eficiencias que no dependen de la relacién d/a
5 pozos Muskat 0.715-0.723
7 pozos Muskat 0.74
4 pozos Muskat 0.74
9 pozos Kimbler y col. 0.52 (surgencia en pozos de los lados)
0.79 (surgencia en pozos de los vértices)

Tabla 5. 2 Eficiencia areal a la surgencia
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La Figura 5.19 presenta datos de eficiencia de barrido areal al momento de la

surgencia para un arreglo de empuje en linea directa.
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La Figura 5.20 presenta datos de eficiencia de barrido areal al momento de la

Figura 5. 19 Eficiencia de barrido areal a la surgencia para un arreglo de empuje en linea directa.
surgencia para un arreglo de empuje en linea alternada.
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5.5.3.2 Métodos para estimar la eficiencia de barrido areal después de la surgencia

Si después de la surgencia continua la inyeccidn, la eficiencia de barrido areal
desarrollada en un determinado arreglo continuara aumentando en forma asintdtica
hasta alcanzar un maximo tedrico de 100%, situacidon que no se presenta en la realidad.
La relacion de caudales entre el fluido desplazante y el fluido desplazado producido
aumentara rapidamente, pero el aumento de la eficiencia areal serd funciéon de la
cantidad del fluido desplazante inyectado en el sistema. La mayoria de los datos
publicados sobre eficiencia areal después de la surgencia se han obtenido de modelos
empacados con arena sin una saturacion de gas inicial.

A continuacion se presentan correlaciones de eficiencia de barrido areal en funcién
de la relacién de movilidades para arreglos de empuje en linea directa y empuje en linea
alterna, las cuales son aplicables después de la surgencia. Estas correlaciones
desarrolladas por Dyes, Craig y Claridge® utilizan como pardmetro al volumen poroso
desplazable, Vp, que se define a continuacidn y se obtiene de manera experimental

e Volumen poroso desplazable, Vp:

Qi Qi

VD = arregto@Soimar . (plarregio(—Swi—Sor) fe (59
donde:
Q; = volumen de fluido inyectado acumulado, Bbl
(Vp) arreglo = volumen poroso del arreglo, Bbl
(ASo) max = saturacidn de petréleo desplazable maxima

La Figura 5.21 muestra la eficiencia de barrido areal para un empuje en linea directa
al momento de la surgencia y tiempos posteriores. En tanto que la Figura 5.22 muestra la
eficiencia de barrido areal para un empuje en linea alternada al momento de la surgencia
y tiempos posteriores.
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Figura 5. 21 Efecto de la relacion de movilidades y los volumenes de fluido inyectados sobre la
eficiencia areal, para un arreglo en linea directa

.

PORCENTAJE DE AREA BARRIDA

1 d : [
H ! ' A Pozoinyector
: { SERTEEEE “- ------- A Pozo productor
1 \ i i
" \ ' '
_________________________ e | | '
' ! LI W W
: ‘: Empuije en linea alternada
50 L 5
10 5 2.5 1 0.50 0.25 0.1

RELACION DE MOVILIDADES

Figura 5. 22 Efecto de la relacion de movilidades y los volumenes de fluidos inyectados sobre
eficiencia areal, para un empuje en linea alternada
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5.6 ANALISIS DE LA INYECCION DE COz EN COAPECHACA

5.6.1 Objetivo del analisis

El objetivo de este analisis es mostrar los efectos que se tendrian en el area de
Coapechaca al inyectar CO, como método de RM. Para lograr este objetivo, se realizd
una prediccion de la recuperacién de petréleo por métodos analiticos, si se inyectaran:

Unicamente Metano (CHa)
Unicamente CO,
Unicamente agua

P wnNe

Agua alternada con CO,
a. 1 bache combinado (agua + CO,)
b. 2 6 mas baches combinados (agua + CO,)

El método utilizado para la prediccién de las recuperaciones de petrdleo para cada
caso fue el método de Buckley y Leverett (eficiencia vertical) descrito al inicio de este
capitulo. Complementado por una adaptacion de las correlaciones de Eficiencia Areal para
un arreglo de pozos en linea directa, para cada fluido o combinacién de fluidos inyectados.

5.6.2 Datos de las muestras

Las permeabilidades relativas necesarias para el analisis mediante el método de
Buckley y Leverett se obtuvieron de manera experimental de muestras de campos
analogos.  Para realizar las predicciones de la recuperacion de petrdleo se usaron las
permeabilidades relativas a diferentes saturaciones de gas y agua de dos muestras
(saturada por gas y saturada por agua respectivamente).

La Tabla 5.3 muestra las permeabilidades relativas de la roca al gas y al petréleo en
funcién de la saturacion correspondiente de cada fluido. Estos datos se obtuvieron a
partir de una muestra del pozo Humapa 4036. La muestra fue tomada a una profundidad
de 1122 metros a una temperatura de 78° C, exhibiendo una porosidad de 9.9% y una
saturacion inicial de agua de 36.8%. No hay saturacidn inicial de gas libre.
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Sa;tg rgglson g:géﬁglzg Kr Gas (%) | Kr Petréleo (%)
0.010 0.495 1.0 65.0
0.166 0.485 4.4 40.9
0.202 0.449 7.0 27.9
0.234 0.417 9.7 19.8
0.272 0.379 13.4 12.4
0.304 0.347 17.4 8.0
0.326 0.325 20.7 5.7
0.361 0.290 27.7 3.0
0.381 0.270 32.8 2.0
0.398 0.253 38.3 1.3
0.413 0.238 43.9 0.9
0.428 0.223 50.9 0.6
0.450 0.201 63.9 0.2
0.470 0.181 78.4 0.1
0.480 0.171 84.1 0.0

Tabla 5. 3 Permeabilidades relativas al gas y al petroleo de una muestra obtenida en el pozo
Humapa 4036
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Figura 5. 23 Curva de permeabilidades relativas al gas y al petrdleo de la muestra correspondiente
al pozo Humapa 4036
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La Tabla 5.4 muestra las permeabilidades relativas de la roca al agua vy al petréleo en
funcién de la saturacion correspondiente de cada fluido. Estos datos se obtuvieron a
partir de una muestra del pozo Agua Fria-705-N1. La muestra fue tomada a una
profundidad de 1531 metros a una temperatura de 91° C, exhibiendo una porosidad de
11.4% y una saturacion inicial de agua de 17.8%. No hay saturacion inicial de gas libre.

Satu;agcl::n de Sat:er:r ':,;rellde Kr Agua (%) | Kr Petrdleo (%)
0.178 0.822 0.0 100
0.297 0.703 6.6 42.8
0.380 0.620 154 14.7
0.429 0.571 21.7 5.9
0.458 0.542 25.3 2.4
0.484 0.516 28.6 1.0
0.500 0.500 30.9 0.5
0.527 0.473 34.4 0.1
0.553 0.447 37.8 0.0

Tabla 5. 4 Permeabilidades relativas al agua y al petrdleo de una muestra obtenida en el pozo
Agua Fria-705-N1
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Figura 5. 24 Curva de permeabilidades relativas al agua y al petrdleo de la muestra
correspondiente al pozo Agua Fria-705-N1
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5.6.2.1 Normalizacion de las saturaciones

Como se expreso anteriormente, el objetivo de este analisis es hacer una
comparacion de los efectos que se tendrian en el area de Coapechaca al inyectar metano
(CH4), CO,, agua y agua alternada con CO,. La comparacion debe realizarse en un mismo
medio poroso con curvas de permeabilidades relativas consistentes. De las muestras
analizadas se obtuvo una porosidad promedio de 10%.

Como puede notarse en las curvas de permeabilidades relativas, las saturaciones de
agua inicial y de petrdleo residual son muy diferentes para cada muestra. Por lo tanto, es
necesario realizar una normalizacion de las saturaciones para manejar las mismas
saturaciones de agua inicial y de petrdleo residual.

De las Tablas 5.3 y 5.4 podemos obtener los siguientes datos

Muestra del pozo Humapa 4036 (inyeccion de gas)
Swi 0.349
Sec 0.010
Sorg 0.173
Muestra del pozo Agua Fria 705-N1 (inyeccion de agua)
Swi 0.178
Swe 0.178
Sorw 0.447

Tabla 5. 5 Valores de saturacion originales de las muestras

Para realizar una normalizacién de las saturaciones de ambos casos, se utilizaron
valores de saturacion promedio del area de Coapechaca. Estas saturaciones promedio se
muestran en la Tabla 5.6.

Saturaciones promedio del drea de Coapechaca
Swi 0.35
SchaC 0.01
Sorw 0.20
SOFCH4 0.25

Tabla 5. 6 Valores de saturacion promedio del drea de Coapechaca
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Las saturaciones promedio mostradas en la Tabla 5.6 corresponden a los casos 1
(inyeccidon de CHy) y 3 (inyeccién de agua). Las saturaciones promedio para el CO; se
obtuvieron a partir de las saturaciones promedio del caso 1 como se mostrard mas
adelante. De igual manera las saturaciones promedio para la IAAG se obtuvieron a partir
de las saturaciones promedio del caso 3 (inyeccion de agua).

Normalizacion de saturaciones del metano

Para normalizar las saturaciones de gas correspondientes a la inyeccién de metano
(CH4) se utilizo la siguiente ecuacién:

SCH4 = % [Sg - Sgc original]] + SCH4 c prom Ec. (5.10)
donde
ASCH4 prom™= 1- SorCH4 prom — SCH4 c prom Ec. (5.11)
Y
ASg original = 1- Sorg original ~— Sgc original Ec. (5.12)
donde
SCH4 Saturacion de CH, normalizada para un valor de S; dado.

ASCH4 prom Rango de movilidad del CH, y petréleo para los valores de saturacién promedio
ASg original Rango de movilidad del gasy petroleo para los valores de saturacion de la muestra
Sg Saturacién de gas de la muestra a normalizar

Sgc original Saturacion critica del gas de la muestra

SCH4c prom Saturacion critica del CH, promedio

SorCH4 prom Saturacion de petréleo residual promedio al CH,

Sorg original Saturacion de petrdleo residual al gas de la muestra
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Utilizando la ecuacidn 5.10 para normalizar las saturaciones del CH4 obtenemos:

Saturacion c!e metano | Saturacién d.e petréleo Kr metano (%) | Kr petroleo (%)
normalizada normalizada
0.010 0.640 0 90.0
0.085 0.565 1.0 65.0
0.140 0.510 4.4 40.9
0.164 0.486 6.4 30.2
0.182 0.468 8.1 24.1
0.209 0.441 11.0 16.7
0.222 0.428 12.7 13.6
0.247 0.403 16.2 9.1
0.283 0.367 22.7 4.7
0.309 0.341 29.5 2.6
0.327 0.323 35.7 1.6
0.367 0.283 56.4 0.4
0.385 0.265 71.3 0.2
0.400 0.250 83.1 0.0

Tabla 5. 7 Saturaciones de metano normalizadas

Graficando los datos de las Tablas 5.7 y comparandolos con los datos de la muestra

a la cual se le inyecto gas, obtenemos las siguientes curvas:
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Figura 5. 25 Curvas de permeabilidades relativas al metano y petrdleo normalizadas vs. Curvas de
permeabilidades relativas originales al gas y petréleo
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Normalizacion de saturaciones del CO,

Para normalizar las saturaciones de CO, se utilizo una Sor ¢o, 3% menor que la usada
para el caso de inyecciéon de metano, debido a la disolucidn parcial del CO, en el petréleo,
lo que permite una mayor recuperacion final. Los valores de Sor del metano y del CO; son
0.25 y 0.22 respectivamente. La saturacién critica del CO, se considero igual que la
saturacion critica del CHy (Scha € = Sco2 ¢ = 0.01).

SCOz = % [Sg - Sgc original] + SCOZ C prom Ec. (5.13)
donde
ASCOZ prom™ 1- Sor602 prom — SCOZ C prom Ec. (5.14)
y
ASQ original = 1- Sorg original — Sgc original Ec. (5.15)
donde
SCOZ Saturacion de CO, normalizada para un valor de S, dado.

ASCOZ prom Rango de movilidad del CO, y petréleo para los valores de saturacion promedio

ASg original Rango de movilidad del gas y petréleo para los valores de saturacion de la muestra

Sg Saturacién de gas de la muestra a normalizar
Sgc original Saturacion critica del gas de la muestra

SCOZ ¢ prom Saturacion critica del CO, promedio
S Saturacion de petréleo residual promedio al CO,
orC0O, prom

Sorg original Saturacion de petrdleo residual al gas de la muestra
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Utilizando la ecuacion 5.13 para normalizar las saturaciones de CO, obtenemos:

Saturaciérr de CO, | Saturacion d(:: Petrdleo Kr CO, (%) | Kr Petréleo (%)
normalizada normalizada
0.010 0.640 0.00 90.00
0.091 0.500 1.00 65.00
0.150 0.485 4.36 40.9
0.182 0.449 7.02 27.90
0.206 0.423 9.17 21.10
0.245 0.379 13.40 12.40
0.274 0.347 17.40 7.95
0.299 0.319 21.70 5.14
0.325 0.290 27.70 2.99
0.348 0.265 34.30 1.76
0.372 0.238 43.90 0.88
0.385 0.223 50.90 0.55
0.405 0.201 63.90 0.24
0.430 0.173 83.10 0.05

Tabla 5. 8 Saturaciones del CO, normalizadas

Graficando los datos de la Tabla 5.8 y comparandolos con los datos de la muestra a

la cual se le inyecto gas, obtenemos las siguientes curvas:
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Figura 5. 26 Curvas de permeabilidades relativas al CO, y al petréleo normalizadas vs. curvas de
permeabilidades relativas originales al gas y al petréleo
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Normalizacion de saturaciones de agua

Para normalizar las saturaciones de agua se utilizo la siguiente ecuacion:

AS,
T w prom
Sw = [SW — Swe original] + Swe prom Ec. (5.16)

ASy original

donde
AS,, prom™ 1= Sorw prom — Swe prom Ec. (5.17)
Yy
ASw original= 1- Sorw original — ch original Ec. (5.18)
donde
S'W Saturacion de agua normalizada para un valor de Sw dado

ASW prom Rango de movilidad del agua y petréleo para los valores de saturacidon promedio

AS,, original Rango de movilidad del agua y petroleo para los valores de saturacion de la
muestra

Sw Saturacién de agua de la muestra a normalizar

Swe original Saturacion critica del agua de la muestra
Swe prom Saturacion critica del agua promedio
orw prom  Saturacion de petrdleo residual promedio al agua

orw originalSaturacion de petrdleo residual al agua de la muestra
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Utilizando la ecuacidn 5.16 para normalizar las saturaciones de agua obtenemos:

S Notmalada | Normaliads | KrARa(%) | K petrdieo (4
0.350 0.650 0.0 100
0.493 0.507 6.6 42.8
0.592 0.408 15.4 14.7
0.652 0.348 21.7 5.9
0.686 0.314 25.3 2.4
0.717 0.283 28.6 1.0
0.736 0.264 30.9 0.5
0.769 0.231 34.4 0.1
0.800 0.200 37.8 0.0

Tabla 5. 9 Saturaciones de agua normalizadas

Graficando los datos de las Tablas 5.9 y comparandolos con los datos de la muestra

a la cual se le inyecto agua, obtenemos las siguientes curvas:
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Figura 5. 27 Curvas de permeabilidades relativas al agua y al petréleo normalizadas vs. curvas de
permeabilidad relativas originales al agua y al petrdleo.
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Debido a que los valores que se tienen de saturaciones normalizadas vs.
permeabilidades relativas al agua y petréleo son pocos, es necesario ajustar una ecuacién
a la curva de saturaciones normalizadas vs. permeabilidades relativas al agua y petréleo.
Con este ajuste se tienen mds puntos para realizar una mejor estimacion del
desplazamiento con agua. Las saturaciones y permeabilidades obtenidas del ajuste se
muestran en la Tabla 5.10.

Saturacion de agua | Saturacidn de petrdleo
normalizada normalizada Kr Agua (%) Kr Petrodleo (%)
0.350 0.650 0.0 100
0.380 0.620 0.6 87.7
0.410 0.590 1.7 75.1
0.440 0.560 3.2 62.8
0.470 0.530 5.0 51.1
0.500 0.500 7.2 40.3
0.530 0.470 9.6 30.6
0.560 0.440 12.3 22.3
0.590 0.410 15.2 154
0.620 0.380 18.2 9.9
0.650 0.350 21.4 5.8
0.680 0.320 24.6 3.0
0.710 0.290 28.0 1.3
0.740 0.260 31.3 0.5
0.770 0.230 345 0.2
0.800 0.200 37.7 0.0

Tabla 5. 10 Ajuste a la curva de permeabilidades relativas al agua normalizada

Normalizacion de las saturaciones de la IAAG

Para normalizar las saturaciones de la IAAG (1 bache) se utilizo una Ser (w+coz) 2%
menor que la usada para el caso de inyeccién de agua, debido a la disolucion parcial del
CO, en el petrdleo lo que permite una mayor recuperacién final de petrdleo que si solo se
inyectara agua. Los valores de Sor del agua y del bache combinado (W+CO,) son 0.20 y
0.18 respectivamente.
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Mientras que para la IAAG donde se inyectan 2 o mas baches la Sor (w+coz) €5 5%
menor que la utilizada para el caso de inyeccién de agua y tiene un valor de 0.15. Para
ambos casos la saturacion critica de la IAAG (1, 2 6 mas baches) se considero igual que la
saturacion critica del agua (Swc = S (w+coz) ¢ = 0.35).

_ AS(W+C02) prom
S(W+COZ) - ASw original [Sw - ch original] + S(W+COZ) C prom Ec. (5.19)
donde
AS(W+C02) prom™ 1= Sor (W+C0y) prom — S(W+COZ) C prom Ec. (5.20)
Y
ASw original™ 1- Sorw original ~— ch original Ec. (5.21)
donde
S(W+COZ) Saturacion del bache combinado normalizada para un valor de Sw dado

AS(W+COZ) prom  Rango de movilidad del bache combinado y petréleo para los valores de
saturacion promedio

AS,, original Rango de movilidad del agua y petréleo para los valores de saturacion de
la muestra

Sw Saturacion de agua de la muestra a normalizar

Swe original Saturacion critica del agua de la muestra

S (W+C0,)c prom  Saturacion critica del bache combinado promedio
Sor (W+C0,) prom  Saturacion de petrdleo residual promedio al bache combinado

Sorw original Saturacion de petréleo residual al agua de la muestra

Utilizando la ecuacion 5.19 para normalizar las saturaciones del bache combinado
(agua + CO,) y multiplicando las permeabilidades relativas al agua por un factor de 0.7
(que contempla los efectos de disminucién de la permeabilidad de la roca al bache y
disolucién parcial de CO; en el petrdleo) se obtiene la Tabla 5.11:
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SatL!racién del bag:he S'aturacién d'e Kr .bache Kr Petroleo (%)
combinado normalizada | petréleo normalizada | combinado (%)
0.350 0.650 0.0 100
0.380 0.620 0.4 88.2
0.410 0.590 1.1 76.1
0.470 0.530 33 53.0
0.500 0.500 4.7 42.5
0.530 0.470 6.3 33.0
0.590 0.410 9.9 17.6
0.620 0.380 11.9 11.8
0.680 0.320 16.2 4.2
0.710 0.290 18.4 2.1
0.770 0.230 22.8 0.3
0.800 0.200 25.0 0.1
0.820 0.180 26.4 0.0

Tabla 5. 11 Saturaciones de 1 bache combinado normalizadas

Graficando los datos de las Tablas 5.11 y comparandolos con los datos de la muestra
a la cual se le inyecto agua, obtenemos las siguientes curvas:
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Figura 5. 28 Curvas de permeabilidades relativas a 1 bache combinado y al petréleo normalizadas
vs. curvas de permeabilidades relativas originales al agua y petréleo
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Utilizando la ecuacion 5.19 para normalizar las saturaciones de 2 6 mas baches

combinados (agua + CO,) y multiplicando las permeabilidades relativas al agua por un

factor de 0.5 (que contempla los efectos de disminucién de la permeabilidad de la roca al

bache y disolucidn parcial de CO,) se obtiene la Tabla 5.12:

Saturacion de 2 o mas Saturacion de Kr 2 6 mas baches P
baches combinado P . . Kr Petréleo
. petréleo normalizado combinados
normalizado

0.350 0.650 0.0 100
0.380 0.620 0.3 88.9
0.440 0.560 1.4 66.4
0.470 0.530 2.1 55.6
0.500 0.500 3.0 45,5
0.530 0.470 4.1 36.3
0.590 0.410 6.4 20.8
0.620 0.380 7.7 14.8
0.650 0.350 9.1 9.9
0.740 0.260 13.5 1.7
0.770 0.230 15.0 0.7
0.800 0.200 16.5 0.3
0.850 0.150 18.9 0.0

Tabla 5. 12 Saturaciones de 2 6 mas baches combinados normalizadas

Graficando los datos de las Tablas 5.12 y comparandolos con los datos de la muestra

a la cual se le inyecto agua, obtenemos las siguientes curvas:
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Figura 5. 29 Curvas de permeabilidades relativas a 2 baches combinados y al petréleo

normalizados vs. curvas de permeabilidades relativas originales al agua y petroleo
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Observando las Figuras 5.25 a 5.29 se deduce la importancia de realizar una
normalizacion a las curvas de permeabilidades relativas. Si bien las curvas
correspondientes al metano y CO, son similares, las curvas de permeabilidades relativas al
agua y al bache combinado presentan un cambio significativo. Una vez realizada la
normalizacién de las saturaciones es posible continuar con la comparacién propuesta en el
objetivo.
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5.6.3 Arreglo de Pozos

El arreglo de pozos propuesto para la comparacién de inyecciones en Coapechaca es
el siguiente:

A Pozolnyector

Pozo Productor

Figura 5. 30 Arreglo de pozos propuesto para la comparacion de inyecciones en Coapechaca

Basados en la Figura 5.30 se toman las siguientes consideraciones:

1. Se requieren fracturas hidraulicas en todos los pozos, tanto en pozos inyectores
como en pozos productores. Esto se hace para mejorar la permeabilidad y
mejorar asi el flujo de los fluidos en el yacimiento.

La conductividad de las fracturas debe ser muy alta.

3. El desplazamiento del plano de pozos inyectores al plano de pozos productores se
considera lineal.

Debido a las consideraciones propuestas es posible hacer una aproximacion de la
recuperaciéon de petréleo usando el método de Buckley y Leverett.
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Figura 5. 31 Esquema del patron de flujo durante la inyeccion

Como se muestra en la Figura 5.31, el drea transversal de flujo es una cara
rectangular uniforme, formada por la distancia entre pozos inyectores (400 m) y el
espesor de la arena productora (30 m). El drea tiene un valor de 12 000 m? 0 129 166 ft’.
También es posible observar que la distancia entre los planos de los pozos inyectores y
productores es de 346.4 m o 1136 ft.

Utilizando la alta conductividad de las fracturas representadas en la Figura 5.31 y
considerando las caracteristicas de produccién promedio de los pozos del area de
Coapechaca, se propone inyectar a un caudal de 300 barriles equivalentes de agua.

Por lo tanto de las Figuras 5.30 y 5.31 los datos a utilizar son:

DATOS OBTENIDOS DEL ARREGLO DE POZOS
Area transversal de flujo (A) 129 100 ft?

Distancia entre los planos de los pozos
inyectores y productores(L)

Gasto de inyeccidn (Qi) 300 bpd

1136 ft

Tabla 5. 13 Datos obtenidos del arreglo de pozos
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5.6.4 Datos de las pruebas PVT

Los datos PVT que se tienen del campo Coapechaca se obtuvieron de un analisis
realizado a una muestra de fondo en el Pozo Coapechaca No.57 correspondiente a la
Formacién Chicontepec. De los resultados obtenidos del andlisis PVT (expansion a
composicion constante) y la informacidn de las muestras, se infiere que el petréleo en el
yacimiento se encuentra ligeramente bajo saturado. El petréleo residual mostré una
gravedad API de 22°-25°.

En la Tabla 5.12 se muestra un resumen de los datos obtenidos a partir del analisis PVT.

PETROLEO SATURADO

Coeficiente de expansion térmica, Bo 8.39 *10™ °oct
Compresibilidad del petréleo, C, 8.841 10° ps.ia'1
Densidad del aceite p, 0.782 gr/cm®
Factor de volumen del petréleo, B, @ Py 1.244 m3/m3
Factor de volumen de la fase mixta, By, @ Py 1.244 m3/m3
Presidn de burbujeo, Py, 2220 psia
Relacién gas disuelto-petréleo, R 78.226 m3/m3
Viscosidad del petrdleo, p, @ Py, 2.50 cp

Tabla 5. 14 Datos del andlisis PVT realizado a una muestra del Pozo Coapechaca No.57

Por ultimo la viscosidad del CO, y el factor de volumen del CO, se calcularon a las
condiciones de presidén y temperatura de inyeccién.

e Viscosidad del CO, de inyeccidn: se manejo de 0.06 cp, calculado a las condiciones
de inyeccién.

e Factor de volumen del CO;: calculado usando la ecuacidon de los gases reales
(PV=znRT) @ Py y Tyac.
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5.6.5 Prediccion de la recuperacion de petréleo por el método de Buckley y Leverett

El método de Buckley y Leverett proporciona una forma de estimar la produccién
de petréleo y de fluido desplazante teniendo inmersa una eficiencia vertical. A
continuacion se determinaran estas producciones (eficiencias verticales) para
posteriormente calcular una produccién mas realista afadiendo una eficiencia areal.

Caso 1 Inyeccion de Metano (CH4)

Para poder visualizar la ventaja que tiene el uso del CO, comparado con el uso de
otros gases, se propone como primer escenario la inyeccion de metano (CH,). La
viscosidad del metano a las condiciones de inyeccién (Pi=2250 psi y Tyac=75 °C) es de
0.016.

Debido a que en general las arenas del Terciario en Chicontepec y en particular en el
area de Coapechaca tienen dngulos de buzamiento muy bajos, se utilizé la ecuacion de
flujo fraccional simplificada (Ec. 5.6), que considera un desplazamiento horizontal y
desprecia los efectos de presion capilar.

Utilizando las permeabilidades relativas al metano y petrdleo normalizadas de la
Tabla 5.7 y la viscosidad del metano a condiciones de inyeccién se calcula la curva de flujo

fraccional.

Saturacion de Saturacion de Kr metano | Kr petréleo fcn

metano petréleo (%) (%) ¢
0.010 0.640 0.000 90.000 0.000
0.140 0.510 4.355 40.907 0.9414
0.164 0.486 6.417 30.209 0.9698
0.170 0.480 7.018 27.875 0.9744
0.196 0.454 9.650 19.789 0.9866
0.209 0.441 11.012 16.667 0.9901
0.228 0.422 13.420 12.449 0.9939
0.255 0.395 17.424 7.951 0.9970
0.273 0.377 20.746 5.662 0.9982
0.303 0.347 27.717 2.994 0.9993
0.323 0.327 34.278 1.763 0.9997
0.363 0.287 53.822 0.461 0.9999
0.400 0.250 83.086 0.056 1.000

Tabla 5. 15 Calculo de la curva de flujo fraccional para el metano
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Con los datos obtenidos de la Tabla 5.15 se grafica la curva de flujo fraccional del
metano como se muestra en la Figura 5.32.
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Figura 5. 32 Curva de flujo fraccional del metano (CH,)
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Figura 5. 33 Curva de flujo fraccional del metano (CH,) y tangente a la curva
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La Figura 5.33 muestra la recta que parte del punto de saturacidn critica del metano
y es tangente a la curva de flujo fraccional, extrapolandose hasta el valor de fcy,=1, como
se muestra. De ésta Figura se obtiene la siguiente informacién:

e Saturacidn de metano en el frente de desplazamiento al momento de la surgencia:
0.14.

e Flujo fraccional de metano en el frente de desplazamiento al momento de la
surgencia: 0.94.

e Saturacién de metano promedio detras del frente de desplazamiento al momento
de la surgencia: 0.148.

e Pendiente de la recta tangente a la curva de flujo fraccional de metano: 7.24.

Para el calculo del tiempo de surgencia se usa la ecuacién de avance frontal (Ec. 5.7).
El tiempo de surgencia se despeja de esta ecuacién utilizando los datos de la Tabla 5.13
ademas del valor de la pendiente de la recta tangente a la curva de flujo fraccional
obtenida de la Figura 5.33.

. d
Xy, = 561;;‘”) (a’; z::) Ec. (5.7)
S
Despejando el tiempo
. Xcy,AD
5.615(q t)( fCH4)
Ha SCH4,
Sustituyendo
[1136(ft)][129166(ft2)][0.1]
[5.615 ({; L d)][300(bpd)][7.24]
Por lo tanto

tiempo de surgencia: 1202 dias

Y la produccién de petréleo a la surgencia:

barriles ;
«t 300 /. ) * 1202(dias)
Np = qB - ( d:r?g) — 289 811 (bls)
o 1.244( /mg)
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Caso2: Inyeccion de CO; unicamente

Primero se calcula la curva de flujo fraccional de CO, usando las permeabilidades
relativas al petréleo y al CO, de la Tabla 5.9, las viscosidades de estos fluidos que se
encuentran en la Tabla 5.14 y la ecuacion (5.6).

Saturacion de CO, Saturac’i SneE Kr CO, Kr petréleo f co,
petréleo
0.010 0.640 0.000 90.000 0.0000
0.091 0.559 1.000 65.000 0.2995
0.150 0.500 4.355 40.907 0.7474
0.175 0.475 6.417 30.209 0.8551
0.201 0.449 8.661 22.475 0.9146
0.224 0.426 11.012 16.667 0.9484
0.239 0.411 12.655 13.635 0.9627
0.266 0.384 16.184 9.092 0.9802
0.299 0.351 21.745 5.138 0.9916
0.332 0.318 29.526 2.572 0.9969
0.364 0.286 40.656 1.104 0.9990
0.382 0.268 49.305 0.616 0.9996
0.398 0.252 58.820 0.337 0.9998
0.405 0.245 63.882 0.246 0.9999
0.430 0.220 83.086 0.056 1.0000

Tabla 5. 16 Cdlculo de la curva de flujo fraccional del CO,

Con los datos obtenidos de la Tabla 5.16 se grafica la curva de flujo fraccional del
CO, como se muestra en la Figura 5.34.

Posteriormente se traza una recta del punto de saturacion critica de CO, al punto de
tangencia a la curva de flujo fraccional, extrapolandose el valor de f;=1, como se muestra
en la Figura 5.35.
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Figura 5. 34 Curva de flujo fraccional del CO,




Inyeccién de CO; en el Area de Coapechaca

1.0 T —
-
0.9 I
|
|
%8 " f c0.=0.74 :
—————— - -——— I
0.7 i [
| I
| I
0.6 | I
o) |
& 05 / I :
| |
0.4 | I
. | |
0.3 / : !
|
| |
0.2 | |
| I
0.1 - ! :
Sco.= 0.15 : Sco,.= 0.203
0.0 | ! ! !
0.0 0.1 0.2 0.3 0.4
Sco:

0.5

Figura 5. 35 Curva de flujo fraccional del CO, y tangente a la curva de flujo fraccional
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De la Figura 5.35 se obtiene la siguiente informacion:

e Saturacion de CO, en el frente de desplazamiento al momento de la surgencia:

0.15.

e Flujo fraccional de CO; en el frente de desplazamiento al momento de la surgencia:

0.74.

e Saturacién de CO, promedio detras del frente al momento de la surgencia: 0.203.

e Pendiente de la recta tangente a la curva de flujo fraccional: 5.21.

Para el calculo del tiempo de surgencia se usé la ecuacion de avance frontal (Ec. 5.7).

El tiempo de surgencia se despeja de esta ecuacién utilizando los datos de la Tabla 5.13

ademas del valor de la pendiente de la recta tangente a la curva de flujo fraccional

obtenida de la Figura 5.35.

Despejando el tiempo

Sustituyendo

Por lo tanto

_ 5615(q:t) (61‘ 602) Ec. (5.7)
S

X =
SCOz AQ 65502

Xsco, AQ

a 5.615(q,) (ggzOZ)

27 Sco,

 [1136(f8)1[129166(ft?)][0.1]

[5.615 (1%)] [1300(bpd)][5.21]

tiempo de surgencia: 1670 dias

Para tener una idea del comportamiento del avance del frente de desplazamiento es

conveniente realizar una serie de graficas de distancia vs. saturacién de CO, para

diferentes de tiempos de inyeccion. Para esto es necesario usar nuevamente la ecuacion

de avance frontal (Ec 5.7).
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Figura 5. 36 Grdfica de avance frontal para un tiempo de inyeccion de 500 dias
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Figura 5. 37 Grdfica de avance frontal para un tiempo de inyeccion de 1500 dias
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Figura 5. 38 Comparacion entre las graficas de avance frontal para tiempos de inyeccion de 1500
y 2300 dias

La Figuras 5.36 y 5.37 muestran el comportamiento del avance del CO, antes de la
surgencia. Por otra parte, la Figura 5.38 muestra una comparacién entre las graficas de
avance frontal para tiempos de inyeccién de 1500 y 2300 dias. La curva que describe el
avance del frente de CO;, a 2300 dias es un caso que representa el comportamiento del
avance del CO, a un tiempo posterior a la surgencia. Esta curva ilustra una variacién de
saturacion valida contra la distancia dentro del yacimiento hasta que alcanza el pozo
productor (linea continua). La linea punteada representa un caso hipotético ya que al
momento en que el CO, alcanza el pozo productor éste se empieza a producir junto con el
petrdleo de la formacion, imposibilitando el avance mas alla del pozo.

En general, las Figuras 5.36 a 5.38 ayudan a entender la variacién de la saturacién de
CO, en el frente de desplazamiento. Antes de la surgencia se tienen valores iguales de
saturacion en el frente, después de la surgencia la saturacidn en el frente aumenta con el
tiempo.

Ademas las Figuras 5.36 a 5.38 facilitan la comprensién de la curva de flujo
fraccional mostrada en la Figura 5.39, en donde se distinguen dos zonas:
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Figura 5. 39 Distribucion de las saturaciones en el frente de desplazamiento

e Zona 1: Saturaciones en el frente de desplazamiento para tiempos anteriores a la
surgencia. En esta zona se tiene un valor constante de la derivada del flujo
fraccional de CO, respecto a la saturacién de CO,. Esta constante es el valor de la
pendiente del segmento de recta trazado en la Figura 5.35, que para este caso
particular es de 5.21.

e Zona 2: Saturaciones en el frente de desplazamiento a tiempos posteriores a la
surgencia. Para esta zona se ajusta una ecuacién a la curva de flujo fraccional, que
al derivarla permite obtener las pendientes de la curva a cualquier punto.

La ecuacidon que ajusta a la curva mostrada en la Figura 5.40, para valores de
saturacion de CO, mayores a la saturacidn en el frente de desplazamiento al tiempo de
surgencia, es la siguiente:

feo, = —3553.9 S¢o,® + 7011.5 S, — 5750.8 Sco,* + 2523.3 S¢o,® — 630 Sgo,” + 85.9 Sco,
—4.077
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Y |la derivada a la ecuacion anterior es:

dfco,

—o - = 213234 Sco,” +35057.5 Sco,* — 23003.2 S¢p,> + 7569.9 Sco,? — 1260.02 S¢o,
CcO,

+85.9
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Figura 5. 40 Curva de flujo fraccional de CO, para saturaciones mayores a la surgencia

Graficando la derivada para comprobar que sea monotdnicamente descendente en
todo el rango:
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Figura 5. 41 Grdfica de la derivada de la curva de flujo fraccional de CO,
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Usando la informacién obtenida anteriormente (valores de flujo fraccional, tiempo
de surgencia y derivadas del flujo fraccional respecto a la saturaciéon de CO,) se puede
realizar una prediccion de la produccién de petréleo y de CO, antes y después de la
surgencia. Se usaron las siguientes ecuaciones para calcular dichas producciones:

e ANTES DE LA SURGENCIA

— Iy
o= Ec. (5.22)
e DESPUES DE LA SURGENCIA
Bof
R=Rs+—22 Ec. (5.23)
Bco, (1—fcoz)
Qiny
90 = B Ec. (5.24)
[(BczZ_RS)+BCOZ]
qy = q,.R Ec. (5.25)
donde:
qo caudal de petrdleo [bppd]
dg caudal de gas [ M ft?]
Ay caudal de inyeccién [bppd]
B, factor de volumen del petréleo [m*/m?]
R relacién gas — petréleo producido [ft*/bl]
Rs relacién de solubilidad del gas al petrdleo [ft*/bl]
BCO2 factor de volumen del CO, [m?/m?]
feo, flujo fraccional del CO,

Con la informacién anterior se realizd la Tabla 5.17 para obtener la produccién de
petrdleo y CO, a diferentes saturaciones de CO, en el frente de desplazamiento.
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in;::?c'? :(?:l?as) Sco, fco, | dfco,/dSco, | R (ft’/bl) Q, (bppd) | Q, (Mft’)

0 0.091 0.299 5.34 439 241 105
1631 0.150 0.747 5.34 439 241 105
1956 0.159 0.795 4.45 9 806 49 483
2361 0.168 0.829 3.69 12179 41 499
2797 0.175 0.855 3.11 14 662 34 511
3267 0.182 0.874 2.66 17 297 30 521
3774 0.189 0.890 2.30 20130 26 528
4 302 0.195 0.903 2.02 23 099 23 535

Tabla 5. 17 Cdlculo de la produccion de petrdleo y CO,

Después de la surgencia la relacidn gas petrdleo (R) y por tanto la produccion de gas

(CO, + gas hidrocarburo), alcanzan valores muy elevados, por lo que se necesita una
infraestructura capaz de manejar esas grandes cantidades de gas. Por esta razén la
produccién de petrdleo solo se puede sostener de manera econémica hasta cierto tiempo
después de la surgencia. El tiempo de inyeccion se extendié hasta un limite de
produccién de petrdleo mayor a 20 bppd a sabiendas que por debajo de este valor la
inyeccion y operaciones no son rentables.

Con la informacién anterior se realizé una gréfica donde se muestra la produccién

de petréleo y la relacion gas petréleo contra el tiempo. Esta grafica se muestra en la

Figura 5.42.
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Figura 5. 42 Produccion de petrdleo y relacion gas-petrdleo
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Para el tiempo propuesto de inyeccién (4300 dias aproximadamente) se tuvo una
recuperacién final de mas de 504 000 barriles de petrdleo. Mientras que la produccién
de gas (CO, mas gas hidrocarburo) fue de 1 095 millones de pies cubicos.
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Caso 3: Inyeccion de agua tinicamente

Al igual que en el primer caso, se realiza la curva de flujo fraccional de agua usando
las permeabilidades relativas al petréleo y al agua de la Tabla 5.10 y las viscosidades de
estos fluidos que se encuentran en la Tabla 5.14.

Se utiliza la ecuacién de flujo fraccional simplificada (Ec. 5.6) que considera un
desplazamiento horizontal y desprecia los efectos de presidon capilar debido a las
caracteristicas del campo Coapechaca y al fracturamiento inducido.

Saturacion de agua Sat;gtar c(:;::er:)de Kr agua (%) | Kr petréleo (%) fu
0.350 0.650 0 100 0.0000
0.380 0.620 0.6 87.7 0.0429
0.410 0.590 1.7 75.1 0.1242
0.440 0.560 3.1 62.8 0.2403
0.470 0.530 5.0 51.1 0.3802
0.500 0.500 7.1 40.3 0.5266
0.530 0.470 9.6 30.6 0.6621
0.560 0.440 12.2 22.3 0.7748
0.590 0.410 15.1 154 0.8603
0.620 0.380 18.2 9.9 0.9199
0.650 0.350 21.3 5.8 0.9582
0.680 0.320 24.6 3.0 0.9807
0.710 0.290 27.9 1.3 0.9925
0.740 0.260 31.2 0.5 0.9976
0.800 0.200 37.7 0.0 0.9999

Tabla 5. 18 Cdlculo de la curva de flujo fraccional del agua

Con los datos obtenidos de la Tabla 5.18 se grafica la curva de flujo fraccional de
agua como se muestra en la Figura 5.43.

Posteriormente se traza una recta del punto de saturacion critica de agua, que en
este caso resulto ser 0.35, al punto de tangencia como se muestra en la Figura 5.44.
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Figura 5. 43 Curva de flujo fraccional de agua
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Figura 5. 44 Curva de flujo fraccional de agua y tangente a la curva de flujo fraccional
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De la Figura 5.44 se obtiene la siguiente informacion:

e Saturacién de agua en el frente de desplazamiento al momento de la surgencia:

0.545.

e Flujo fraccional de agua en el frente de desplazamiento al momento de la

surgencia: 0.72.

e Saturacién de agua promedio detras del frente al momento de la surgencia: 0.62.

e Pendiente de la recta tangente a la curva de flujo fraccional: 3.69.

Para el calculo del tiempo de surgencia se usa la ecuacién de avance frontal (Ec. 5.7).

El tiempo de surgencia se despejo de esta ecuacidn utilizando los datos de la Tabla 5.13 y

el valor de la pendiente de la recta tangente a la curva de flujo fraccional obtenida de la

Figura 5.44.

Despejando el tiempo

Sustituyendo

Por lo tanto

5.615(q¢t d
Xg,, = 22250 (ﬂ) Ec. (5.7)
a0 \osu/g,

Xs, AD

5.615(q,) (%)S

t =

 [1136(f8)1[129166(ft?)][0.1]

[5.615 (1%)] [300(bpd)][3.69]

tiempo de surgencia: 2360 dias

Para tener una idea del comportamiento del avance del frente de agua fue

conveniente realizar una serie de graficas de distancia vs. saturacion de agua para

diferentes de tiempos de inyeccidn. Para esto fue necesario usar nuevamente la ecuacion

de avance frontal (Ec 5.7).
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Figura 5. 45 Grdfica de avance frontal para un tiempo de inyeccion de 500 dias
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Figura 5. 46 Grdfica de avance frontal para un tiempo de inyeccion de 2300 dias
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Figura 5. 47 Comparacion entre las graficas de avance frontal para tiempos de inyeccion de 2300
y 3300 dias

Al igual que en el caso anterior se ajusta una ecuacién a la curva mostrada en la
Figura 5.48, para valores de saturacién de agua mayores a la saturacion en el frente de
desplazamiento al tiempo de surgencia. La ecuacidn es la siguiente:

f =—169.92S,° +549.15,* — 6785,,° + 387.915,,2 — 95.459 S,, + 7.006

Y la derivada a la ecuacién anterior es:

d
Y _ —849.6 S,,* +2196.4S,,> — 2034 S,,*> + 775.82 S,, — 95.459

ds,,
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Figura 5. 48 Curva de flujo fraccional de agua para saturaciones mayores a la de surgencia

Graficando la derivada para comprobar que sea monotdnicamente descendente en
todo el rango:
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Figura 5. 49 Grafica de la derivada de la curva de flujo fraccional de agua
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Usando la informacién obtenida anteriormente (valores de flujo fraccional, tiempo

de surgencia y derivadas del flujo fraccional respecto a la saturacidon de agua) se puede

realizar una prediccién de la produccion de petréleo y de agua antes y después de la

surgencia. Se utilizaron las siguientes ecuaciones para calcular dichas producciones:

e ANTES DE LA SURGENCIA

= diny
o — Bo
e DESPUES DE LA SURGENCIA
RAP = —Zofv__
By, (1-fy)
diny

Donde:

o

Qo = [RaP(B,)+B,]

qw = q,RAP

caudal de petrdleo [bppd]

caudal de agua [bpd]

caudal de inyeccidn [bpd]

factor de volumen del petréleo [m*/m?]
relacién agua-petréleo producida [m?/m’]
factor de volumen del agua [m*/m?]

flujo fraccional del agua

Ec. (5.22)

Ec. (5.23)

Ec. (5.24)

Ec. (5.25)

Con las ecuaciones anteriores se realiza la Tabla 5.19 para obtener la produccién de

petrdleo y agua para diferentes saturaciones de agua en el frente de desplazamiento a

tiempos mayores a la surgencia.
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in;;::.‘g:(‘:;as) S, f, | df./ds. | RAP (m*/m®) | Qo (bppd) | Q (bpd)
2 360 0.545 0.721 3.69 0 241 0
2 635 0.560 0.774 3.30 4 54 232
3079 0.575 0.821 2.83 6 43 246
3 654 0.590 0.860 2.38 8 33 258
4413 0.605 0.893 1.97 10 25 267

Tabla 5. 19 Calculo de la produccion de petrdleo y agua

Después de la surgencia la relacién de agua petréleo producido (RAP) y por tanto la
produccién de agua alcanzan valores elevados, si se les compara con la produccién de

petréleo. Por lo tanto, el tiempo de inyeccion se extendié hasta un limite de produccién

de petréleo mayor a 20 bppd.

Con la informacién anterior se realizdé una gréfica donde se muestra la produccién

de petrdleo y la relacién agua-petrdleo producido contra el tiempo.
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Figura 5. 50 Produccion de petrdleo y relacion de agua petrdleo

Para el tiempo propuesto de inyeccién (4400 dias aproximadamente) se tuvo una

recuperacién final de mas de 675 000 barriles de petrdleo.
de agua fue de 482 000 barriles.

Mientras que la produccion
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Caso 4: Inyeccion de agua alternada con gas

Este caso es una combinacién de la inyeccion de CO, e inyeccidn de agua inyectados
en uno, dos o mas baches desplazados por un fluido conductor (regularmente agua). En
resumen la IAAG aprovecha las ventajas de la inyeccion de agua (eficiencia de
desplazamiento macroscépica) y de la inyeccién de gas (eficiencia de desplazamiento
microscopica). Este método busca reducir la movilidad del bache desplazante (agua +
CO,) al reducir la permeabilidad efectiva de la roca a estos fluidos.

Para este caso se muestra el comportamiento de la curva de flujo fraccional de IAAG
y la recuperacion de petréleo con la inyeccidn de uno y dos o mas baches. A medida que
se incrementa el nimero de baches inyectados, la movilidad de la mezcla desplazante va
disminuyendo, mientras que la movilidad del petréleo se mantiene constante. Por lo
tanto mientras mas baches se inyecten menor sera la relacion de movilidad entre el bache
combinado y el petrdleo, lo que se traduce en un mayor desplazamiento de petréleo.

Actualmente no existe un método disefiado para modelar el comportamiento de la
inyeccion de agua alternada con gas, por lo tanto, en este documento se hace una
propuesta para representar la IAAG a partir del conocimiento de los efectos combinados
gue se tienen al inyectar baches de agua y gas alternadamente.

Para construir la curva de flujo fraccional del proceso de IAAG se toma como base el
caso de inyeccién de agua afnadiendo un factor que modifica las permeabilidades relativas
al agua.>® Este factor contempla un efecto combinado de reduccién de permeabilidad
relativa de la roca al bache desplazante (agua + CO,) y la reduccion de la viscosidad del

petréleo por efecto de disolucion parcial del CO,.>"

Esta disolucién parcial del CO, en el
petrdleo se alcanza debido a las altas presiones de inyeccién necesarias para lograr el

desplazamiento del bache desplazante.
El efecto combinado de la reduccion de las permeabilidades relativas de la roca al

bache y la reduccion de la viscosidad del petrdleo provocan una menor relacion de
movilidades entre el bache combinado y petrdéleo que en los casos anteriores.
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Inyeccion de 1 bache de agua alternada con CO,

Para realizar el cdlculo de la curva de flujo fraccional de la IAAG (1 bache) se

utilizan las permeabilidades relativas al bache combinado y petrdleo normalizadas de la

Tabla 5.11. La columna de permeabilidades relativas de la roca al bache combinado se

obtiene al multiplicar la columna de permeabilidades relativas al agua por un factor de

0.7.>'  La Tabla 5.20 muestra el calculo de la curva de flujo fraccional para la IAAG (1

bache).

Saturacion de bache | Saturacién de Kr wscop) (%) | Kr petréleo (%) ]

combinado (1 Bache) petréleo
0.350 0.650 0.0 100 0.0000
0.380 0.620 0.4 88.2 0.0289
0.410 0.590 1.1 76.1 0.0843
0.440 0.560 2.0 64.3 0.1684
0.500 0.500 4.6 42.5 0.4081
0.530 0.470 6.2 33.0 0.5435
0.560 0.440 8.0 24.6 0.6709
0.590 0.410 9.9 17.6 0.7792
0.620 0.380 11.9 11.8 0.8631
0.650 0.350 14.0 7.4 0.9223
0.710 0.290 18.3 2.1 0.9824
0.740 0.260 20.6 0.8 0.9934
0.770 0.230 22.8 0.3 0.9979
0.800 0.200 25.0 0.1 0.9992
0.820 0.180 26.4 0.0 0.9999

Tabla 5. 20 Cdlculo del flujo fraccional de un bache de IAAG
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En la Figura 5.51 se muestra la grafica del flujo fraccional de un bache de IAAG.
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Figura 5. 51 Curva de flujo fraccional para un bache de IAAG
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Figura 5. 52 Tangente a la curva de flujo fraccional para un bache de IAAG
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La Figura 5.52 muestra el procedimiento realizado en los casos anteriores para la
curva de flujo fraccional de, obteniendo la siguiente informacion:

e Saturacion del bache combinado en el frente de desplazamiento al momento de la
surgencia: 0.58.

o Flujo fraccional de agua en el frente de desplazamiento al momento de la
surgencia: 0.75.

e Saturacién del bache combinado promedio detrds del frente al momento de la
surgencia: 0.66.

e Pendiente de la recta tangente a la curva de flujo fraccional: 3.261.

Para el calculo del tiempo de surgencia se usd la ecuacién de avance frontal (Ec. 5.7).
El tiempo de surgencia se despejo de esta ecuacién utilizando los datos de la Tabla 5.13 y
el valor de la pendiente de la recta tangente a la curva de flujo fraccional mostrada en la
Figura 5.52.

Ec. (5.7)

_ 5.615(qtt) afw+c02
xSW+C02 - A

aSW+C02 SW+C02

Despejando el tiempo
xSw+c02A®

0 fw co,
5.615(q,) (ﬁ)

t =

+coz Sw+co,

Sustituyendo
[1136(ft)] [129166(ft2)] [0.1]

(5615 (%)][300(1;;961)][3.261]

Por lo tanto
tiempo de surgencia: 2 672 dias
Para tener una idea del comportamiento del avance del frente del bache combinado
fue conveniente realizar una serie de graficas de distancia vs. saturacion del bache

combinado para diferentes de tiempos de inyeccidon. Para esto fue necesario usar
nuevamente la ecuacion de avance frontal (Ec 5.7).
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Figura 5. 53 Grdfica de avance frontal para un tiempo de inyeccion de 500 dias
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Figura 5. 54 Grafica de avance frontal para un tiempo de inyeccion de 2600 dias
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Figura 5. 55 Comparacion entre las graficas de avance frontal de la IAAG para tiempos de 2600 y
3500 dias

A continuacion se ajusta una ecuacién a la curva mostrada en la Figura 5.56, para
valores de saturaciéon de agua + CO, mayores a la saturacion en el frente de
desplazamiento al tiempo de surgencia. La ecuacidn es la siguiente:

fwtco, = =320.7 Syico,” + 1111 Sy c0,* — 15064 Syico,” +990.3 Syico,” — 310.5 Syuco,
+36.9

Y |la derivada a la ecuacion anterior es:

d
Hwrco, _ —1603.9 Sy1co,”* + 4444 Sy ico,” — 4519.2 Syyyco,” + 1980.69 Syyyco, — 310.5

dSW+C02
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Figura 5. 56 Curva de flujo fraccional para un bache de IAAG para tiempos mayores a la surgencia

Graficando la derivada del flujo fraccional para tiempos mayores a la surgencia
para comprobar que sea monoténicamente descendiente en todo el rango.
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Figura 5. 57 Derivada del flujo fraccional para tiempos mayores a la surgencia
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Usando la informacién obtenida anteriormente (valores de flujo fraccional, tiempo
de surgencia y derivadas del flujo fraccional respecto a la saturacién de un bache
combinado) se puede realizar una prediccion de la produccion de petréleo, agua y gas
antes y después de la surgencia. Se utilizaron las siguientes ecuaciones para calcular
dichas producciones:

e ANTES DE LA SURGENCIA

= % Ec. (5.22)
e DESPUES DE LA SURGENCIA
RAP = #’E‘}w) Ec. (5.23)
9o = [(M:w# Ec. (5.24)
qw = qpRAP Ec. (5.25)
donde:
qo caudal de petrdleo [bppd]
qw caudal de agua [bpd]
Ay caudal de inyeccién [bpd]
B, factor de volumen del petréleo [m*/m?]
RAP relacién agua-petréleo producida [m?/m’]
Rs relacién de solubilidad del gas al petréleo [m?/m’]
B, factor de volumen del agua [m*/m?]
fw flujo fraccional del agua

Debido a que en el yacimiento se inyecta CO, y agua, a tiempos posteriores a la
surgencia se tendrd una produccion de petréleo + agua + gas (CO, + gas hidrocarburo).
Como se ha mencionado la disolucion parcial del CO, en el agua y en el petréleo provocara
que la produccion de CO, en estado gaseoso sea menor que la que se tiene si solo se
inyectard CO..
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Para hacer un estimado de la produccién de gas después de la surgencia se propone
disminuir la relacidn gas-petréleo a un 25% de la diferencia entre la R con inyeccion solo
de CO, y el doble de la relacién de solubilidad, es decir’®:

RCOZ_ZRS
RIAAG = 2Rs + T Ec. (526)
donde
Riaac Relacion gas-petroleo para la inyeccion de un bache combinado.
Rs Relacidn de solubilidad de gas al petrdleo.
RCO2 Relacidn gas-petréleo para la inyeccién de CO,
Sabiendo que la Reo; se calcula con la ecuacidn:
Bofco
RCO = RS + —_—2 Ec. (5.27)
? Bco, (1-fco,)
co, (1-fco,
donde
Re¢o, Relacion gas — petréleo producido para la inyeccién de CO, [ft*/bl]
Rs Relacion de solubilidad del gas al petréleo [ft*/bl]
B, Factor de volumen del petréleo [m?/m?]
Bco, Factor de volumen del g [m*/m?]
fco, Flujo fraccional del CO,
25000 .
1
)
[}
1
[}
20000 :
]
: R inyeccion solo
= 15000 : co2
0 1
S~ ]
g-_-‘, : R inyeccion
by ! - 3/4 bache
o 10000 [} .
: combinado
: T 2/4 2* Rsi
5000 ——m"/
0
2000 2500 3000 3500 4000 4500
Tiempo [dias]

Figura 5. 58 Calculo de R para la IAAG
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Con las ecuaciones anteriores se realizé la Tabla 5.21 para obtener la produccién de

petrdleo, agua y gas para diferentes saturaciones de un bache combinado en el frente de

desplazamiento.

.n;ce::: (:?as) SRR | )| G RAE] (m%?:f‘) (ft;;bl) (b;?;d) (&v&) (MQfgta)
2672 0.575 | 0.727 3.26 0 439 | 241 0 | 106
2732 0.590 | 0.779 3.19 4 2016 | 53 | 234 | 107
3159 0.605 | 0.824 2.75 6 2717 | 42 | 247 | 115
3727 0.620 | 0.863 2.33 8 3686 | 33 | 259 | 122
4494 0.635 | 0.895 1.93 11 | so56 | 25 | 269 | 127

Tabla 5. 21 Calculo de la produccion de petrdleo agua y gas por inyeccion de 1 bache combinado

Al igual que en los escenarios anteriores se propone un limite de produccién de

petrdleo mayor a 20 bppd. A diferencia de los otros escenarios, se debe tomar en cuenta

en la evaluacion econdmica la produccion y manejo de agua y CO,,

La Figura 5.59 muestra la produccién de petréleo y la relacién (agua + CO, disuelto)-

petrdleo producido contra el tiempo.
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Figura 5. 59 Produccidn de petrdleo y relacion de agua petrdleo
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La Figura 5.60 muestra la relacion de gas (CO, + gas hidrocarburo)-petréleo para la
inyeccion de un bache combinado.
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Figura 5. 60 Produccion de petrdleo y relacion gas petroleo para la IAAG

En la Figura 5.59 se observa que la relacion agua-petréleo es similar al escenario de

inyeccién de agua.
menor que la mostrada en el escenario de inyeccién de CO,.

disolucién del CO, tanto en el petrdleo como en el agua.

Sin embargo la Figura 5.60 muestra una relacién gas-petréleo mucho
Esto ultimo se explica por la

Para el tiempo propuesto de inyeccién (2600 dias aproximadamente) se tuvo una

recuperacién final de poco mas de 717 000 barriles de petréleo.

Mientras que la

produccién de agua fue de 455 000 barriles asi como 217 millones de pies cubicos de gas.
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Inyeccion de 2 6 mas baches combinados de agua alternada con CO,

Para realizar el cdlculo de la curva de flujo fraccional de 2 baches combinados se

tomaron las permeabilidades relativas normalizadas a dos 6 mas baches combinados y al

petréleo de la Tabla 5.12. La columna de permeabilidades relativas de la roca al bache

desplazante se obtuvo al multiplicar la columna de permeabilidades relativas al agua por

un factor de 0.5.°* La Tabla 5.22 muestra el célculo de la curva de flujo fraccional para la

inyeccion de 2 6 mas baches combinados.

| e |1 pevteo 09w
0.350 0.65 0.0 100 0.0000
0.380 0.62 0.2 88.9 0.0190
0.410 0.59 0.7 77.6 0.0556
0.470 0.53 2.1 55.6 0.1925
0.500 0.50 3.0 45.5 0.2937
0.530 0.47 4.0 36.3 0.4117
0.560 0.44 5.2 28.0 0.5372
0.590 0.41 6.4 20.8 0.6588
0.620 0.38 7.7 14.8 0.7660
0.650 0.35 9.1 9.9 0.8519
0.680 0.32 10.5 6.2 0.9144
0.710 0.29 12.0 3.5 0.9557
0.740 0.26 134 1.7 0.9800
0.770 0.23 14.9 0.7 0.9923
0.800 0.20 16.4 0.3 0.9974
0.830 0.17 17.9 0.1 0.9990
0.850 0.15 18.8 0.0 0.9999

Tabla 5. 22 Calculo de la curva de flujo fraccional para IAAG (2 6 mas baches)
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La Figura 5.61 muestra la grafica del flujo fraccional de dos 6 mas baches de IAAG.
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Figura 5. 61 Curva de flujo fraccional para 2 6 mds baches combinados inyectados
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Figura 5. 62 Tangente a la curva de flujo fraccional para 2 6 mds baches combinados inyectados
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La Figura 5.62 muestra el procedimiento realizado en los casos anteriores para la
curva de flujo fraccional, obteniendo la siguiente informacion:

e Saturacion del bache combinado en el frente de desplazamiento al momento de la
surgencia: 0.635.

e Flujo fraccional del bache combinado en el frente de desplazamiento al momento
de la surgencia: 0.81

e Saturacién del bache combinado promedio detrds del frente al momento de la
surgencia: 0.70.

e Pendiente de la recta tangente a la curva de flujo fraccional: 2.85.

Para el calculo del tiempo de surgencia se usd la ecuacién de avance frontal (Ec. 5.7).
El tiempo de surgencia se despejo de esta ecuacién utilizando los datos de la Tabla 5.13 y
el valor de la pendiente de la recta tangente a la curva de flujo fraccional mostrada en la
Figura 5.63.

Xwsco, = 5.612(;%0 (ngv:zz)swmz Ec. (5.7)
Despejando el tiempo
xSw+c02A®
= 0feco
5.615(q,) (as—)
w+co, Swicoy
Sustituyendo
_ [1136(ft)][129166(ft%)][0.1]
3
[5.615 ({)%d)] [300(bpd)][2.85]
Por lo tanto

tiempo de surgencia: 3 059 dias

Para tener una idea del comportamiento del avance del frente de desplazamiento
fue conveniente realizar una serie de gréficas de distancia vs. saturacion de bache
combinado para diferentes de tiempos de inyeccién. Para esto fue necesario usar
nuevamente la ecuacion de avance frontal (Ec 5.7).

172



Inyeccién de CO; en el Area de Coapechaca

0.8 \
0.7 \
0.6 Avance del
frente de
0.5 agua + CO2
—
o~
O 04
(&
; 0.3 e P0z0
Y Productor
0.2
0.1
0
0 500 1000 1500 2000

x [ft]

Figura 5. 63 Grdfica de avance frontal para un tiempo de inyeccion de 500 dias
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Figura 5. 64 Grdfica de avance frontal para un tiempo de inyeccion de 2900 dias
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Figura 5. 65 Comparacion entre las graficas de avance frontal de la IAAG para tiempos de 2900 y
3500 dias

A continuacion se ajusta una ecuacién a la curva mostrada en la Figura 5.63, para
valores de saturacién de agua + CO, mayores a la saturacion en el frente de
desplazamiento al tiempo de surgencia. La ecuacidn es la siguiente:

fw+co, = —453.8 Swico,” + 1660.1 Syy4c0,* — 2396.2 Syyco, + 1697.6 Syico,”
— 585.7 Syico, +78.7

y la derivada a la ecuacidn anterior es:

de+C02

= —2269.2 Syico,  + 66404 Syyco,” — 7188.6 Syico,” + 3395.2 Syico, — 585.7
dSW+C02
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Figura 5. 66 Curva de flujo fraccional de 2 6 mas baches de IAAG para tiempos mayores a la
surgencia

Graficando la derivada del flujo fraccional para tiempos mayores a la surgencia

para comprobar que sea monoténicamente descendiente.
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Figura 5. 67 Derivada del flujo fraccional de 2 6 mds baches de IAAG para tiempos mayores a la
surgencia
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Usando la informacién obtenida anteriormente (valores de flujo fraccional, tiempo

de surgencia y derivadas del flujo fraccional respecto a la saturacién del bache

combinado) se puede realizar una prediccion de la produccion de petréleo, agua y gas

antes y después de la surgencia.

dichas producciones:

e ANTES DE LA SURGENCIA

_ 9mny
[ Bo

e DESPUES DE LA SURGENCIA

donde:

4o

RAP = 2ol _
By (1=f)

—_ dmy
Qo = [(Rap(B,)+B,]

qw = qpRAP

caudal de petrdleo [bppd]

caudal de agua [bpd]

caudal de inyeccién [bpd]

factor de volumen del petréleo [m*/m°]

relacién agua-petréleo producida [m?/m’]
relacién de solubilidad del gas al petrdleo [ft*/bl]
factor de volumen del agua [m?/m?]

flujo fraccional del agua

Se utilizaron las siguientes ecuaciones para calcular

Ec. (5.22)

Ec. (5.23)

Ec. (5.24)

Ec. (5.25)

La produccién de gas (CO, + gas hidrocarburo) se calcula de la misma manera que en

el escenario anterior, utilizando la ecuacién 5.27.
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Con la informacién anterior se realiza una tabla para obtener la produccién de
petrdleo, agua y gas para diferentes saturaciones de bache combinado en el frente de
desplazamiento.

in;:ce::?: :(:I?as) S(w+co,) | fiwscoz) | df(w+coz)/dSiw+coz) (mRs?:;a) (ft3|;bl) (b:; d) (I::) ‘:’” (Mo;i;)
3059 0.635 0.811 2.8484 0 439 241.0 0.0 105.8
3512 0.650 0.851 2.4810 7 3354 35.7 | 255.6 | 119.8
4161 0.665 0.886 2.0945 10 4571 27.5 | 2658 | 125.6
5053 0.680 0.914 1.7247 13 6324 20.6 | 2743 | 130.5

Tabla 5. 23 Calculo de la produccion de petrdleo agua y gas por inyeccion de 2 6 mas baches
combinados

Al igual que en los escenarios anteriores se propone un limite de produccién de
petréleo mayor a 20 bppd. A diferencia de los otros escenarios, se debe tomar en cuenta
en la evaluacion econdmica la produccion y manejo de agua y CO,,

La Figura 5.68 muestra la produccion de petréleo y la relacion (agua + CO, disuelto)-
petrdleo producido contra el tiempo
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Figura 5. 68 Produccidn de petrdleo y relacion agua-petrdleo
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Figura 5. 69 Produccion de petrdleo y relacion gas petrdleo para la IAAG

De la Figura 5.68 se observa que la relacién agua-petrdleo es similar al escenario de
inyeccién de agua. Sin embargo la Figura 5.69 muestra una relacion gas-petréleo mucho

menor que la mostrada en el escenario de inyeccién de CO,.

disolucién del CO, tanto en el petréleo como en el agua.

Esto ultimo se explica por la

Para el tiempo propuesto de inyeccidon (5000 dias aproximadamente) se tuvo una
recuperaciéon final de poco mas de 842 000 barriles de petréleo.
produccién de agua fue de 588 000 barriles asi como 245 millones de pies cubicos de gas.

Mientras que la
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5.6.6 Comparacion de resultados

Para realizar una comparacion entre la inyeccién de metano, CO,, agua, gas y agua
alternada con CO, es necesario visualizar el comportamiento de los flujos fraccionales en
una misma gréfica.
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Figura 5. 70 Grdfica comparativa entre los diferentes escenarios de inyeccion propuestos
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Como se explicé al inicio de este capitulo, mientras mas a la derecha se desplace una
curva de flujo fraccional, mayor serd la recuperacion de petrdleo que se quiera desplazar.
Por lo tanto, claramente se aprecia que la IAAG es la mejor opcidn para desplazar petréleo
con los datos manejados correspondientes al paleocanal de Chicontepec.

La inyeccidon de metano muestra una baja recuperacién, menor que la recuperacion
con inyeccion de CO, y mucho menor que con la inyeccidén de agua. Sin embargo aunque
el agua mejora la recuperacién que se tiene con metano y CO,, esta recuperacion es
menor que la que se tiene con IAAG.

En la Tabla 5.24 se resumen los pardmetros mas importantes en los diferentes tipos
de inyeccién para tiempos anteriores a la surgencia. Estos resultados aun no contemplan
la eficiencia areal de cada tipo de inyeccién, pero muestran la eficiencia vertical obtenida
por el método de Buckley y Leverett. La eficiencia vertical se obtiene de la siguiente

manera:
Np
E, = —%&) Ec. (5.28)
N
donde
Ey Eficiencia vertical
Np L) Volumen de petrdleo estimado por Buckley y Leverett (bls)
N Volumen de petréleo original estimado (bls)
y
bl
6.29(?Y/ 3 )l Af @ (1-Sw;)
N = /%) = Ec. (5.29)
Boi
donde
l Distancia entre plano de pozos inyectores y pozos productores (m)
Af Area transversal de flujo (m?)
0} Porosidad promedio
Swi Saturacién inicial de agua
B,; Factor de volumen original del aceite (m3/m?)
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Sustituyendo para obtener N

629 (bY/ 5) (346 m)(12000m?) (0.1) (1 - 0.35)

N =
1.24
N =1370420bls
Escenario Inyeccion de | Inyeccion de | Inyeccion de IAAG IAAG (26

Parametro metano Cco, agua (1 bache) | mas baches)
Saturacion del fluido

desplazante en el 0.140 0.150 0.545 0.58 0.635

frente

Saturacién promedio
del fluido desplazante 0.148 0.197 0.620 0.66 0.701

detras del frente

Flujo fraccional del
fluido desplazante en 0.941 0.747 0.720 0.75 0.812

el frente
Tiempo de surgencia 1202 1631 2 360 2672 3059
(dias)
Produccion de
a . 289 800 393 100 568 900 644 200 737 400

petrdleo (Barriles)

Eficiencia Vertical (%) 17 23 33 38 43

Tabla 5. 24 Resumen de resultados para los diferentes tipos de inyeccion antes de la surgencia

La Tabla 5.25 resume los resultados obtenidos para los diferentes tipos de inyeccién

cuando se alcanza el limite de la vida econdmica propuesta (g, > 20 bppd).
resultados aun no contemplan la eficiencia areal de cada tipo de inyeccion.

Estos
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Escenario Inyeccion de Inyeccion de IAAG IAAG (26
Parametro Cco, agua (1 bache) | mas baches)
Vida econémica (dias) 4300 4410 4500 5050

Saturacion promedio del
fluido desplazante detras del

frente al limite de la vida 0.24 0.66 0.69 0.73
econdémica
Produccidn de petrdleo
adicional después de la 111 600 106 900 72 800 104 600

surgencia (barriles)

Produccidn de petrdleo total

(barriles) 504 800 675 800 717 000 842 000
Eficiencia Vertical (%) 30 40 42 49

Produccidon de agua (barriles) - 482 800 455 800 588 100

Produccidn de gas (barriles) 20130 - 5056 4 665

Tabla 5. 25 Resumen de resultados para los distintos tipos de inyeccion hasta el final de la vida
econdémica propuesta
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5.6.5 Eficiencia volumétrica

Los resultados obtenidos previamente corresponden a la inyeccién por medio de
dos pozos inyectores y un pozo productor. Si se desea conocer la recuperacion total de
petréleo en un volumen poroso es necesario calcular la eficiencia volumétrica.

Como se definidé en el capitulo 3, la eficiencia volumétrica es el producto de la
eficiencia areal y la eficiencia vertical. El método de Buckley y Leverett es una
herramienta que permite conocer la eficiencia vertical, por lo que ahora es necesario
hacer una estimacion de la eficiencia areal.

5.6.5.1 Determinacién de la eficiencia areal

La eficiencia areal se obtiene a través de un método grafico y es necesario obtenerla
al momento de surgencia y para tiempos posteriores. Para obtener la eficiencia areal en
los cuatro escenarios que se han manejado (inyeccién de metano, inyeccion de CO,,
inyeccion de agua e inyeccién de agua alternada con CO,) se usa la Figura 5.71. Para usar
esta grafica se necesitan conocer las relaciones de movilidades que se presentan durante
la surgencia y los voliumenes porosos desplazables (Vp) para cada escenario.

e Volumen poroso desplazable, Vp:

1% Vi 4 Ec. (5.9)
= = c. (.
D (Vp)arreglo(ASo)max (Vp)arreglo(l_swi_sor)

donde:
V, = volumen de fluido inyectado acumulado, bls
(Vp) arreglo = volumen poroso del arreglo, bls
(ASo) max = saturacién de petréleo desplazable maxima
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Como se comento anteriormente, el volumen poroso inyectado, se obtiene del
inverso de la pendiente de la recta tangente a un valor de la curva de flujo fraccional a
cierta saturacion de fluido desplazante. Mientras la saturacién del fluido desplazante sea
mayor, se obtendran mayores volimenes porosos inyectados.

PORCENTAJE DE AREA BARRIDA

A Pooinyector

Pozo producto

PRI W R

Empuje en linea directa

40

10 5 2.5 1 0.5 0.25 0.1
RELACION DE MOVILIDADES

Figura 5. 71 Grdfica de eficiencia areal en funcion de la relacion de movilidades y del volumen
poroso desplazable para un empuje en linea directa

Para el calculo de las relaciones de movilidades de cada escenario de inyeccién se
utilizo la ecuacion 5.28, basada en la siguiente figura:

Petroleo

Region 1

f desplazante
Region 2

Figura 5. 72 Perfil de saturaciones en un desplazamiento inmiscible®
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En la Figura 5.72, la region 2 representa el frente de desplazamiento de un fluido
inyectado a cierto tiempo. En esta regidn, el fluido desplazante y petréleo se mueven
simultaneamente. La regién 1 representa la porcidon no barrida del yacimiento, en ésta
region solo se mueve el petrdéleo.

Por convencidn, el cdlculo de la relacion de movilidades para cualquiera de los tipos
de inyeccién propuestos, debe ser realizado al tiempo de surgencia. Es decir, las
permeabilidades y las viscosidades de los fluidos en la regidén 2, deben tomarse en base a
la saturacion promedio del fluido desplazante al momento de la surgencia (saturacién
obtenida de la extrapolacion de la recta tangente a la curva de flujo fraccional). Debido a
gue en la regién 1 solo es movil el petrdleo, la permeabilidad y viscosidad del petréleo se
debe tomar considerando Unicamente las saturaciones iniciales dentro del yacimiento
(antes de cualquier inyeccidn).

La ecuacién 5.28 representa la relacién de movilidades para desplazamientos

inmiscibles®:
(M@)
M = Az M de,:p ro/s Ec. (5.28)
e (),
donde:
M Relacion de movilidades
o Movilidad del petréleo en la regién 1
Ay Movilidad de los fluidos en la regién 2
ks gesp Permeabilidad relativa al fluido desplazante
Uf desp Viscosidad del fluido desplazante
k, Permeabilidad relativa al petrdleo
o Viscosidad del petréleo

185



Inyeccién de CO; en el Area de Coapechaca

La Tabla 5.26 muestra el calculo de las relaciones de movilidades para cada
escenario de inyeccidn y las variables que se usaron para obtenerlas.

REGION 1 REGION 2
ESCENARIO M

KO Ho (CP) Kdesp u-desp (CP) K0 Ho (CP)

Inyeccién de metano 0.900 2.501 0.050 0.016 0.364 2.501 8.94

Inyeccion de CO, 0.900 | 2.501 | 0.086 | 0060 | 0.225 | 1.667 | 4.39
Inyeccion de agua 1.000 2.501 0.182 0.400 0.099 2.501 1.24
IAAG (1 bache) 1.000 | 2.501 | 0.140 | 0.400 | 0.074 | 2501 | 0.95
IAAG (2 6 mas 1.000 | 2501 | 0.120 | 0.400 | 0.035 | 2501 | 0.79
baches)

Tabla 5. 26 Movilidades para los diferentes tipos de inyeccion

Eficiencia Areal del CO,

Ahora es necesario calcular los volimenes porosos desplazables en funcién de la
saturacion de fluido desplazante en el frente y del tiempo de inyecciéon. La Tabla 5.27
muestra el calculo del volumen poroso desplazable para diferentes saturaciones en el
frente de CO, (inyeccién de CO,) asi como la eficiencia areal obtenida de la Figura 5.73
para cada valor de Vp.

Sco2 dfco2/dScoz T(I:;zso fcoz Vb f::l:ln(;j
0.150 5.34 1631 0.75 0.47 43
0.159 4.45 1956 0.80 0.56 48
0.168 3.69 2361 0.83 0.68 56
0.175 3.12 2797 0.86 0.80 63
0.182 2.67 3267 0.87 0.94 67
0.189 2.31 3774 0.89 1.08 72

Tabla 5. 27 Calculo del Vi, asi como de las eficiencias areales para la inyeccion de CO,
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Figura 5. 73

Eficiencia areal en funcion de la relacion de movilidades y el volumen poroso

desplazable para el escenario de CO,

Eficiencia areal del Agua

La Tabla 5.28 muestra el calculo del volumen poroso desplazable para diferentes

saturaciones en el frente de agua (inyeccién de agua) asi como la eficiencia areal obtenida

de la Figura 5.74 para cada valor de Vp.

Sw df,./dS,, Tiempo (dias) fu Vo ifr':'::};?
0.545 3.692 2 360 0.721 0.68 53
0.560 3.307 2 635 0.774 0.76 66
0.575 2.830 3079 0.820 0.88 72
0.590 2.385 3654 0.860 1.05 77
0.605 1.975 4413 0.893 1.27 84

Tabla 5. 28 Calculo del Vi, asi como de las eficiencias areales para la inyeccion de agua
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Figura 5. 74 Eficiencia areal en funcion de la relacion de movilidades y el volumen poroso
desplazable para el escenario de agua

Eficiencia areal de 1 bache combinado

La Tabla 5.29 muestra el calculo del volumen poroso desplazable para diferentes
saturaciones en el frente del bache combinado (agua + CO,) asi como la eficiencia areal

obtenida de la Figura 5.75 para cada valor de Vp.

S wscoz df wico2/ds wico2 | Tiempo (dias) f waco2 Vo ifr'zl:lr};?
0.575 3.209 2715 0.727 0.78 54
0.605 2.759 3158 0.824 0.91 75
0.620 2.339 3726 0.863 1.07 79
0.635 1.939 4493 0.895 1.29 86

Tabla 5. 29 Calculo del V,, asi como de las eficiencias areales para la IAAG (1 bache)
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Figura 5. 75 Eficiencia areal en funcion de la relacion de movilidades y el volumen poroso
desplazable para el escenario de 1 bache combinado

RELACION DE MOVILIDADES

Eficiencia areal de 2 6 mas baches combinados

La Tabla 5.30 muestra el calculo del volumen poroso desplazable para diferentes

saturaciones en el frente de 2 6 mas baches combinados asi como la eficiencia areal

obtenida de la Figura

5.76 para cada valor de Vp.

Sw:coz df wico2/dS wicoz | Tiempo (dias) | fw.coz Vp ifr':'::};?
0.635 2.848 3059 0.811 0.88 56
0.650 2481 3512 0.851 1.01 79
0.665 2.094 4161 0.885 1.19 85
0.680 1.725 5053 0.914 1.31 89
0.695 1.383 6 303 0.937 1.40 91

Tabla 5. 30 Calculo del V,, asi como de las eficiencias areales para la IAAG (2 6 mas baches)
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Figura 5. 76 Eficiencia areal en funcion de la relacion de movilidades y el volumen poroso
desplazable para el escenario de 2 baches combinados

Los resultados que se obtuvieron se muestran en la Tabla 5.31

RELACION DE EFICIENCIA AREAL (%)
ESCENARIO
MOVILIDADES (M) | Alasurgencia | Al limite econémico

Inyeccion de metano 8.94 40 -
Inyeccion de CO, 4.39 43 72
Inyeccion de agua 1.24 53 84
Inyeccion de AAG (1

0.95 54 86
bache)
Inyeccion de AAG (2

0.79 56 91
baches)

Tabla 5. 31 Eficiencia areal para los diferentes tipos de inyeccion
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La Tabla 5.32 se muestra una estimacion de la eficiencia volumétrica al momento de
la surgencia a partir de la eficiencia vertical obtenida por el método de Buckley y Leverett
y la eficiencia areal obtenida por métodos graficos.

Debido a que en la produccidn de petrdleo por Buckley y Leverett (Np) esta implicita
la eficiencia vertical, la eficiencia volumétrica antes de la surgencia se calcula de la
siguiente forma:

Np &L Ea
E,o = 22— Ec. (5.29)
N
donde:
E,o1 Eficiencia volumétrica
Np B&L Produccion de petréleo por Buckley y Leverett
E4 Eficiencia Areal
N Volumen original de petréleo
Escenario M Np B&L Eficiencia Eficiencia
(bls) areal (%) | volumétrica (%)
Inyeccidn de Metano | 8.94 289 811 40 8
Inyeccion de CO, 4.39 393117 43 12
Inyeccidn de Agua 1.24 568 901 53 18
IAAG (1 bache) 0.95 644 171 54 25
IAAG (2 6 mas
0.79 737 446 56 30
baches)

Tabla 5. 32 Estimacion de la eficiencia volumétrica a la surgencia a partir del método de Buckley
y Leverett y la eficiencia areal obtenida por métodos grdficos.
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Ahora, es necesario realizar el cdlculo de la eficiencia volumétrica que se tiene
producto de la produccién de petréleo después de la surgencia y la eficiencia areal al
limite econdmico. Al sumar esta eficiencia volumétrica a la calculada a la surgencia, se
obtiene la eficiencia volumétrica hasta el limite econdmico propuesto.

Evot te. = Epor s + (dis*+l'e') Ec. (5.30)
donde
Evol Le. Eficiencia volumétrica al limite econémico
Eyor s Eficiencia volumétrica a la surgencia
Npgs Produccion de petrdleo adicional después de la surgencia por B&L
Ejre Eficiencia areal al limite econémico
N Volumen original de petréleo

La Tabla 5.33 muestra una estimacion de la eficiencia volumétrica para tiempos
posteriores a la surgencia a partir de la eficiencia vertical obtenida por el método de
Buckley y Leverett y la eficiencia areal obtenida por métodos graficos.

Escenario Evols (%) Npus (bls) Eale. (%) Evol Le. (%)
Inyeccion de CO, 12 81391 72 17
Inyeccidn de Agua 18 81987 84 23
IAAG (1 bache) 25 67 468 86 30

'AAsafhgsr)nas 30 59 089 91 34

Tabla 5. 33 Estimacion de la eficiencia volumétrica para tiempos posteriores a la surgencia a
partir de la eficiencia vertical calculada y la eficiencia areal obtenida por métodos grdficos.
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Por ultimo se muestra la Tabla 5.34 resumiendo las recuperaciones totales para cada

escenario de inyeccién considerando la eficiencia volumétrica.

Np a la surgencia Np al limite
Escenario M P & p’ .
(bls) econdmico (bls)
Inyeccién de Metano | 8.94 115924 -
Inyeccion de CO, 4.39 169 040 227 642
Inyeccion de Agua 1.24 244 627 313496
IAAG (1 bache) 0.95 347 852 405 875
IAAG (2 6 mas
0.79 412 970 466 741

baches)

Tabla 5. 34 Resumen de las recuperaciones totales para cada escenario de inyeccidon propuesto.

Con la informacién de las Tablas 5.32 a 5.34 se puede observar que la inyeccién de

agua alternada con CO, muestra la mayor recuperacion del volumen original (eficiencia

volumétrica) antes y después de la surgencia.

baches de agua y CO; se inyecten se obtendra una mayor recuperacion.

Ademads se puede notar que mientras mas

Observando los resultados obtenidos por métodos analiticos se puede pensar que la

IAAG es la mejor opcién para su implementacién en el Area de Coapechaca, sin embargo,

es necesario realizar un analisis econdmico donde se involucren las inversiones y los

costos operativos de cada escenario de inyeccién.
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CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

La inyeccién de agua alternada con gas (IAAG) es un método que combina las
ventajas de la inyeccion de agua (alta eficiencia de barrido macroscépica) y la inyeccion de
gas (alta eficiencia de barrido microscépica) para obtener una mejor eficiencia de barrido
y por lo tanto una mayor recuperacion de petréleo.

Debido a la alta miscibilidad parcial del CO, en el petréleo y su alta viscosidad en
comparacion con otros gases, la inyeccion de CO, se muestra como una mejor opcion
para la recuperacién de petréleo que la inyeccién de metano.}

Considerando las caracteristicas promedio del drea de Coapechaca, la inyeccién de
agua muestra una mayor recuperacion de petréleo en comparacién a la inyeccion de
metano o CO,.

La relacién de movilidades de la IAAG es menor que la se tendria inyectado agua y
gas por separado, esta relacion de movilidades disminuye a medida que se aumente el
numero de baches desplazante inyectados.

Como se pudo observar, la inyeccidon de agua alternada con CO, se muestra como la
mejor opcidn para su implementacién en el Area de Coapechaca, si solo se considera la
recuperacion final de petréleo.

Actualmente no existe un método disefiado para modelar el comportamiento de la
inyecciéon de agua alternada con gas, por lo tanto, en este documento se hace una
propuesta para representar la IAAG a partir del conocimiento de los efectos combinados
gue se tienen al inyectar baches de agua y gas alternadamente. Ademds, en este trabajo
se ilustran las ventajas que se tienen al usar la IAAG como método de recuperacion
mejorada.

Como se menciono anteriormente, es de vital importancia realizar un andlisis
econédmico que complemente al andlisis técnico realizado para decidir la factibilidad de la
implementacién de la recuperacién secundaria/mejorada en el Area de Coapechaca.

Es recomendable contar un mayor nimero de datos de muestras del Area, para
tener una prediccién aun mejor.
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