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Introduccion

Segun datos de la Comisién Nacional de Hidrocarburos en México son 129 los yacimientos
principales que se encuentran en una etapa de madurez, de los cuales se reportan 187,000
[MMbls] de petréleo remanente, 67% de estos en yacimientos tienen como litologia rocas
carbonatadas. Una caracteristica frecuente de los yacimientos carbonatados de la cuenca del sur-
este mexicano es un alto nivel de agotamiento en términos de energia con factores de
recuperacion relativamente bajos lo cual hace necesario implementar métodos que contribuyan a
recuperar en alguna medida la presion del yacimiento y/o incrementar por métodos no
convencionales las reservas recuperables.

Las mismas estimaciones de la CNH indican que existe un gran potencial en la implementacion de
métodos de recuperacién mejorada (RM) en México; se ha calculado que podria extraerse hasta
un 10% del petréleo remanente equivalente a un potencial de mas de 1.0 [MMbls/dia] por los
proximos 20 afios. Sin embargo, a pesar de estas expectativas de produccién y de tratarse de una
alternativa tecnoldgicamente probada en otras partes del mundo para incrementar reservas
remanentes, la experiencia practica en el campo de la recuperacién mejorada en México es muy
limitada.

En 2010 mas del 3% de la produccién mundial fue aportada por métodos de recuperacién
mejorada, este porcentaje seguird creciendo debido al desarrollo de tecnologias que disminuyan
el riesgo y aumenten la efectividad asi como por la necesidad mundial de aumentar factores de
recuperacion debido a la escases de nuevos descubrimientos.

Se estima que en todo el mundo el 20% de los recursos petroleros se encuentran en yacimientos
naturalmente fracturados (YNF), esto afecta directamente en la forma en la que fluyen los
hidrocarburos y en la manera particular en la que deben explotarse estos yacimientos.
Simplemente en México el 54% de los yacimientos se encuentran en rocas carbonatadas cuyos
factores de recuperacién promedio alcanzan sélo el 5%.

Por esto, a pesar de las dificultades que implican los procesos de recuperacién mejorada, es
necesario el desarrollo de proyectos de este tipo para su implementacién en México pues podria
modificar sustancialmente el espectro de las reservas recuperables en el pais.

Es necesario que en México se desarrollen proyectos de este estilo si se pretende aumentar las
reservas asi como los factores de recuperacidén, pues hasta el momento sélo el 2% de la
recuperacion acumulada nacional se ha recuperado por medio de métodos de recuperacion
mejorada.

El proyecto mas grande en México de recuperacion mejorada es la inyeccién de nitrégeno no
miscible en Cantarell que se extendid hacia el activo Ku-Maloob-Zaap, ademds de estos el
desarrollo hasta ahora llega a pruebas piloto en diferentes partes del pais las cuales no se han
concretado como proyecto a futuro.

La cuenca del sureste es una de las mas importantes en el pais pues ademas de tener un volumen
considerable de reservas, los pozos de esta zona tienen altos indices de productividad debido a las
altas presiones y la gran conductividad de la roca en la que se encuentra almacenado el petrdleo,
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esto hace a los yacimientos de esa zona los mejores calificados para la implementacion de
métodos de RM.

Cabe mencionar que la visdn no sélo debe enfocarse en los campos maduros, es importante
contemplar desde el inicio de desarrollo de un campo la posibilidad de implementar métodos de
recuperacion mejorada lo mas temprano posible, con el objetivo de aumentar la eficiencia de
explotacién de los nuevos campos.

Los métodos de recuperacién mejorada dependen directamente con el costo del barril de petréleo
asi como los precios de los fluidos de inyeccidn, por esta razén la rentabilidad de la aplicacidn de
un método es variable a través del tiempo y los estudios econdmicos deben actualizarse
constantemente. Debido a la extensién de este trabajo no se trataron temas econémicos sélo la
factibilidad técnica para la implementaciéon de métodos.

El propdsito de este trabajo, fue identificar y jerarquizar los procesos de recuperacién mejorada a
partir de la combinacién de caracteristicas de yacimientos y variables criticas que intervienen en
dichos procesos, de forma tal de direccionar la seleccién de los métodos de recuperacion
mejorada de mayor aplicabilidad en los yacimientos carbonatados del sur-este de México y
recomendar las medidas de mitigacién sobre las variables criticas.

A partir de un escrutinio de propiedades soportado por herramientas analiticas y numéricas se
hizo un tamizado que permitié definir y jerarquizar los procesos de recuperacion mejorada de
mayor factibilidad en los yacimientos naturalmente fracturados del sur este mexicano utilizando
dos juegos de propiedades tipo. Por medio de la simulacién numérica se validaron los métodos
preseleccionados a partir del escrutinio, y a través de modelos sectoriales se identificaron las
variables de yacimientos y operaciones que controlan la eficiencia de los métodos evaluados.

El trabajo permitido demostrar que los paradigmas que existen alrededor de la implementacién de
métodos de recuperacién mejorada en yacimientos naturalmente fracturados, se pueden superar
y que las variables criticas son técnicamente controlables. Los resultados obtenidos en la
simulacion numérica indican que no sélo es posible obtener buenas aproximaciones al
comportamiento real sino que es posible también llevar estos proyectos a niveles mas altos para
su aplicacién en campo.

Los resultados indicaron que la inyeccion de gases tiene mayor aplicabilidad a los yacimientos
naturalmente fracturados pues el gas es el fluido que mejor puede viajar a través de las fracturas
generando un barrido mds uniforme en ambos sistemas: matriz y fractura.

La extension de proyectos de recuperacion a todo el campo exige de estudios con mayor detalle,
sin embargo, la metodologia utilizada es fundamental para el proceso de seleccion de los procesos
de RM con potencial de aplicacién contribuyendo no sélo a enfocar esfuerzos en los procesos
técnicamente mas viables sino logrando resultados preliminares con suficiente certidumbre para
que desde esta etapa de evaluacidn de factibilidad poder ir analizando la rentabilidad econdmica
de los procesos.



1. Andlisis de los métodos quimicos y gases solventes

La recuperacién mejorada es la inyeccién de calor o de distintos fluidos a la formacién para
movilizar el aceite residual o el aceite cuya movilidad es baja y ya no es econémicamente rentable
su produccion a través de mecanismos primarios y secundarios de produccion. Ademas de generar
un incremento de presién, estos fluidos interactian con el sistema roca-fluidos del yacimiento
creando condiciones favorables para la recuperacidén adicional. Estas interacciones suelen ser:
disminucién de la tensién interfacial, reduccion de la viscosidad, modificacion de la mojabilidad,
formacién de emulsiones o hinchamiento del aceite. Es por esto que en esta definicidn se excluyen
los procesos de mantenimiento de presion.

En el pasado a estos métodos se les llamaba “recuperacion terciaria” pero debido a que no se
restringe a una fase particular de produccion se les cambid el nombre a “recuperacion mejorada”,
se suele aplicar en la tercera fase pero no es una condicion estrictamente necesaria.

Suele inyectarse mdas de un fluido por medio de la inyeccién de un bache de solucién para
desplazar el aceite, seguido de otro bache que suele ser un desplazante, algunas veces se llega a
inyectar un tercer bache para reducir costos siempre cuidando que la mezcla no difiera mucho de
la primera.

Existe una gran variedad de métodos para la recuperacién mejorada, cada uno con caracteristicas
especificas y funcionamiento diferentes. No necesariamente los métodos mas usados se
adaptardn a las condiciones del yacimiento.

Ademas de la gran variedad de métodos en el mercado, diariamente crece la investigacion sobre
estos, creando nuevas combinaciones que se adaptan a condiciones especificas o creados para la
solucién de problemas no estudiados anteriormente. En la figura 1.1 se muestran los métodos de
recuperacion mejorada de manera general.

Métodos Métodos Gases

Térmicos Quimicos

Miscibles

Inyeccion de
Vapor

Inyeccion de
Polimeros

md CO, Miscible

I JIES
Inyeccion
Microbiana

Inyeccion de
Agua Caliente

mGas Enriquecido

Alcalis

Combustion In-
Situ

Inyeccidn de
Surfactantes

m N, Miscible

Hidrocarburo
Miscible

Inyeccién de
ASP

Inyeccion de
= Soluciones
Micelares

Fig. 1. 1 Tipos de Recuperacion Mejorada (L. W. Lake, 1989)[1].



Este trabajo abordara de manera general los métodos quimicos, procesos miscibles y solventes en
diferentes modalidades, con el objetivo de identificar los métodos con potencial de aplicacién en
yacimientos de rocas carbonatadas naturalmente fracturadas tipicos de las cuencas del sureste de
Meéxico.

El desplazamiento en el yacimiento estd dominado por el balance de fuerzas capilares,
gravitatorias y viscosas. Dependiendo de las variables que se modifiquen durante el proceso, serd
el efecto que tendran en estas fuerzas y por lo tanto en la recuperacién. Estas son:

®*  Mojabilidad de la roca.
® Reduccion de la tensidn interfacial por medio del incremento del nimero capilar.
®  Optimizacién de movilidades por medio de la reduccion de viscosidad.

Mojabilidad de la roca

Es la preferencia de un sélido por el contacto con un liquido o un gas, conocido como la fase
mojante, en vez de otro. La fase mojante tiende a dispersarse sobre la fase sélida y en el caso de
ser un sélido poroso este suele absorber el liquido mojante, generando asi una preferencia de
desplazamiento de la fase no mojante.

Normalmente se prefiere que la roca esté mojada por agua para que el aceite pueda fluir con
mayor libertad, aumentando el recobro. Adicionalmente pueden darse 2 condiciones:

®*  Mojabilidad Mixta
Cualquier fluido puede adherirse sin tener un porcentaje definido.
* Mojabilidad Intermedia.

La presidn capilar del agua y del aceite son casi iguales.

(a) (b)

Liquido moja al solido Liquido no moja al solido
(5 <90°) ( £5>90°)
: P g ;'(C"\' /)
T ' / Z
¢ ; -
A A
AT Y 22 . X

Fig. 1. 2 El angulo de contacto dependerd de la preferencia de mojabilidad de una superficie.

La preferencia de mojabilidad del yacimiento puede ser determinada mediante la medicién del
angulo de contacto de una gota de petréleo crudo o de agua de formacién en la superficie
contactada. Si el angulo de contacto es menor a 90° el fluido serd mojante, en el caso contrario, si
el angulo de contacto es mayor a 90° el fluido es referido como no mojante (Fig. 1.2).

Movilidad



Es la relacién entre la permeabilidad efectiva y la viscosidad de la fase. A mayor permeabilidad
efectiva mayor tendencia a la movilidad del fluido (Thomas, 2008)™.

K : Permeabilidad efectiva [m?]
U : Viscosidad [Pa.s]

Relacion de movilidad

Esta relaciona la movilidad de un inyectante con la movilidad del fluido que estd siendo
desplazado, (Schlumberger, 2015)[3].

Aing = Movilidad del fluido desplazante
Aeq = Movilidad del fluido desplazado

Tension interfacial

Esta es una propiedad de la interfaz entre dos fases inmiscibles. Al ser fluidos inmiscibles se
formara una pelicula que impedird el contacto entre sus moléculas. Cuando ambas fases son
liguidas se denomina tensién interfacial, cuando una de las fases es gas se denomina tension
superficial. La tensién interfacial se produce porque una molécula cerca de una interfaz tiene
interacciones moleculares diferentes de una molécula equivalente dentro del fluido estdndar
(Schlumberger, 2015)".

Numero capilar (N¢)

Es la relacion de dependencia entre la tensidn interfacial, las condiciones de mojabilidad y la
geometria del poro (Chuck Norman, agosto 2007)"".

Se desea maximizar el numero capilar puesto que las fuerzas capilares son las responsables del
entrampamiento

Fuerzas Viscosas vu

Fuerzas Interfaciales o

Donde:

U = Viscosidad, [Pa.S]
v : Velocidad de Darcy, [m/s]
o : Tensién Interfacial.

Relacion de movilidad (M)

Durante una inyeccidén es el factor que relaciona la movilidad del fluido desplazante con la
movilidad del fluido desplzado (Schlumberger, 2015)™.



Donde:

Aing * Movilidad del fluido desplazante
Aeq : Movilidad del fluido desplazado

k : Permeabilidad efectiva de un fluido, [m?]
U : Viscosidad asociada al fluido al que se refiere la permeabilidad, [Pa.S]

Si M>1 se considera desfavorable porque indica que el fluido desplazante fluye mdas facilmente

que el fluido a desplazar esto puede causar canalizacién dejando atrds bancos de aceite (S.
Thomas, 2006) 7,

Estadisticas

La implementacion de los proyectos de recuperacion mejorada es compleja y muy costosa
(especialmente en métodos quimicos) y es imposible asegurar una eficiencia de cualquier método
al 100%. Se ha estudiado mucho sobre estos pues la produccién por métodos convencionales ha
ido mermando mientras que la demanda de recuperacién mejorada aumenta.

Térmicos
53 64 85 99 133 118 133 181 133 137
38 19 21 16 17 21 18 17 9 8
- - - - - - - 3 10 9
91 83 106 115 150 139 151 201 152 154
Quimicos
5 7 13 22 14 20 21 20 9 6
14 9 14 21 22 47 106 178 111 42
- 2 1 3 6 18 11 8 4 2
19 18 28 46 42 85 138 206 124 50
Solventes
21 12 15 15 9 12 30 26 22 23
1 6 9 14 17 28 40 38 49 52
- - - - - - 18 28 8 4
- - - - 8 10 3 3 2 3
22 18 24 29 34 50 80 76 82 87

Tabla 1. 1 Numero de proyectos de recuperacion mejorada por tipo y afio, (Lake, 1989) o

En las tablas 1.1 y 1.2, Lake documenta el nimero de proyectos de recuperacion mejorada
realizados del afio 1970 a 1990, en los nimeros se observa como los métodos térmicos dominan la
preferencia, mucho tiene que ver con que los demds métodos apenas estaban en desarrollo y
necesitaban de mayor inversién para su implementacion. Todos los métodos crecian rapidamente
hasta la caida de precios en 1986.



Produccion 1980 1982 1984 1986 1988 1990
[bls/dia]

924 2,587 10,232 15,313 20,992 11,219
| Alcalinos | 550 580 334 185 - 0

Total Quimicos 2,404 4,069 13,398 16,901 22,501 11,856

rocarburo - - 14,439 33,767 25,935 55,386
miscible

243,477 288,396 358,115 468,692 455,484 444,137
12,133 10,228 6,445 10,272 6,525 6,090
S
- - - 705 2,896 3,985
255,610 298,624 36,560 479,669 464,905 454,212
Soluciones 930 902 2,832 1,403 1,509 637
micelares

CO, miscible - - 31,300 28,440 64,192 95,591
. . 702 1,349 420 95
- - 7,170 18,510 19,050 22,260

Total Miscibles 74,807* 71,915* 83,011 108,216 150,047 190,632
332,821 374,608 460,969 604,786 637,453 656,700
Tabla 1. 2 Produccidn diaria por recuperacion mejorada de los afios 1980 a 1990. ( L. W. Lake, 1989) 2

Como puede apreciarse los procesos térmicos son los que han demostrado mayor eficiencia
debido al alto grado de recuperacidon haciendolos los mas utilizados. Sin embargo aunque haya
gran disparidad entre el éxito comercial y el nimero de proyectos de los diferentes procesos, se
necesitan todos los tipos de recuperacion mejorada pues cada método requiere de condiciones
especificas de aplicacidn y las caracteristicas particulares de cada yacimiento controlan la
viabilidad técnica y econémica de cada método.

Procesos quimicos

Este tipo de métodos utilizan formulaciones quimicas como fluido desplazante para alterar
algunas de las caracteristicas de la roca, fluido o ambos. La inyeccidon quimica afecta la eficiencia
de desplazamiento, se generan emulsiones y/o burbujas, lo que puede aumentar la recuperacion.
Las emulsiones modifican significativamente la permeabilidad relativa, cambiara la mojabilidad y
la imbibicion se presentard, todo esto contribuird al mejoramiento del factor de recuperacién de
hidrocarburos.

La produccion en China por recuperacidn mejorada por métodos quimicos en 2006 alcanzé los
200,000 [b/d]. El futuro de la recuperacién, mejorada depende de la economia y tecnologia
(Thomas, 2008)™.

Inyeccion de Polimeros

Este método consiste en la inyeccion de una solucion de polimeros solubles en agua
(poliacrilamidas y polisacaridos) que aumentara la viscosidad del agua lo que habra de mejorar la
relacién de movilidad desplazando asi el aceite entrampado. Para hacer esta solucién se afiaden
aditivos poliméricos a concentraciones de 250 a 1500 [ppm] al agua de inyeccidn.



La cantidad de polimero a inyectar dependerd de las caracteristicas del yacimiento, los fluidos de
la formacion y la etapa de produccion. En promedio en la etapa de produccidén secundaria se
necesita una menor cantidad de polimero que en otras etapas. Suele aplicarse por medio de
baches que van disminuyendo la concentracion hasta llegar a una salmuera de bajas
concentraciones.

En la mayoria de los casos la inyeccidon de polimeros se aplica como un proceso de bacheo con
bajas concentraciones de polimero para viscosificar el agua. Es importante mencionar que el
polimero no disminuye la saturacidn residual sino que mejora la eficiencia de barrido. El polimero
debe penetrar lo mas posible las zonas de baja permeabilidad lo que proveera la fuerza impulsora
para el desplazamiento y produccion de aceite que no ha sido desplazado.

Para una buena seleccidn se debe evaluar:

®* Temperatura del yacimiento

® Salinidad de la solucidn

®  Saturacién movil de aceite

®  Relacién de movilidad

* Propiedades del fluido y de la roca

ravedad API

Saturacion de aceite al inicio del proyecto >50
Viscosidad, [cp] <150

Permeabilidad, [md] k>20
Temperatura, [°C] T<110
Relacién de movilidad 1<M<50

Profundidad, [pies] 150-1,525
Salinidad del agua de formacion Baja

Tabla 1. 3 Pardmetros criticos para implementacion de polimeros (Chang, 2013) s

La Tabla 1.3 muestra algunos de los parametros criticos para la implementacién de la inyeccidén de
polimeros incluyendo un rango esperado para cada parametro para que la inyeccion de polimeros
sea viable.

El nivel de retencion de polimeros en la roca es bajo a menos que el agua congénita tenga una alta
salinidad o que exista alto contenido de arcillas. Se recomienda la inyeccién en rocas consolidadas
de manera preferente, sin embargo, rocas no consolidadas continua siendo técnicamente factible
en medio de algunas limitaciones.

Existen dos tipos de polimeros: sintéticos y bioldgicos.

Los polimeros sintéticos suelen ser poliacrilamidas que ademds de incrementar la viscosidad
alteran la permeabilidad de la roca, sin embargo tienden a ser degradados mecdnicamente por
esfuerzo de cizalla. Es importante evitar esta degradacion controlando las condiciones de
operaciones en superficie. Todos los procesos exitosos documentados fueron con poliacrilamidas.

Los polimeros bioldgicos tales como la goma Xanthan se caracterizan por tener mayor tolerancia al
esfuerzo de cizalla lo que los hace mas facil de manejar en las bombas de inyeccién y el equipo de
campo, ademas no son tan susceptibles a la salinidad. La desventaja que presentan es que pueden
taponar la formacidn pues por su origen bioldgico tienden a sufrir del ataque de bacterias. Esto se
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puede controlar por medio de filtraciones y afiadiendo bactericidas a la formulacién. Esta medida
desafortunadamente aumentara los costos del proyecto. Sélo se han hecho dos proyectos a gran
escala con goma Xanthan debido a que tienen un alto costo ademas de no haber sido exitosos
aunque el resultado desfavorable no necesariamente es imputable al polimero.

El costo promedio dependera del tipo de polimero, los polimeros sintéticos son mas baratos (™~
$1.34 [dIs/Ib]) pero su costo depende del precio del crudo pues es un derivado de este, los costos
de operacién para este tipo de polimeros es de $0.05 [dIs/bl] (Chang, 1978) . Por otro lado el
costo aproximado de las gomas Xantham es $2.5 [dls/bl] pero las condiciones de operacién son
mas flexibles por cuanto el uso de agua fresca no es tan estricto.

Se han documentado varios casos de inyeccion de polimeros, la mayoria en areniscas. La Tabla 1.4
menciona brevemente algunos de ellos (Chang, 1978)"":

Proyecto Etapa de Tipoderoca Polimero Porcentaje de
produccion recuperacion, [%]

Secundaria Areniscas Sintético 2
Secundaria Areniscas Sintético 0
Secundaria Areniscas Biopolimero 0
Secundaria Areniscas Sintético 8
Secundaria Areniscas Sintético 10
m Secundaria Areniscas Sintético 23
Secundaria Areniscas Sintético 13
Secundaria Areniscas Sintético 30
Secundaria Carbonatos Sintético 13
_ Secundaria Areniscas Sintético 9
Terciaria Carbonatos Sintético 11
Terciaria Carbonatos Sintético 1.8
Terciaria Carbonatos Sintético 2.5

Tabla 1. 4 Casos de campo de proyectos a gran escala de polimeros (Thomas, 2006) 7

En un analisis a nivel laboratorio hecho por Han vy sus colegas (2014)"” en nucleos de rocas

carbonatadas al que se les fue inyectado una solucién polimérica de concentracién de 3000 [ppm]
se obtuvo un recobro del 11% del volumen original de aceite. Estos resultados mostraron el
potencial de ésta tecnologia en términos de recuperacién de reservas, sin embargo también
pudieron descubrirse algunas limitaciones entre las que destacan:

®  Pérdidas del fluido desplazante en la roca por adsorcién, lo que produce entrampamiento.

® Pérdida de inyectividad debido a las arcillas.

* Falta de control del avance.

®* La alta velocidad de cizalla cerca del pozo genera: degradacién del polimero, reticulacién,
taponamiento por filtracidn y por generacién de nuevas fases.

= Pérdida de polimeros en el medio poroso.

Varios autores mencionan la importancia de la aplicacién de polimeros en etapas tempranas de
produccidn, pues a etapas avanzadas de produccidn la posibilidad de éxito es mas baja. Su uso se
recomienda primordialmente que sea durante una segunda etapa de recuperacidon pues en ese
momento la saturacién movil de aceite aun es suficientemente alta para asegurar una buena
cantidad de aceite a recuperar.



Otros factores adicionales y claves para el éxito son la salinidad y el tipo de roca: A mayor salinidad
se necesitard mayor concentracién de polimeros. Por otro lado, a pesar de que la mayor cantidad
de experiencias estan relacionadas a proyectos de areniscas hoy se sabe que este tipo de litologia
tiende a degradarse taponando asi las gargantas de poro, por lo que su aplicacién en carbonatos
presenta una ventaja.

En la medida de lo posible se deben evitar yacimientos de permeabilidad baja y las profundidades
no deben ser ni altas ni bajas (150-1,525 [m]) pues la presion del yacimiento puede generar
problemas en la solucién si la profundidad es mayor a valores de 1,525 [m].

Para la solucién polimérica es recomendable la aplicacion de baches de 200 a 1000 [ppm] que
vayan disminuyendo su concentracién gradualmente.

Existe un amplio rango de condiciones para la seleccién de este método sin embargo la decision
correcta se basa en el andlisis de laboratorio y la simulacion de yacimientos donde se debe hacer
un analisis de las caracteristicas y las condiciones de cada yacimiento.

Tradicionalmente, las razones por las que pudieron haber fallado este tipo proyectos, por orden
de importancia, son:

® Baja saturacion moévil de aceite (Aplicacidn tardia o inyeccién muy avanzada de agua)
® Canalizacién severa

® Alta salinidad de salmuera

®  Alta viscosidad

* |nsuficiente polimero

Se ha inyectado tanto en carbonatos como areniscas y ha sido exitoso en ambos casos. En
promedio la recuperacién incremental de aceite por este método ronda entre el 5y 6% del
volumen original como recuperacién incremental de hidrocarburos.

Es un procedimiento econdmicamente atractivo cuando las caracteristicas son las adecuadas, sin
embargo cuando hay parametros fuera de los rangos mencionados muchas veces pueden ser
mitigados haciendo una mayor inversiéon en los polimeros o en la condiciéon operacional del
proceso de inyeccion. No se espera recuperacién hasta después de los primeros dos afios.

Hoy en dia se puede afirmar que es una tecnologia bajo control por cuanto se han comprendido en
su mayoria los mecanismos que lo gobiernan y se ha probado en campo exitosamente.

Inyeccion de Espumas

Las espumas son acumulaciones de burbujas de gas separadas unas por otras por peliculas gruesas
de liquidos. Es un fluido no newtoniano complejo con la propiedad de tener una viscosidad mayor
que la del gas o liquido que la componen. Esta tecnologia ha sido evaluada desde los afios
sesentas.
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Acuite

desplnzado

Espuma generada
ingitu

Tabla 1. 5 Inyeccion de espumas.

La Figura 1.5 muestra un esquema de la implementaciéon operacional de la inyeccion de espumas.
Consiste en inyectar un gas (CO,, aire, nitrogeno o gas natural), agua y un agente quimico
(surfactante) que la estabilizara. La calidad de la espuma se define como la razén entre el volumen
de gas contenido y el volumen total de la espuma. Las espumas con calidad mayor a 0.8 se
denominan secas, presentan mejor dispersion de las dos fases y son mas estables; por esas
razones se han utilizado en la mayoria de las investigaciones. Las que presentan una calidad menor
de 0.7 se denominan himedas y se caracterizan por la presencia de largas cadenas de burbujas
cilindricas separadas por tapones de liquido, (Ferrer, 2001)".

La inyeccidon simultanea de gas y surfactante o la inyeccion de gas con contenido de surfactante
genera espuma in situ en el medio poroso. La espuma se forma, se rompe y se regenera en las
gargantas de poro conforme los fluidos avanzan por el yacimiento. La presencia de aceite inhibe la
formacién de espumas, lo que provoca que no haya un desplazamiento efectivo del aceite
residual, (Thomas, 2008)[2].

La inyecciéon de espuma en el medio poroso crea un gran numero de interfaces eldsticas que
ejercen una fuerza tipo pistéon sobre el petréleo que es desplazado. El proceso es altamente
eficiente ya que las espumas se ubican primero en los poros mds grandes, donde tienden a
obstruir el flujo. Esto hace a las espumas un buen candidato para yacimientos altamente
fracturados pues el mayor problema de estos es la canalizacion de los fluidos inyectados por las
fracturas dejando muchas zonas sin barrer.

A pesar de ser un proceso complejo tienen grandes ventajas y pocas limitaciones (Sandoval &
Franco, 2010)™ entre las que se destacan:

Ventajas

= Reduccidn efectiva de la movilidad del gas y/o vapor en procesos de empuje por gas o
vapor.

= Disminucion de la permeabilidad relativa al agua en procesos de inyeccién de agua vy por
tanto disminucién del corte de agua
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®= Reduccidn temporal del flujo de gas a través de estratos de alta permeabilidad y zonas
fracturadas (agente de bloqueo).

= A diferencia de los polimeros y los geles, las espumas son mads resistentes a la
degradacion bioldgica, mecanica y quimica.

®*  Proceso relativamente econémico.

® Las espumas no generan dafio permanente al medio poroso debido a que poseen tiempos
de vida media relativamente cortos (no superiores a 6 meses).

Desventajas

* Esunatecnologia muy compleja a nivel quimico y operacional.

* Las espumas convencionales tienden a desestabilizarse y a romperse en presencia del
aceite.

® La adsorcién y la degradacién del surfactante en el medio poroso afecta la estabilidad de
las espumas.

®* La propagacién profunda de las espumas en procesos de control de movilidad y en
bloqueo de zonas y fracturas puede verse afectada por los bajos gradientes de presidn
presentes en estas zonas.

Como la estabilidad de la espuma no necesariamente es la ideal, la mayoria de los métodos
requieren inyeccién continua. Por esta razén lo usual es su uso en conjunto con otros métodos
guimicos pues son buenos agentes de bloqueo o de control de movilidad.

Inyeccion de Surfactantes

La inyecciéon de agentes surfactantes consiste en la inyeccidn de una solucidén quimica que se
encarga de reducir la tensién interfacial (TIF) y/o cambiar la mojabilidad de la roca. La tension
interfacial tiene que ser reducida de 20-30 [mN/m] a valores en el rango de 0.001 a 0.01 [mN/m]
para alcanzar valores bajos de saturacién residual (<0.05) (George J. Hirasaki, 2011)™. Esta zona
de baja TIF es responsable de la reduccidon de la presién capilar y el incremento del ndmero
capilar.

Los surfactantes o tensoactivos, son agentes de humectacién que bajan la tensién superficial de
un liquido permitiendo una facil dispersién lo que baja la tensién interfacial entre dos liquidos. Su
caracteristica mds importante es que el surfactante tiende a concentrarse en la interfaz
disminuyendo la tensidn interfacial o superficial (Garcia, 2008)™*.

Los mas usados son los sulfonatos de petréleo o surfactantes comerciales (S. Thomas 2007) 7 se
inyecta un bache acuoso de surfactante seguido de un bache de polimero y estos dos son
empujados con salmuera.

El alcanzar la TIF ultra baja provocard un aumento en el niumero capilar y un aumento en el
nimero de Bond (éste nimero es usado para caracterizar la forma de una esfera de fluido, es
proporcional al cociente entre las fuerzas de flotacién y las fuerzas debidas a la tension superficial)
para el desplazamiento por gravedad hacia afuera de la matriz.
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En un desplazamiento exitoso el surfactante inyectado como bache primero debe alcanzar la
tension interfacial ultra baja haciendo que las gotas de aceite residual desconectadas puedan ser
movilizadas y crear un banco de aceite donde aceite y agua estaran en fases continuas. En
segundo lugar debe mantenerse esta TIF ultra baja al frente de desplazamiento para prevenir que
el aceite sea atrapado por fuerzas capilares.

Los valores deseados de TIF generalmente sélo existen dentro de un corto rango de salinidad pero
puede pre-lavarse la formacién para reducir la salinidad de la formacién a un valor cercano al
Optimo o disefiar la formulacidn del surfactante de tal manera que la salinidad optima sea igual a
la de la formacidn. Este proceso debe hacerse con cuidado pues hay una corta distancia para que
la saturacién de aceite pueda ser reducida a un valor bajo antes de que la TIF incremente de nuevo
y se atrape todo el aceite que no ha sido movilizado.

Es critico cambiar la mojabilidad de preferentemente mojada por aceite a mojada por agua o
mixta lo cual permitird que la fase acuosa imbiba la matriz espontdneamente y expulse el aceite
que quedd durante la inyeccion de agua (Y. Wu, 2006)[15]. El incremento en la recuperacion puede
ser mayormente debido al cambio en la mojabilidad. Ashayer y colaboradores descubrieron en sus
experimentos que existen dos mecanismos responsables de la alteracién de la mojabilidad. La
primera debido a la adsorcién de surfactante en la interface agua-aceite. La segunda debido a la
adsorciéon de moléculas de surfactante en la superficie sélida teniendo mayor influencia la
primera.

La recuperacion depende significativamente de la velocidad de difusion de las moléculas de
surfactante. Una difusién mas rapida resultara en una recuperacién mas rapida y una difusion mas
fuerte resulta en una penetracién mas profunda de las moléculas de surfactante en el nucleo del
poro y consecuentemente una mayor recuperacion acumulada.

El mayor problema del uso de surfactantes es la adsorcién del quimico en la roca lo que puede
provocar precipitaciones (sobre todo en carbonatos) tapando las gargantas de los poros vy
disminuyendo la recuperacion. Si se desea implementar inyeccion de surfactantes antes debe
inyectarse un agente de sacrificio para disminuir la adsorcion pues ésta es directamente
proporcional a la concentracién del surfactante y a la salinidad.

El mecanismo primario de la adsorcidn de surfactantes anidnicos en areniscas y carbonatos es la
atraccidn idnica entre los minerales cargados positivamente y el anién negativo de la solucién
(George J. Hirasaki, 2011)™.

Algunos factores de consideracion para controlar la adsorcién son:

* Laadsorcién incrementa con la dureza de la salmuera.
®* Laadsorcidn disminuye con la adicion de alcohol.
®* Laadsorcidn disminuye en demasia con condiciones alcalinas.

Los parametros criticos para la seleccion de surfactantes en un proceso de recuperacion mejorada
se engloban en varios criterios:

® Tension interfacial agua-aceite baja
* Baja adsorcion
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®=  Compatibilidad con los fluidos del yacimiento
En la tabla 1.6 se muestran los promedios tipicos para inyeccién de surfactantes.

Composicidn del aceite Livianos a intermedios deseados
Gravedad API 22-39

Saturacién de aceite al inicio del >30
proyecto, [%]
Viscosidad, [cp] <100

Permeabilidad, [md] k>20
Temperatura, [°C] T<70
Profundidad, [m] 190 - 1615
Presidn, [psi] 625-5300
Espesor neto, [m] No critica

Porcentaje de recuperaciéon % 10-15

Tabla 1. 6 Pardmetros de aplicacion en la inyeccion de surfactantes.

No hay restricciones con respecto a la litologia pero se prefiere areniscas pues los carbonatos son
mas susceptibles a la adsorcion.

Existe poca documentacién con respecto a los criterios de aplicacion sin embargo es
recomendable que se cubran los aspectos mencionados previamente para poder garantizar la
eficiencia del método.

Muchas veces junto con la inyeccidn de surfactantes se inyectan dlcalis y el principal objetivo de
esto es que el dlcali reduzca la adsorcion de surfactante durante el desplazamiento a través de la
formacién por medio de la secuestracion de iones divalentes. La adsorcion de surfactantes
anidnicos en calcita y dolomita puede disminuir en varios érdenes de magnitud con la adicién de
carbonato de sodio como alcali, haciendo el proceso aplicable para formaciones carbonatadas. Sin
embargo presentan una limitacion para la aplicacion de carbonato de sodio en formaciones
carbonatadas pues la anhidrita y/o el yeso estan presentes en la formacidn y generan disolucién
precipitdndose en calcita.

El Alcali forma también jabdn in situ al reaccionar con el acido nafténico en el aceite, esto reduce
la cantidad de surfactante requerido para alcanzar el desempefo deseado. Un beneficio adicional
que viene con la presencia de jabdn es que genera una dispersion coloidal rica en aceite que
produce ultra baja tension interfacial en un rango mas amplio de salinidad a que si no estuviera
presente (George J. Hirasaki, 2011)™%.

Varios surfactantes aniénicos en presencia de carbonato de sodio (Na,C03) pueden cambiar una
superficie de calcita mojado por aceite a intermedia (Y. Wu, 2006)"*.. En los yacimientos
fracturados mojados por aceite el efecto combinado de alcali y surfactantes es esencial para hacer
la matriz preferencialmente mojada por agua y mejorar la efectividad del proceso.

El alcohol también puede servir como co-surfactante alterando la salinidad 6ptima para alcanzar la
TIF requerida. Una desventaja del uso de alcoholes es que este disminuye la solubilizacién de
aceite y agua en microemulsiones lo que incrementa el valor minimo de la TIF.
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Los surfactantes tienen la caracteristica de ser anbifilicos pues de un lado de la molécula es
hidrofila y el otro lado es hidrofdbico al mismo tiempo. Existe una amplia seleccién de surfactantes

para cumplir los requerimientos de las aplicaciones especificas estos se dividen de la forma como
se aprecia en la tabla 1.7

*Basados en aniones sulfato, sulfonato o carboxilato, dodecil sulfato de
sodio (SDS), lauril sulfato de amonio y otras sales de alquil sulfato. Lauril
éter sulfato de sodio (SLES), Alquil benceno sulfonato, Jabones y sales de
acidos grasos.

eBasados en cationes de amonio cuaternario, Bromuro de cetil trimetil

o] amonio (CTAB), Bromuro de hexadecil trimetil amonio y otras sales de
CatIOFIICOS alquil trimetil amonio, Cloruro de cetil piridinio (CPC), Cloruro de
benzalconio (BAC), Cloruro de bencetonio (BZT).

e Alquil poli oxico de etileno, Copolimeros de poli éxido de etileno y 6xido
., . de propileno llamados comercialemente polioxaminas, Alquil poli
No idnicos glucésidos, incluyendo: Octil glucésido, Decil maltosido, Alcoholes
grasos, Alcohol cetilico, Alcohol oleico, Cocoamida metil éter, Cocoamida
di etil éter, Cocoamida trietil éter.

Tabla 1. 7 Tipos de surfactantes y ejempolos (Chuck Norman, agosto 2007) 6]

Los mds utilizados en este tipo de proyectos son los surfactantes anidnicos pues son estables y no
presentan demasiada adsorcion ademas de ser los mas econdmicos. Wu demostro en 2006 que
los mejores surfactantes para rocas calizas son catidnicos pues son los mejores para alterar la
mojabilidad, los no-idnicos también resultan eficientes pero en menor proporcion.

Algunas de las limitaciones y desventajas del proceso de inyeccién de surfactantes son:

Limitaciones

®  Adsorcién de la superficie de la roca.

* Disipacién del bache por dispersion.

* Disolucion del bache por agua.

= Formacién de emulsiones (Thomas, 2006)""

® El calcio y magnesio afectan el potencial de surfactante para disminuir la TIF (Shuaib, y
otros, 2014)™¢.

Factores favorables

®* Formacidon homogénea
® Barrido de inyeccion de agua >50%

La tabla 1.8, describe brevemente algunos casos de éxito en proyectos de inyeccidon de
surfactantes:

Problemas de inyeccion, produccion de

10 . S -
emulsiones. Eficiencia de recuperacién pobre.

15



Precipitacién de surfactantes, alta pérdida de

14
surfactante.
10 Fallas y freacturas, eficiencia de recuperacion
pobre, produccién de emulsiones y corrosion.
Falta de control de movilidad, bajos precios
32 del hidrocarburo impidieron la expansidon del
proyecto.
16.5

Tabla 1. 8 % de recuperacion de algunos proyectos de inyeccion de surfactantes, (Thomas, 2006) o

La tecnologia de surfactantes ha avanzado para superar los casos de fallo en el pasado y para
reducir la cantidad de surfactante requerido llegando inclusive a afirmarse que tiene gran
potencial de aplicacidon en yacimientos carbonatados y naturalmente fracturados (Manrique, E.
Gurfinkel, & C. Muci, 2004)[17]. En yacimientos naturalmente fracturados el éxito dependerd de la
imbibicién espontanea y de la flotabilidad para el desplazamiento del aceite de la matriz
(Manrique, y otros, 2010)*® |o cual generara un drene de aceite hacia la fractura y hace a los
surfactantes atractivos para carbonatos al cambiar la mojabilidad de la roca.

Un proyecto de inyeccién de surfactantes tipico dura al menos 7 afos con resultados de aceite
incremental apareciendo al tercer afio (Arsalana Ansari, 2013)[19].

Inyeccion de dlcalis

El proceso consiste en inyectar una solucion en forma de bache que contiene un alcalino que
habra de reaccionar con los acidos nafténicos del aceite en sitio formando un surfactante que
reduce la tensién interfacial entre al aceite y el agua, el nivel de reducciéon de la TIF depende de la
concentracién de dlcali. Los agentes alcalinos mas comunes suelen ser hidréxido, carbonato u
ortosilicato de sodio. Es por esto que este proceso es util para crudos con pH bajo debido a la
presencia de moléculas que contienen radicales acidos (resinas y asfaltenos).

A este método se le atribuyen también el desarrollo de emulsiones, alteracién de la mojabilidad,
precipitaciéon quimica por la mezcla del alcali inyectado y los iones duros del agua de formacion.
Todos estos mecanismos en interaccion hacen al alcali un proceso muy complejo sin embargo
también contribuyen a la mejora de desplazamiento del aceite por el agua. (Mayer, Carmichael,
Weinbrandt, & Berg, 1983)%. Es por esto que este proceso es til para crudos con pH bajo debido
a la presencia de moléculas que contienen radicales acidos (resinas y asfaltenos).

Johnson (1976)"Y describe que la inyeccién de &lcalis se basa en 4 mecanismos de recuperacion
gue se mencionan a continuacion:

1. Emulsificacion y arrastre: El crudo se emulsifica y es arrastrado por el alcalino acuoso.

2. Reversion de la mojabilidad: Se genera un cambio de mojabilidad de preferentemente
mojada por aceite a mojada por agua aumentando la recuperacion por cambios
favorecedores de la permeabilidad relativa al aceite. El cambio de las permeabilidades
relativas, a su vez puede detener el incremento gradual de la RGA incluso después de la
inyeccion de agua.
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3. Segunda reversion de la mojabilidad: Esta vez la formacién pasa de estar mojada por agua
a estar mojada por aceite, al cambiar la mojabilidad los valores de la TIF disminuyen a
valores aun mas bajos. El mecanismo consiste en convertir la fase discontinua del aceite
en una fase continua proporcionando un patrén de flujo que de no ser asi dejaria el aceite
entrampado. Estas gotas emulsificadas tienden a bloquear el flujo induciendo un gradiente
de presidn alto que habra de superar las fuerzas de presién capilares reducidas ya por la
reduccion de la tensidn interfacial, esto generara una reduccidn de la saturacién residual.
Este drene deja atras una emulsion de agua en el que la saturacién residual de aceite es
menor que 5% del volumen poral (VP).

4. Emulsificacion y entrampamiento: EIl mecanismo de entrampamiento involucra una
reaccion de una solucion alcalina con el aceite, para producir una emulsién que es
temporalmente mdvil. Las gotas formadas de la emulsién son reagrupadas en la garganta
del poro lo que mejora la recuperacion.

Las TIF mas bajas se logran con bajas concentraciones de alcali. El exceso de alcali es equivalente al
exceso de sal. Este problema se resuelve afiadiendo un co-surfactante para aumentar el
requerimiento de salinidad en el sistema (Nelson, Lawson, Thigpen, & Stegemeier, 1984)%%.
También se le suele afiadir polimero a la solucién para mejorar la eficiencia de desplazamiento del
aceite empujado por agua (Surkalo, 1990)%%.

La reaccidn primaria del alcali con el agua de formacion es reducir la actividad de cationes
multivalentes como el calcio y el magnesio lo cual puede evitar precipitaciones en la inyeccidn de
surfactantes. La solucion alcalina reacciona con la roca reduciendo la adsorcidn del surfactante y
polimero permitiendo que el sistema quimico desplace aceite eficientemente (Surkalo, 1990).

En el caso de aceites pesados y viscosos las emulsiones formadas tienen menor viscosidad que el
aceite mejorando el flujo a través del yacimiento.

La tabla 1.9 muestra los parametros de aplicacidn en la inyeccién de alcalis:

La viscosidad es el pardametro mas
Composicion del aceite importante, nimero acido* >0.2 [mg
KOH/gaceite]

;

Tabla 1. 9 Parametros criticos para la inyeccion de dlcalis (Ferrer, 2001

11]
)

*El nimero dcido es la cantidad de base, expresada en miligramos de hidroxido de potasio [mgKOH] que se requiere para

neutralizar todos los componentes dcidos presentes en un gramo de aceite [ggceite]-
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Se trata de un proceso complejo para disefiar pues hay caracteristicas muy especificos que ponen
en riesgo la aplicabilidad del método. Los factores que deben evitarse son:

® Fracturas extensivas

* (Capa grande de gas

* Alto contraste de permeabilidad

* Concentracidn alta del anién SO, en el agua lo que indica que el yeso estd presente

* Pueden presentarse problemas de corrosidon que requieren de la proteccién de tuberias de
inyeccion, tuberias de produccién y tanques.

Mayer y sus colegas hicieron un analisis de 29 proyectos de inyeccion de alcalis en los afios 80’s
donde determinaron que el promedio de inyeccion es de 20MMIlbm (9x106kg) en una base seca.
Del total, 12 proyectos fueron con hidréxido de sodio, 6 con ortosilicato de sodio, 3 en hidrdxido
de sodio mds polimero, 1 proyecto en ortosilicato de sodio mas polimero y 5 en sosa mas
polimero. En promedio se muestra incremento en la recuperacion a partir del segundo afio.

La seleccién del alcali depende de las condiciones de yacimiento, pruebas de laboratorio,
disponibilidad del quimico y el factor econdmico. En la tabla 1.10 se mencionan algunos proyectos
en los que se ha implementado el método, las caracteristicas del yacimiento y el porcentaje de
recuperacion después de implementada la inyeccion.

Viscosidad Temperatura pesasien Recuperacion i i
Campo, ) Gravedad p. N de aceite al Tipo de Porosidad . i Ba.mles de aceite
Ubicacién del aceite API de yacimiento inicio del alcalino %] incremental incremental/
° Q 9 Libras de quimico
@cy [cp] [°F] oroyecto [%] [%vP] a
Bradford, PA - - - 60 Carbonato | ¢ 54 - -
de sodio
Southeast ) Carbonato
Texas, TX 75 baja 112 40 de sodio 33-35 - -
Harrisburg, 15 alta 200 30-40 Hidréxido 15 2 0.03
NE de sodio
North Ward- , .o 0.22 115 64 Hidroxido 5 ¢ 6.0-8.0 0.024-0.031
Estes, TX de sodio
Singleton, . Hidréxido
NE 1.5 baja - 40 de sodio 16 2 0.32-0.43
s Hidréxido .
Whittier, CA 40 - 120 51 ) 30 5.0-7.0 bajo
de sodio
Brea-Olinda, 90 ) 135 50-60 Ortosﬂlc?to ) < 0.025-0141
CA de sodio
Orcut Hill, Ortosilicato .
cA 17 a 60 0.6 140 50 de sodio 22.5 <1 bajo
Dominguez, Carbonato .
CA ) ) ) 30 de sodio ) <t el
Van, TX - - - 2535 Ortosilicato - <1 0
de sodio
KernRiver, 1000 1618 %0 52.4 Hidroxido 35 0
CA de sodio

Tabla 1. 10 Caracteristicas de yacimiento de proyectos de inyeccion de dlcalis.

Una ventaja de este proceso es que todas las formas de inyeccidn cdustica usan concentraciones
relativamente bajas de quimicos baratos por lo que resulta un método de bajo costo ademas de
que la inversion inicial es baja también comparada con otros métodos de inyeccidn quimica, el
control de movilidad es mejor que en los procesos de inyeccién de gas, ademas de ser aplicable a
un amplio rango de yacimientos de petréleo.
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La variedad de formas en las que el dlcali puede influir en la recuperacion sugiere alto potencial
para futuras aplicaciones en campo, sin embargo se necesitan comprender mejor los mecanismos
pues hasta este momento segun Lake es el método quimico con menor nimero de proyectos
implementados y menor produccion mostrando una recuperacién adicional promedio de 3-5%.

Inyeccion de Alcalis-Surfactante-Polimero

La inyeccién de dlcali-surfactante-polimero es la combinacién de alcalis, polimero y surfactante
(ASP), ya mencionados por separado en el cual las caracteristicas mas importantes de cada
método por separado actlan en sinergia para maximizar la recuperacion.

Es un método relativamente nuevo que se sigue evaluando a nivel laboratorio y a nivel campo.
Debido a la combinaciéon de estos quimicos, ASP es el método de mayor investigacion y pruebas en
métodos quimicos a nivel mundial

Los mecanismos principales por los cuales actia este método son reducciéon de TIF y
mejoramiento de la relacién de movilidad. Los resultados de campo son buenos variando entre 25-
30% de recuperacion del aceite original (Thomas, EOR Overview, 2008)[2]. El método es capaz de
generar un banco de aceite para después producirlo. El proceso tiene potencial aunque se necesita
mayor analisis para entenderlo por completo.

Para iniciar su comprensién debe entenderse la forma en que actda y recordar el mecanismo de
cada método por separado. El alcali saponifica los dacidos carboxilos del aceite formando
surfactantes in situ lo que ayuda a disminuir la TIF moviendo e aceite y evitando entrampamiento
esto disminuye también la cantidad de surfactante utilizado. El polimero aumenta la viscosidad del
agua mejorando el desplazamiento. Se necesita menor cantidad de agua para este tipo de
inyeccion comparado con la inyeccién de agua. Los surfactantes bajan la tensidn interfacial y
cambian la mojabilidad de la roca mejorando la facilidad de desplazamiento del aceite.

Sheng (2013)?* explica simplificadamente como estas tres formulaciones trabajan en conjunto:

La inyeccidn de soluciones alcalinas reduce la adsorcién del surfactante pues los precipitados que
se forman por esta adsorcidn pueden causar gran dafo a la formacidn. El alcali reacciona con el
crudo y genera jabdn. Generalmente la salinidad 6ptima para el alcali es demasiado baja y la
salinidad éptima para el surfactante es alta. Cuando funcionan en conjunto se hace mds amplio el
rango de salinidad en que la TIF alcanza valores bajos.

Las emulsiones mejoran la eficiencia de barrido. El jabdn y el surfactante generan emulsiones
estables gracias a la reduccién de la TIF. El polimero puede ayudar a estabilizar las emulsiones
debido a su alta viscosidad para retardar la coalescencia.

Existe competencia de adsorcién entre el polimero y surfactante. Por esto la adicién de polimero
reduce la adsorcidon de surfactante o viceversa. Por lo tanto, la adicién de polimeros mejora la
eficiencia de barrido de soluciones alcalinas y surfactantes.

Se ha reportado que la disminucién del liquido producido no sélo se atribuye al incremento de la
viscosidad del fluido de desplazamiento sino también debido a la emulsificacidon generada después
de la inyeccion del bache de ASP.
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Sheng™" plantea que una inyeccidn tipica contiene 3 baches: pre-bache, bache principal de ASP y

post-bache. Este esquema operacional queda descrito en la Figura 1.4

Fig. 1. 3 Proceso tipico en la inyeccion de dlcali-polimero-surfactante.

La funcidn del pre-bache es inyectar polimero para mejorar el perfil de inyeccion. Se suele inyectar
alcali para que el pre-bache pueda remover las altas concentraciones divalentes lo que evita
asociaciones subsecuentes de este divalente con los surfactantes del siguiente bache.

El bache principal consiste en dlcali surfactante y polimero, el promedio de concentracién de
inyeccién de cada uno de estos quimicos es de 1.25%masa Alcali, 0.27%masa Surfactante y

0.135%masa Polimero; en total 30.8%masa (donde el porcentaje en masa es
masa de soluto [g]
volumen de disolucion [mL]

%masa= * 100 ) fue inyectado.

Para lograr sinergia todos los componentes deben ir en un sélo bache. Después del bache principal
solo se inyecta agua como empuje, es muy probable que el agua alcance el bache principal pues la
movilidad del agua es mejor que la del bache del ASP.

El total de quimico inyectado serd el VP multiplicado por la concentracién de quimico. El promedio
del factor de recuperacidon fue de 21.8% del aceite residual (Sheng, 2013)?*. Con un costo
aproximado de 6 [dls/bl] sin incluir costos operativos.

Debido a que cada proceso implementado por separado tiene alta complejidad, existen
pardmetros criticos que hay que revisar y asegurar que el yacimiento al que se planea aplicar este
tipo de inyeccion debe tener. Taber y sus colegas'® definieron varios parametros criticos para
diferentes métodos de recuperacion mejorada. Los pardmetros criticos para la inyeccién de ASP se
muestran en la tabla 1.11 son:

La viscosidad es el parametro mas
Composicion del aceite importante, nimero acido >0.3 [mg
KOH/gaceite]
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Gravedad API 20-35
Tipo de roca Areniscas
Viscosidad, [cp] 10 - 6500
Permeabilidad, [md] >10
Temperatura, [°F] <95
Profundidad, [m] 850 - 1200
Presidn, [psi] 625-5300
Espesor neto, [m] No critico
Saturacién de aceite, [%] 68-74
Porosidad, [%] 26-32
Salinidad, [ppm] <20,000
Porcentaje de recuperacion, [%] 25

Tabla 1. 11 Pardmetros criticos de yacimiento en la inyeccién de Alcali-Surfactante-Polimero.

La seleccién de polimeros y surfactantes para ASP es la misma que para la combinacion de
surfactante-polimero. Mientras que el dlcali se seleccionara segun la viabilidad, costo, grado de
dafio a la formacién y caracteristicas del yacimiento.

Como ya se mencioné anteriormente, el mayor problema de la aplicacién de este método en
carbonatos es la formacidon de precipitados, como consecuencia de la interaccidon de ASP, la roca y
las salmueras. La alta adsorcién de surfactantes anidnicos provoca que el proceso pierda
eficiencia, por otro lado los surfactantes catidnicos son muy caros y su uso se puede limitar por
cuestiones econémicas del proyecto.

Todos los alcalis en carbonatos forman precipitados, estos pueden causar problemas como
taponamiento de las gargantas de poro, aumento del dafio alrededor del pozo, presencia de
escamas en superficie o en el pozo. Ademas de eso, los minerales disueltos pueden causar
problemas de operacién en pozos productores.

El metaborato de sodio es un alcalino adecuado pues es un inhibidor de precipitados ya que tiene
gran capacidad para tolerar iones multivalentes, su ion borato reacciona con los minerales
cationicos generando cristales solubles en agua. Con la presencia de salmuera dura (60,00 [ppm])
trabajan efectivamente secuestrando los minerales de cualquier precipitacion.

Se han reportado 21 proyectos de ASP (Tabla 1.12), la mayoria de los proyectos eran a pequefia
escala con pocos inyectores. El proyecto mds grande ha sido el Xingbei Xing-2-Zhun en Daqin,
China con 17 inyectores y 27 productores (Sheng, 2013)*.

Campo, localizacién Afio Area [km2] Recuperacion, [%]

[oaid abets— [EET SN T R T
[Gudong,crina_ [ DR
[Beauing chinass T S S
L 20020275

Tabla 1. 12 Casos de inyeccion de ASP en campo (Thomas, 2006).
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Ademas de poner énfasis en los parametros criticos antes mencionados, para el desarrollo de un
proyecto deben hacerse las siguientes pruebas:

®  Pruebas de laboratorio

®* Compatibilidad de fluidos

®* Medicidn de viscosidad

* Experimentos de imbibicidn natural.
®*  Pruebas de tension interfacial.

Las pruebas en campo son alentadoras, sin embargo los mecanismos no han sido entendidos por
completo. Este método es demuestra efectividad en generar bancos de aceite residual y en la
produccion de éste.

Inyeccion de soluciones micelares

Consiste en la inyeccién de baches de microemulsiones. Este proceso ha demostrado éxito técnico
mayor a los demds métodos quimicos, la ventaja mas importante es que son estables con el agua
de formacidn y la roca. Las microemulsiones pueden ser miscibles en aceite y agua.

Son llamadas también microemulsiones, aceites solubles o polimeros micelares. El mecanismo
bajo el cual trabajan estas soluciones es por medio de la emulsificacién del aceite y agua en un
bache micelar mejorando asi la movilidad de estos. Tienen también buen control de movilidad.

La solucién micelar estd hecha a base de agua, surfactante y aceite crudo. El aceite y agua no se
mezclan (a menos que se afiada un tercer componente), un surfactante o jabdn tiene afinidad por
los dos y actiia como un puente cuando se mezclan bajo ciertas condiciones. Esta estructura da los
requerimientos que se necesitan en un agente de recuperacién: control de viscosidad (por lo tanto
control de movilidad) para asi alcanzar la miscibilidad.

Para la composicién del micelar el hidrocarburo puede ser desde gas licuado de petrdleo,
condensados o hasta aceite crudo. Los sulfonatos alquiyl aryl son surfactantes efectivos. Se puede
agregar sal como un cuarto componente para alcanzar la viscosidad necesaria para el control de
movilidad. La sal sirve también como trazador in-situ.

El proceso consiste en la inyeccidon de un pequefio bache de solucidon micelar que sirve al aceite
como agente desplazante. En seguida un volumen mas grande de agua engrosada (solucién de
agua y polimero o una emulsién de agua) para mejorar la movilidad y lograr minimizar la
canalizaciéon. Finalmente un bache de agua (salmuera) para mover los quimicos y el banco de
aceite resultante hacia los pozos productores.

La solucion micelar esta hecha de gotas muy finas de agua dispersas en aceite o de aceite en agua
producidos, usando surfactantes y soluciones de varias sales. Estas soluciones estabilizan los
surfactantes reduciendo la adsorcidn de surfactante en la roca.

Las microemulsiones son miscibles en aceite y agua. Los baches son disefiados con ultra baja
tension interfacial (102 mN/m) y relacién de mojabilidad favorable.
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Los agregados micelares son capaces de solubilizar o disolver algunos fluidos a su centro. Para esto
el micelar se hincha para acomodar el fluido solubilizado.

Pueden incluir electrolitos y co-surfactantes como alcoholes. Ademdas pueden tener mas
componentes. La concentracién y el tipo de cada componente la dicta el yacimiento al que se le
planea aplicar.

Las caracteristicas de un bache micelar son (Gogarty & Tosch, 1968)[26]:
Alto porcentaje de desplazamiento de aceite.

Movilidad controlable.

Capacidad de ser empujados a través del yacimiento con agua.
Habilidad para permanecer estable en presencia de agua y roca.

PWNR

La recuperacion depende de la etapa de produccidén en la que se encuentre el yacimiento. Si se
encuentra en la etapa de produccidon secundaria el aceite serd producido primero, para la
recuperacion terciaria el agua es producida primero.

El bache tiene un costo alto y suele ser un limitante de implementacion es por esto que se hace un
esfuerzo por disminuir el tamafio de bache sin poner el riesgo su integridad. Con un adecuado
control de movilidad el volumen poral de la solucién se minimiza. En operaciones normales un VP
del 3-15% es suficiente (Gogarty & Tosch, 1968)%°.

En 1997 Taber'®™ hace una revisién sobre los pardmetros criticos del hidrocarburo y la formacién
para todos los métodos de recuperacion mejorada, En la tabla 1.13 se describen los pardmetros
que se deben cuidar para inyeccién de soluciones micelares, ASP e inyeccién de soluciones
alcalinas:

Ligeros a intermedios
>20

<35

>35

Areniscas preferidas
>10

<2700

<95

30-50

Tabla 1. 13 Pardmetros criticos para la inyeccion de polimeros micelares (Taber et al, 1997) 25

Se ha probado en 45 proyectos de campo donde demostré que el método es efectivo creando
bancos de aceite y en la produccion de estos. Los factores de recuperacion estan entre 30-50% del
aceite original (S. Thomas, 2007)"). Aunque es un método bastante prometedor el aspecto
econdmico limita el uso de estos debido al alto costo de los quimicos, el requerimiento de poco
espaciamiento entre pozos, alta inversidn inicial y la lentitud de la respuesta. Las condiciones
geoldgicas (alta salinidad, temperatura y contenido de arcillas) hacen a los yacimientos candidatos
para la aplicacion.

La tabla 1.14 describe algunos de los campos en los que se ha probado el método y el éxito
obtenido:
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Campo, Localizacion Etapa de produccion Area [km % de recuperacion

Secundaria 0.01 49.7
Terciaria 0.162 39
Terciaria 0.647 29
Terciaria 0.457 27
Terciaria 0.364 11
Terciaria 1.647 50
Terciaria 0.19 50
Terciaria 0.809 47
Terciaria 0.162 27
[ Louden,IL. | Terciaria 0.324 33
Terciaria 0.01 67

Tabla 1. 14 Casos de campo y sus porcentajes de recuperacion, (S. Thomas, DL, 2007) o

El proceso tiene potencial y merece ser reevaluado econdomicamente pues es exitoso en generar
bancos de aceite y producir el aceite residual.

Limitaciones:

Alto costo

Requerimiento de poco espaciamiento de pozos
Alta inversidn inicial

Demora de respuesta

Baja salinidad

Bajo contenido de arcillas

Limitaciones de los métodos quimicos

Aun cuando los métodos quimicos han demostrado factibilidad técnica en laboratorio presentan
varias limitantes que no permiten que su uso se extienda a mayor escala. Algunas de las
limitaciones pueden ser:

Costo de los quimicos

Pérdida excesiva de quimicos por adsorcion, reaccidon con las arcillas y la salmuera,
disolucién.

Segregacion gravitacional.

Falta de control en amplios espaciamiento de pozos.

Los costos tipicos de algunos quimicos de inyeccion:

Polimeros 3 [dIs/Ib]
Surfactante 1.2 [dls/Ib]
Sosa caustica 0.60 [dIs/Ib]
Isopropanol 20 [dls/galdn]
Bache micelar 25[dls/bbl]
Aceite 60 [dIs/bbl]

Tabla 1. 15 Precios promedio de aditivos quimicos al 2006, (Thomas, 2007) 5

Si el aceite sube de precio el quimico también pero no en la misma proporcién.
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Las razones mds comunes por las que fallan los métodos quimicos son:

® Bajos costos de aceite

* [Insuficiente descripcion de la geologia del yacimiento:

®* Heterogeneidades en la permeabilidad (k)

® Contenido excesivo de arcillas

®  Alta saturacién de agua.

= Casquete de gas o acuifero asociado.

®  Fracturas.

* Falta de entendimiento del mecanismo de los procesos.

® Falta de disponibilidad de los quimicos en grandes cantidades.
* Alta dependencia de pruebas de laboratorio.

Para poder ser considerados para proyectos a gran escala los métodos quimicos requeriran:

®= Conocimiento de las variables del proceso y descripcién matematica.
® Escalamiento de grupos.

®* Modelos experimentales.

® Resultados del modelo a escala pasarlo a campo.

® Mas confianza para pasar resultados de laboratorio a campo.

Los mds recomendados debido a resultados de campo son la inyeccién de soluciones micelares,
ASP y polimeros por orden de importancia.

Procesos miscibles

El desplazamiento miscible es la inyeccién de un fluido miscible con el crudo, la miscibilidad se
puede lograr mediante el primer contacto o después de varios contactos. Miscibles son aquellos
fluidos que se mezclan en completa proporcién para formar una sola fase. Todos los solventes
usados en aceite serdn inmiscibles en las fases acuosas.

Su principio de accién es por medio de disolucidn, vaporizacidn, solubilizaciéon, condensacién o
cualquier cambio de fase que involucre al hidrocarburo. Para la vaporizacién y solubilizacidon se
requiere transferencia de componentes hidrocarburos entre el fluido inyectado y el fluido de
yacimiento.

Como consecuencia del cambio de fase se generan otro tipo de mecanismos que ayudan a la
recuperacion:

®* Reduccion de la viscosidad del aceite.

®* Reduccion de la densidad del aceite.

* Hinchamiento del aceite.

®  Conduccidn del fluido.

®  Reduccion de la tensidn interfacial.

* Incremento de la permeabilidad relativa al aceite.
* No retencién capilar

* Evitan la re-imbibicién capilar
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Este tipo de inyeccion puede ser por medio de: alcoholes, cetonas, hidrocarburos refinados, gas
licuado de petrdleo, gas natural, gas natural licuado, diéxido de carbono, aire, nitrédgeno, gas de
combustidn entre otros.

Se desarrolla una estrecha zona de mezcla o zona de transicidn entre el fluido desplazante y el
crudo induciendo un desplazamiento tipo pistén. La zona de mezcla y el perfil solvente se propaga
con la inyeccion.

La TIF se reduce a cero en el desplazamiento miscible ademas la eficiencia de desplazamiento
mejora si la relacién de movilidad es favorable (M<1).

Suele usarse en aceites ligeros de viscosidad >3 [cP] en yacimientos con presiones criticas para los
componentes de los solventes de: 500-1000 [psi].

Las temperaturas criticas aumentaran conforme al peso molecular del hidrocarburo. La mayoria de
aplicaciones se ha hecho en 70-250 °F en presiones mayores a los 1000 [psi], (Lake, 1989)[1].

Thomas en 2007 explica los tipos de mecanismos que tiene la inyeccién de gases miscibles entre
los que se encuentran:

®* |nyeccidén de baches miscibles.

®=  Empuje por gas enriquecido.

®=  Empuje por vaporizaciones de gas.
® Gas a alta presioén de inyeccion.

La inyeccién de solventes comienza generalmente en alguna etapa de agotamiento del yacimiento.
Si el solvente es totalmente miscible con el aceite el proceso tiene una alta eficiencia de
desplazamiento. La principal ventaja de este tipo de proceso sobre la inyeccion de gases
inmiscibles es que no se presenta la imbibicion capilar lo que genera un beneficio a la
recuperacion haciéndolo un factor determinante entre una vy otra.

Inyeccion de baches solventes
Este proceso consiste en la inyeccion de baches de solvente como el propano o el pentano a
concentraciones de (4-5%). Este es empujado con un gas que puede ser metano, N, o agua.

Se puede aplicar en formaciones de areniscas o carbonatos. Sus mayores problemas son la
segregacion gravitacional y la digitacion lo que genera una eficiencia de desplazamiento pobre. La
disponibilidad del solvente y la geologia del yacimiento son factores decisivos para la
implementacion del proceso. Se puede presentar formacion de hidratos y la precipitacidon de
asfaltenos lo cual puede ser problematico.

Ventajas:

* Todo el petréleo contactado se desplaza.
* Se requieren bajas presiones para alcanzar la miscibilidad.
®* El proceso puede aplicarse en un amplio rango de yacimientos.

Limitaciones:
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® El proceso ha demostrado poca eficiencia y es mejor si se implementa en formaciones
muy inclinadas.

® Eltamafio del bache no es constantes debido a la dispersidn.

® El bache es costoso.

La tabla 1.16 muestra algunos de los criterios para la aplicacion de métodos de este tipo.

>23
>30

<100

<8

No critica para yacimientos de bajas profundidades
<90

Tabla 1. 16 Propiedades tipo que debe tener un yacimiento para la aplicacion de baches solventes.

Inyeccion de gas enriquecido

Un gas enriquecido es aquel gas hidrocarburo que contiene moléculas mds pesadas que el
metano, este se inyecta y mientras avanza va cediendo sus componentes mas pesado al crudo.
Cuando el crudo se ha enriquecido suficiente a presiones relativamente altas (1200-1700 [psi]) se
vuelve miscible con el gas de inyeccion.

Estas fracciones se condensan en el aceite del yacimiento generando zonas de transicion. La
miscibilidad se logra después de varios contactos entre el gas inyectado y el crudo. Otros
mecanismos que también contribuyen a la recuperacidon por este medio son: incremento en el
volumen de la fase y reduccion de la viscosidad. Estos procesos se limitan a profundidades arriba
de los 6000 [pies] esto debido a la presidén minima requerida para la miscibilidad.

Ventajas:

®  El gas enriquecido desplaza practicamente todo el petréleo residual contactado.
®* La miscibilidad se puede volver a alcanzar si se pierde en el yacimiento.

®* Esun proceso mas econdmico que los baches de propano.

®* La miscibilidad se alcanza a una presién menor.

®* Los tapones grandes minimizan los problemas en el disefio.

Limitaciones:

® Esun proceso de baja eficiencia.

= Silos intervalos son gruesos ocurre segregacién gravitacional.
* De haber fracturas los baches desapareceran.

®* Esalto el costo del gas.
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Inyeccion de gas de vaporizacion

Este proceso involucra la inyeccidn continua del gas natural, gas de combustidn o nitrogeno a altas
presiones (1450 — 2200 [psi]). Bajo estas condiciones el gas de inyeccién que vaporizara metano a
través de componentes de gas licuado del aceite. Cuando el gas ha vaporizado suficientes
componentes hidrocarburos se vuelve miscible con el aceite. Una limitacidn es que el aceite debe
tener suficientes fracciones de C2-C6 para desarrollar miscibilidad. La presién de inyeccién debe
ser menor que la presién de saturacidon para permitir la vaporizacidn de las fracciones. Su
aplicacion se limita a yacimientos que soporten altas presiones.

Ventajas:

® El proceso es mas econdmico que los baches miscibles o el gas enriquecido.
®* No se presentan problemas de dispersion del bache pues la inyeccidn es continua.
* Elgas producido puede comprimirse y reinyectarse.

Limitaciones:

* El costo del gas es alto.
® Son necesarias altas presiones.

Ademas de las limitaciones mencionadas se debe asegurar que los fluidos del yacimiento y el tipo
de formacidn entren en los valores que se muestran en la figura 1.17.

Composicion Alto porcentaje de hidrocarburos ligeros (C1-C7
Gravedad °API >35
Viscosidad, [cp] <0.4
Saturacion de aceite, [%VP] >40
Areniscas o carbonatos con pocas fracturas y altas
lineas de flujo.
Permeabilidad promedio, [md] 0.2-35
Porosidad, [%] 11.0-28
Espesor neto, [m] Relativamente delgado
Profundidad, [m] >1,900
Temperatura, [°C] No critica
Tabla 1. 17 Valores promedio para aplicacion de gas de vaporizacion.

Tipo de formacion

Inyeccion de CO,

El motivo por el cual se inyecta CO, a la formacidn es porque altamente comprimido extrae
hidrocarburos (del rango de las gasolinas) del aceite en sitio, lo que permite que el frente de
desplazamiento se vuelva miscible a temperaturas mas bajas. Al ser absorbido por el aceite se
forma una sola fase, la solucién tiene muchos cambios en sus propiedades. Los cambios que se
generan y al mismo tiempo hacen efectiva a la inyeccion de CO, son (lzgec, Demiral, & Askin,
2005)%":

* Reduccion de viscosidad.

* Hinchamiento de aceite.

* Alta solubilidad en agua.

* Vaporizacién y extraccion de porciones de aceite.
®* Reduccion de la TIF.
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La solucién se expande del 10 al 60% y reduce la viscosidad de 5 a mas de 10 veces.

Este tipo de recuperacion mejorada se comenzé a implementar en los afios 50’s donde se
inyectaban baches para desplazar el aceite Para la década de 1980 ya se habia probado en 30
campos, muchos tuvieron éxito técnico.

La miscibilidad del CO, dependera de la presion minima de miscibilidad. Debido a que tiene una
presidn minima de miscibilidad baja este método funcionara con un amplio rango de crudos lo que
lo hace un agente desplazante Unico (mejor incluso que el gas natural). El CO, puede extraer
fracciones pesadas y desarrollar miscibilidad después de multiples contactos. La figura 1.4 muestra
un esquema operacional de la inyeccion de CO,.

Inyeccion de CO, con inyeccion de agua.

Fluidos producidos (aceite, gas, COzy agua)
Instalaciones de almacenamiento y separacion
Pozo inyector e

* Bomba de B = [ |

inyeccion de -
agua = -

3 '
3

Pozo productor

Inyeccion de CO2
reciclado o de zijn =
tuberias -

@ R T
(1)  Zona de aceite residual Zona de €02 y agua

@ Banco de aceite y frente miscible @ Agua desplazante

Fig. 1. 4 Proceso de inyeccion de CO2, fuente: (Comision Nacional de Hidrocarburos, 2012)[28].

Para alcanzar la miscibilidad muchas veces se debe esperar un periodo de tiempo para que el CO,
pueda mezclarse y asi reducir la viscosidad. Algunas veces se inyecta agua para empujar el banco
de aceite y la zona de mezcla.

El CO, ha demostrado invadir zonas que no pudieron ser alcanzadas durante la inyeccidn de agua.

También ha demostrado ser capaz de reducir la saturacion residual de aceite a valores cercanos al
. . .y , 2

5% mientras que por otro lado la inyeccidn de agua sélo llega al 25% (Holm, 1982)%).

Se puede aplicar en yacimientos de aceites medios a ligeros (>30° API) pero mientras mas pesados
sean los aceites (<27 °API) necesitaran presiones y cantidades de CO, mas altas que son
dificilmente sustentables desde el punto de vista econdmico. Sin embargo estos aceites pueden
ser candidatos para la inyeccién de didxido de carbono debido a que tiene alta solubilidad. Las
variables bajo las que funciona la inyeccion de CO, son:
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®  Presion.
* Temperatura (esta afecta la densidad y el volumen de CO,).
* Viscosidad del aceite.

El potencial de un yacimiento para la inyeccién de diéxido de carbono se determina a partir de
pruebas “Slim-tube”, inyeccion de nucleos y estudios de simulacidn.

En las pruebas “Slim-tube” se mide:

®*  Presién minima de miscibilidad para un aceite dado.
* Temperatura de yacimiento.
®*  Prueba de CO, inyectado.

La inyeccidn de nucleos provee:

® Saturacidn residual.
* Efectos de permeabilidad a condiciones cercanas a las de yacimiento.

De la simulacién de yacimientos se obtienen predicciones del rendimiento necesario para los
calculos econdmicos. La simulacidn requiere descripcién precisa y datos de propiedades de fluidos.

CO2 puede ser inyectado en formaciones de permeabilidad alta o baja, en areniscas o carbonatos.
EL proceso es mas eficiente en yacimientos con baja permeabilidad vertical.

Un proceso notable de la inyeccién de gases miscibles es la alternacion gas-agua (WAG por sus
siglas en inglés). Este proceso tiende a reducir las inestabilidades viscosas, costo y disponibilidad
de infraestructura pues como su nombre lo dice alterna la inyeccién de CO, con agua.

El agua entrard a las zonas ya contactadas para evitar la canalizacion del CO,, este proceso es
temporal porque las zonas invadidas se volveran mas permeables sobre todo al agua lo que
incrementard la produccién de agua.

Se debe cuidar de no sobrepasar la cantidad de agua a inyectar pues si su velocidad excede de la
del CO, la eficiencia de desplazamiento se reduce severamente. Los resultados de afiadir
surfactante al WAG son prometedores en términos de control de movilidad pues ha sido el
método mds usado para esto.

A pesar de ser un método con mucho potencial tiene algunas limitaciones. El mayor problema de
esta modalidad de inyeccién es que el CO, tiene alta movilidad por lo que muchas veces no
contactara al aceite y este no se hinchara.

Si se inyecta en mayor cantidad el CO, volverd a pasar por zonas ya barridas no teniendo resultado
alguno. Segun Holm®™ esto puede solucionarse por medio de:

1. La instalacién de empacadores y por medio de técnicas de perforacidn para aislar las
capas de arena donde se inyectara el CO,.

2. Cerrando pozos para eliminar las bajas de presidén en el yacimiento.

Alternar la inyeccidn con agua para que compitan por los canales de flujo.

4. Adicién de surfactante o quimicos que lo produzcan para alternar con CO, y producir
espumas o emulsiones.

w
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La mayoria de los proyectos han presentado cortes de didxido de carbono tempranos entre el 5-
15%. La combinacidn de CO, y salmuera causa un ambiente corrosivo en los pozos productores y
las instalaciones de superficie.

El suministro de este gas de combustidon puede provenir de diversas fuentes como: refinerias,
plantas quimicas, plantas de combustible sintético y plantas de generacidn eléctrica. Si la fuente
del CO, se encuentra cerca del campo el éxito econdmico esta casi asegurado.

Cuando se presentan cortes de didxido de carbono en la producciéon este se comprime y se
reinyecta. Se necesitan instalaciones adicionales para extraer el CO, del gas producido, pero esto
hace el CO, de reinyeccién mas barato que el comprado.

En 1982 Holm™ enuncia varios casos de aplicacion a gran escala. La primera prueba de campo
exitosa fue en Mead Strawn confirmando que se produce mas aceite con la inyecciéon de CO,
seguido de la inyeccidn de agua para evitar canalizacion.

El mas grande es en SACROC Unit un yacimiento carbonatado en el campo Kelly- SYder en Texas
donde se inyectaron mas de 30,000 acres de CO, este proyecto habia alcanzado para ese entonces
90 MM[bls] cerca del 7% del volumen original de aceite.

El campo Two Freds Field se encontraba en la etapa de recuperacién terciaria, la RGA al inicio del
proyecto era >50 [m?/m?]. La recuperacién aumento de 30 a 500 [bls/dia] lo que demuestra que es
posible la recuperacion terciaria.

En promedio se produce 1 barril de aceite por cada 3,000 [pc] de CO, inyectado. Para un proyecto
exitoso se deben seguir las siguientes recomendaciones:

1. Evitar yacimientos fracturados, intervalos delgados sobre acuiferos muy grandes, evitar
casquete de gas.

2. El yacimiento debe ser lo suficientemente profundo para alcanzar la miscibilidad.

3. Esaplicable a cualquier temperatura, tipo de roca y salinidad.

Alto porcentaje de hidrocarburos
medios (C5 a C12)

>25

<10

>20

Areniscas o carbonatos

Homogénea con pocas fracturas

17-32

Delgado

Depende de la temperatura

Temperatura, [°C] No critica
Porcentaje de recuperacion, [%] 62-25

Tabla 1. 18 Pardmetros que gobiernan la inyeccion de CO2.

La tabla 1.18 muestra algunas de las condiciones practicas que hacen a un yacimiento favorable
para la aplicacion de este método.

La recuperacién de crudo en un yacimiento mojado por aceite y fracturado es dificil esto debido a
la alta retencién capilar. Las propiedades del ritmo de produccién lo controlard la matriz de la
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roca. Cuando el gas inyectado es miscible con el crudo, ocurrird una reducciéon de densidad y
viscosidad lo cual mejora la recuperacion.

En una geometria con fracturas verticales, el hidrocarburo sdélo fluird hacia abajo hasta
encontrarse con una barrera que después lo hara fluir hacia los lados (Verlaan & Boerrigter,
2006)"7,

En estos yacimientos la fisica de la miscibilidad se desconoce inclusive es incierto si se puede
alcanzar la miscibilidad.

Para entender todo el mecanismo en yacimientos fracturados de inyeccién de gases miscibles es
necesario hacer simulacién por medio de modelados por mallado definido. A pesar de la
incertidumbre las caracteristicas de estos métodos hacen a los yacimientos naturalmente
fracturados adecuados para la recuperacién adicional por medio del desplazamiento miscible.

La figura 1.5 muestra una comparacién entre la recuperacién tedrica alcanzada utilizando
procesos miscibles e inmiscibles en yacimientos naturalmente fracturados.

1000 4
i-— Miscibie GOGD

~ immiscible GOGD |

1 \

]

Ol rate (MXday)

01

1 10 100
Time (Years)

Fig. 1. 5 Inyeccion miscible vs. Inyeccion inmiscible (Verlaan & Boerrigter, 2006) 30]

Inyeccion de nitrégeno miscible

Este proceso es similar a la inyecciéon de CO, en sus procesos miscibles y principios para alcanzar la
miscibilidad, sin embargo el nitrégeno tiene una presién minima de miscibilidad alta con la
mayoria de los aceites. Se puede aplicar a aceites ligeros (>30° API) en yacimientos profundos
(>1,525 [m]) con temperaturas moderadas. El proyecto de Cantarell es el mas grande a nivel
mundial y actualmente se encuentra produciendo 500,000 [bls/dia] de aceite incremental
(Thomas, 2008)™ a través de un proceso no miscible de inyeccién de nitrégeno para efectos de
mantenimiento de presion.

Una de las mayores dificultades en este tipo de procesos es la contaminacién de gas natural por
nitrégeno.
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Inyeccion alternada de gas y agua (WAG)

Este método es la combinacion de dos tecnologias que son la inyeccidon de agua y la inyeccion de
gas se le conoce cominmente como WAG (Water Alternate Gas) por sus siglas en inglés. El
proceso consiste en la inyeccidon de un bache de gas seguido de uno de agua, inyectados en el
mismo pozo.

Originalmente su objetivo era el de mejorar la eficiencia de barrido usando del agua para control
de movilidad por esto se cree que el WAG contacta zonas que no han podido ser barridas.

La clasificacion mas amplia es la division entre procesos miscibles o inmiscibles. Sin embargo
existen diferentes variaciones del método, tales como (Chhristensen, Stenby, & Skauge, 2001)"":

®  |nyeccion alternada miscible

En este caso la miscibilidad se alcanza con el multicontacto de los fluidos de inyeccion con el hidrocarburo in-situ, en los
primeros proyectos se usaban solventes de alto costo como propano lo que lo hacia al proyecto no-econémico.

de mmpu)a
(agua)

Fig. 1. 6 Proceso de inyeccion de agua alternada gas

Se inyectan baches de gas y agua de manera alternada que empujan el banco de petréleo
generado por la miscibilidad tal como se aprecia en la Figura 1.6.

e Inyeccion alternada inmiscible

Este proceso se aplica para tener control de la estabilidad del frente de inyeccién o para alcanzar
zonas no contactadas. Se suele inyectar en yacimientos donde la heterogeneidad es alta y hay
peligro de canalizacion o donde los recursos del gas sean bajos.

Debido a que es dificil mantener la presién minima de miscibilidad muchos casos oscilan entre
inyeccion miscible e inmiscible. La Figura 1.7 muestra el porcentaje de aplicacién de esta
tecnologia por tipo de desplazamiento.
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Porcentaje de aplicacién por tipo de desplazamiento
3%

u 18%

" 79%
® Miscible ® No miscible = Sin clasificar

Fig. 1. 7 Aplicaciones miscibles vs. inmiscibles de un total de 59 proyectos (Chhristensen, 2001) B

La recuperacion en la inyeccién alternada proviene de 3 contribuciones:
Rf =E, *EpxEp

R = recuperacion de aceite

E,, = barrido vertical

Ey=eficiencia de barrido horizontal

E,,= eficiencia de desplazamiento microscépica

Al maximizar alguna de 3 la recuperacién aumentara.

Si M<1 el proceso se optimiza y esto se puede lograr aumentando la viscosidad del gas o
reduciendo la permeabilidad relativa de los fluidos.

Es importante ajustar la cantidad de agua y gas a inyectar pues inyectar demasiada agua puede
resultar en un desplazamiento microscépico pobre y demasiado gas en barrido vertical y
horizontal pobre. La relacién agua/gas generalmente empieza en 1 y varia hasta 3-4 con baches
de 0.1-3% de tamafio.

Las caracteristicas que afectan el desplazamiento son la estratificacion y la relacion de fuerzas
viscosas/fuerzas gravitacionales (Surguchev, Korbol, Haugen, & Krakstad, 1992)®. EI porcentaje
de recuperacidn oscila entre 5-20% sin embargo de los casos reportados el promedio es de 9.7%.

Gravedad °API 33-39
Viscosidad, [cp] 0.3-0
Presion [psi] <3500
Tipo de formacion Areniscas o carbonatos
Porosidad 11-24
Espesor neto No critico
Profundidad, [m] 2,300 -2,700
Temperatura, [°F] 90 - 160
Porcentaje de recuperacion, [%] 5-10
Tabla 1. 19 Parametros importantes en el disefio de la implementacion de WAG.
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La tabla 1.19 muestra los parametros criticos para la inyeccidn alternada de agua y gas

Para alcanzar la miscibilidad el empuje por vaporizacién debe tener al menos 3500 [psi] y densidad
mayor a 38 [°API]. Ha sido aplicado en permeabilidades altas y bajas mostrando efectividad en
ambas, en yacimientos de permeabilidad alta la efectividad aumenta. La figura 1.8 discretiza la
aplicacion del método atendiendo a la litologia asociada a los yacimiento.

Tipo de roca

5%

8%

= 20%

m Otros Carbonatos = Dolomita Caliza Sin clasificar

Fig. 1. 8 Tipos de yacimientos de 59 campos en los que se aplicé inyeccion alternada, (Christensen et al, 2001) B4

El gas de inyeccion puede ser: CO,, gas hidrocarburo o gas no-hidrocarburo y la recuperacion
dependerd de gas usado en la inyeccidn los valores promedio de los gases mas usados son:

e (0, :10%
L] NZ:S%

El CO, es caro y se usa cuando se desea alcanzar la miscibilidad su gran problema es que se genera
corrosion y es practicamente imposible evitarlo, 28 campos se reportan con el uso de CO,.

De 60 casos revisados la mayoria han sido exitosos (Chhristensen, Stenby, & Skauge, 2001)[31]. Se
ha demostrado que la saturacion de aceite disminuye mucho mas con la inyeccién de gas (incluso
de gases inmiscibles) que con inyeccién de agua.

La mayoria de los proyectos se han llevado a cabo en proyectos de poco espaciamiento de pozos,
el patrén de inyeccidn mas comun es de 5 pozos con poco espaciamiento.

El factor decisivo entre el uso de inyeccidon miscible o inyeccidn inmiscible se basa en aspectos
econdémicos.

Algunas de las variaciones de la inyeccidn alternada son:
® |nyeccion alternada hibrida
En este caso se inyecta un bache grande de gas seguido de un nimero de baches pequefios de

aguay gas.
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® |nyeccidn alternada simultdnea (SWAG)

Proceso en el cual se inyectan agua y gas simultdaneamente. Esta modalidad puede mejorar la
recuperacion mediante el aumento de la movilidad de los fluidos y la fuerza de empuje. En
pruebas piloto la recuperacidon aumentd en 0.5% mas que en el alternado cldsico ademas de que la
RGA se mantuvo mas estable.

® |nyeccidn alternada (WASP- Water alternating steam process)

Este es otro tipo de inyeccidon alternada que consiste en la inyeccidn ciclica de vapor y la inyeccidon
alternada de agua.

® |nyeccidn asistida por espuma (FWAG- Foam Assisted WAG)

Este proceso utiliza espumas para mejorar la eficiencia de barrido durante la inyeccién del gas. Se
sabe que la espuma actia como un agente de bloqueo selectivo muy util. Por lo general cuando se
inyecta gas este tiende a canalizarse hacia la parte superior del yacimiento con rapidez, la espuma
tiene como objetivo crear una barrera que impida el paso del gas.

Ventajas de la inyeccion de agua alternada con gas

= Se aplica en yacimientos donde la fase mojante es el agua.
* Larecuperacion adicional puede ser de hasta un 15%.
® Usar espumas disminuye lo problemas de la canalizacién del gas

Limitaciones/Problemas de la inyeccion de agua alternada con gas

®*  Produccion temprana de los fluidos inyectados.
® Pérdida de inyectividad

®* Corrosion

®*  Formacidn de precipitados.

®* Formacion de asfaltenos e hidratos de metano

De la revision de campos que hicieron Christensen y colegas en el 2001"Y |os procesos alternados
tienen un rango de recuperacion de 5-10% del OOIP.

Limitaciones de la inyeccion de gases miscibles

A pesar de que los métodos miscibles pueden ser muy efectivos pues se han demostrado altos
factores de recuperacion adicional, tienen varias limitaciones que pueden ser de impacto para un
proyecto de este tipo

= Segregacion gravitacional

®  Puede generar digitacion

® Falta de control de inyeccién

* Grandes fracturas

®* Presencia de un acuifero grande.

*  Alta variacion de la permeabilidad.
* Altainversion inicial.
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* Permeabilidad vertical alta.
* Se deben aislar las capas con empacadores para que cada capa reciba suficiente solvente.

Recuperacion mejorada microbiana (MEOR)

Este método usa microrganismos para mejorar la recuperacién de aceite residual. Se inyectan
nutrientes y bacterias anaerobias que pueden crecer a condiciones de yacimiento. Los productos
derivados de los metabolitos microbianos incluyen: biosurfactantes, biopolimeros, Aacidos,
solventes, gases y encimas que modificaran las propiedades del hidrocarburo y sus interacciones
con el medio poroso, esto incrementard la movilidad del aceite y consecuentemente Ia
recuperacion sobre todo en vyacimientos marginales. Los nutrientes son carbohidratos
fermentables

Los microorganismos usados en MEOR son en su mayoria extremoéfilos lo que quiere decir que
gustan de las condiciones extremas como altas temperaturas o altas presiones lo que los hace
idéneos para la propagacion en el yacimiento.

Estos extremofilos deben ser anaerdbicos incluyendo: haléfilos (su desarrollo es en ambientes
hipersalinos), bardfilos (se desarrollan a altas presiones) y terméfilos (tienen gran resistencia a las
altas temperaturas y su desarrollo sélo es a partir de los 45 [°C], algunos microorganismos pueden
crecer a temperaturas de hasta 121 [°C]).

Los mecanismos responsables de liberar el aceite por medio de la disolucién de carbonatos
inorgdnicos son los metabolitos bacterianos, debido a su produccién de gases bacterianos lo que
reduce la viscosidad del aceite mejorando la produccién.

Los mecanismos bajo los cuales trabajan son:

® Reduccion de la tensidn interfacial y modificacion de la mojabilidad por medio de
produccién de surfactantes y accidn bacteriana.

®* Taponamiento selectivo de medios porosos por microorganismos y sus metabolitos.

® Reduccion de la viscosidad del aceite por solucién de gas en el aceite, esto debido a la
produccién de gas bacteriano o a la degradacion de hidrocarburos de cadenas largas.

®  Produccidon de acidos que disuelven la roca, mejorando la permeabilidad de la zona.

Los dos primeros tienen el mayor impacto en la recuperacién. La tabla 1.20 muestra un resumen
de los tipos de microbios y sus aplicaciones.

Producto Microbiano Microbios Aplicacion en MEOR

Biomasa Bacilo de biomasa, Leuconostoc, Taponamiento selectivo y alteracién
Xanthomonas de la mojabilidad

Surfactantes Acinetobacter, Arthrobacter, Bacilos, Emulsificacion y des-emulsién a
Pseudonomas través de la reduccion de la TIF

Polimeros Bacilos, Brevibacterium, Leuconostoc, Modificacién de la viscosidad,
Xanthomonas taponamiento selectivo

Solventes Disolucién de la roca para mejorar la

Clostridium, Zymomonas, Klebsiella permeabilidad, reduccion de la
viscosidad
Acidos Clostridium, Enterobacter, acidogenos Incremento de la permeabilidad,
mezclados emulsificacion
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Gases Incremento de presion,

Clostridium, Enterobacter, hinchamineto del aceite, reduccion
Methanobacterium de la TIF y reduccion de la viscosidad
del aceite
Tabla 1. 20 Tipos de microbios y sus aplicaciones (Rashedi, Yazdian, & Naghizade, 2012) a1

Existen diferentes tipos metabolitos producidos por microrganismos, cada uno tendrd un efecto
diferente en la recuperacion. Estas moléculas y sus propiedades son:

Biosurfactantes
La inyeccidn de biosurfactantes se aplica de la siguiente manera:

1. Inyeccion del biosurfactante lo que producira microorganismos en el pozo, para
multiplicarse posteriormente en la formacion.

2. Seleccién de nutrientes, para el crecimiento de biosurfactante autéctono por la
produccién de microrganismos.

3. Produccidn de biosurfactantes en superficie para posterior inyeccién al yacimiento.

Este tipo de mecanismos microbianos pueden bajar la TIF a valores tan bajos como (0.01-0.0001
[mN/m]).

Gases y solventes

Algunas cepas pueden producir hidrégeno, CO,, metano, acetato y butirato como resultado de la
fermentacién. En el yacimiento todos estos gases metabolitos son producidos in-situ y se
disuelven en el hidrocarburo resultando en una reduccion de viscosidad y las fuerzas capilares. Los
gases aumentan la presién en los poros debido a la produccién de gases.

Obstruccion

Un aumento en la masa de las células genera cambios en el patrén de flujo moviendo el aceite a
las zonas de alta permeabilidad a las zonas de baja permeabilidad promoviendo que el agua pase
por las zonas de baja permeabilidad. El nutriente tiende a fluir por las zonas de alta permeabilidad.

Experimentos con salmuera demostraron obstruccion del 60-80% del espacio poroso lo cual puede
ser beneficioso en yacimientos naturalmente fracturados en los cuales muchas zonas quedan sin
ser contactadas dejando aceite residual en el yacimiento.

Biopolimeros

La aplicaciéon de biopolimeros insolubles en agua que son producidos por ciertas bacterias,
funciona de la misma manera que la obstruccidn tapando fracturas o fuertes canales de flujo
equilibrando la permeabilidad del yacimiento.

La tabla 1.21 muestra los promedios de valores de las propiedades criticas son:

Alto porcentaje de hidrocarburos
medios (C5 a C12)

12.0-33

8900-1.7

55-65
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Carbonatos preferentemente
180-200
12-26.0
500 - 1000
<120
7-30
Tabla 1. 21 Valores criticos en la inyeccion bacteriana.

Casos de campo
Las aplicaciones a nivel campo comenzaron en los 90’s

®* Una inyeccion de biosurfactante de baja concentracién en nucleos de Berea en areniscas
reportd ser buena en recuperacién de aceite residual.

®* En el campo Alton Oil Field en Australia, Queensland se aplicéd inyeccién microbiana y se
demostré incremento de produccién de aceite.

Ventajas

® Las bacterias inyectadas y sus nutrientes son baratos y faciles de obtener y manejar en
campo.

® Estos procesos son econdmicamente viables y atractivos para campos marginales que aun
se encuentran produciendo y son excelentes alternativas para considerar antes del
abandono de pozos marginales.

® Lafabricacion de células microbianas requiere de poca energia.

® Este tipo de tecnologia requiere minima modificacién de las instalaciones existentes.

®* Como los fluidos inyectados no son derivados del petréleo no dependerdn del precio del
crudo.

®* Son adecuados para uso en carbonatos donde la mayoria de los métodos de recuperacién
mejorada no son tan eficientes.

®* Los efectos de la actividad bacteriana crecen con el tiempo, mientras que en otros
métodos quimicos pasa al revés.

® Los productos de MEOR son biodegradables y no dafardn el ambiente.

Limitaciones

* Pérdida de inyectividad debido al taponamiento en las cercanias del pozo, para evitar esto
debe hacerse filtracidn de los biopolimeros y minimizar la adsorcién microbiana en la roca
usando células inactivas, esporas o micro bacterias.

® La dispersion y transporte metabdlico in-situ son problematicas debido a diferentes
variables como pH, temperatura, salinidad y presién para cualquier operacién in-situ.

®* Problemas de aislamiento de las cepas microbianas adaptables a las condiciones extremas
de yacimiento.

® Baja concentracidn in-situ de metabolitos bacterianos.

(Rashedi, Yazdian, & Naghizade, 2012)B3,
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Inyeccidn de agua inteligente (Smart Water)

Ya se ha mencionado anteriormente como la alta salinidad afecta la recuperacion, es por esto que
este método se basa en la inyeccidon de agua de baja salinidad con el propédsito de cambiar la
mojabilidad de la roca para hacerla mojada por agua, mejorando la movilidad del aceite y
aumentando asi la recuperacion.

Se conoce como agua inteligente a la inyeccidn de base de agua de mar con una composicion que
ayude a alcanzar la maxima recuperacion. Suele llamdrsele también: LoSal, Smart Waterfooding y
control avanzado de iones.

Sus mecanismos de accidn incluyen: disolucidn de la roca y como consecuencia a esta la migracion
de finos, incremento de pH, intercambio idnico, alteracién de la mojabilidad y reduccién de Ia
tensién interfacial, (Mahmoud & Abdelgaward, 2014)[34].

El aumento de la concentracién de iones de sulfatos conlleva al incremento en la recuperacién por
esto el agua de mar tiene la habilidad de alterar la mojabilidad en un sistema de nlcleos
carbonatados del mar del norte, pasandolo a un estado preferencialmente mojado por agua (Al-
Shalabi, Sepehmoori, & Delshad, 2013)"..

En carbonatos puede afectarle a la roca debido a que esta contiene salmuera de altas salinidades
(>20,000 ppm) y alta concentracién de calcio (Ca*) lo que causa precipitacién de sulfato de calcio a
condiciones de yacimiento pues el agua de baja salinidad contiene iones de sulfato. La disolucion
del carbonato resulta de un exceso de OH™ y el intercambio de cationes.

La alteracion de la mojabilidad en carbonatos puede ser de dos formas: disolucién por suavizacién
de la salmuera inyectada o cambio de la carga de la superficie, modificando los iones inyectados.

No se han hecho pruebas a gran escala sin embargo se ha estudiado el método a nivel laboratorio
y se han encontrado resultados prometedores. Yousef et al (2011)"* demostraron un incremento
del 18-19% de recuperacidon usando agua de mar disuelta 20 veces. Experimentos en areniscas
alcanzaron del 5-20% de recuperacién adicional (Al-Shalabi, Sepehmoori, & Delshad, 2013)5°.

En estudios hechos en nucleos (Yousef, Al-Saleh, & Al-Jawfi, 2011) se alcanzd una recuperacion de

15-20% del aceite original, usando borato (Bo33_) y fosfatos (PO4"3') como iones modificados y los
resultados fueron recuperacién de 10 a 15% mayor que el agua no ionizada. Con esto se concluyé
que el aceite residual disminuye en hasta 7 unidades con la inyeccién de agua inteligente (Sultani,
Horvath-Szabo, Zeng, & Abdallah, 2012)"7.,

Alcanzar un pH por debajo de 9 en el yacimiento equivale a una inyeccién de soluciones alcalinas,
los mecanismos que esto provoca son: 1) reduccion de la TIF 2) alteracion de la mojabilidad de los
granos de la matriz (Lager, Webb, Black, Singleton, & Sorbie, 2008)[38].

El intercambio de cationes entre la superficie mineral y la salmuera de inyeccidén se ha demostrado
ser el mecanismo principal de produccién en la inyeccidn de agua inteligente.

La principal preocupacién en la implementacion de este método es la obtencidon de agua vy el
tratamiento del agua producida. Como solucidn a este problema podria darsele tratamiento al
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agua de mar lo que demostraria un gran ahorro de agua y la factibilidad para la implementacion
del método.

La inyeccidon de agua de baja salinidad tiene controversias entre autores pues es un método
relativamente nuevo al cual le falta documentacién e investigacion, pues no se han entendido por
completo los mecanismos que controlan la recuperacidn por este medio.

Procesos de doble desplazamiento

Este proceso consiste en la inyeccion de gas en un yacimiento invadido de agua para generar un
banco del aceite que el agua ya desplazé. Esta inyeccidn se hace con el propdsito de aumentar la
recuperacion mediante la creacién de una capa de aceite que permita el drene gravitacional de los
liquidos.

Al entrar en contacto con el gas de inyeccidn los glébulos de aceite se dispersan y forman una fina
pelicula. Seguido de esto el aceite se drena y forma un banco que migra hacia abajo, permitiendo
ser producido, (Lepski, Bassiouni, & Wolcott, 1996)".

Este proceso permite al crudo convertirse en una fase continua lo que facilita la recuperacién que
se creia perdida. Conforme continte la inyeccidon el aceite disperso fluira hacia las zonas
inmediatas.

Se muestra un esquema conceptual del proceso en la figura 1.9:

Inyector de gas

Pozo productor

Contacto agua-aceite actual

Zona barrida por agua

Contacto agua-aceite original Acuifero

Fig. 1. 9 Mecanismo de accion del proceso de doble desplazamiento.

No existe mucho analisis de este proceso pues es relativamente nuevo, por esto mismo existe
poca informacion sobre aplicaciones en campo y no es que no exista potencial pero falta
desarrollo y analisis del método.
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2. Fisica de los yacimientos naturalmente fracturados

En esta seccion del trabajo se trataran los yacimientos naturalmente fracturados (YNF) y sus
caracteristicas, tipos de YNF, mecanismos que los gobiernan y por ultimo los ejemplos de los YNF
en México y en el mundo, enfocando el esfuerzo en aquellos pertenecientes a las cuencas del sur-
este mexicano.

Un yacimiento naturalmente fracturado es un yacimiento que contiene fracturas creadas de forma
natural, estos se depositaron como sedimentos convencionales con porosidad intergranular pero
su continuidad fue interrumpida por actividad tecténica (Reiss L., 1980)™.

Una fractura es una discontinuidad plana macroscépica de ocurrencia natural en la roca debido a
un esfuerzo que excede la fuerza de ruptura de la roca (Aguilera, 1995)®. Las fracturas suelen
presentarse cuando los granos de roca son finos y pueden tener un efecto positivo o negativo en
el flujo dependiendo de su geometria, tamafio, acomodo y conexién con la matriz de la cual
provienen.

Los YNF pueden aportar altos gastos de produccidn al inicio pero, dependiendo si en el yacimiento
predomina el sistema primario (matriz) o el secundario (al que pertenecen las fracturas), la
produccién puede declinar rapidamente, ademas otro fenédmeno al que usualmente se les asocia
es la irrupcion temprana de gas y/o agua. También existen casos donde llegan a ser de los
yacimientos mas grandes y productivos de la tierra. (Tom Bratton, 2006)".

La mayoria de los yacimientos presentan algin grado de fracturamiento sin embargo muchas
veces este fracturamiento no es significativo o no tiene efecto sobre el flujo, el tipo de litologia
que tiende a presentar mayor densidad de fractura y a los que suele llamarseles yacimientos
fracturados estan compuestos por rocas calcareas con algun grado de dolomitizacién. La figura 2.1
muestra un afloramiento de carbonatos fracturados, este tipo de afloramientos puede auxiliar la
caracterizacion de yacimientos dando una idea de las caracteristicas de la formacién en el
subsuelo.

Fig. 2. 1 Afloramiento de un carbonato fracturado en Medio Oriente (Schlumberger, 2008) “

El grado de fracturamiento dependerd del tipo de roca carbonatada y de su composicidn, mientras
mas dura la roca mas fragil y mdas propensa sera a fracturarse. La Fig. 2.2 muestra la intensidad del
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fracturamiento dependiendo del tipo de roca con sus respectivos tamanos de grano, mientras
haya granos mas finos mayor tendencia al fracturamiento habra.

En yacimientos de baja permeabilidad y baja porosidad de matriz, la produccién de hidrocarburos
depende de la conexidn exitosa entre la red de fracturas abiertas y el pozo.
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Fig. 2. 2 Grado de fracturamiento dependiendo el tipo de roca.

No todos los yacimientos carbonatados estan fracturados pero en su mayoria lo son y a este tipo
de litologia estdn asociados, mas del 60% de las reservas mundiales de hidrocarburos.

A los YNF, coloquialmente se les llama yacimientos de doble porosidad y las connotaciones de este
término se explican a continuacion:

Porosidad

La porosidad representa los espacios vacios en una roca y se calcula por medio de la siguiente
relacion:

espacio vacio

Porosidad total =
volumen de roca

Porosidad primaria

Se forma cuando los sedimentos se depositan y es una caracteristica inherente de la roca. Es de
tipo intergranular y controlada por la compactacion, puede ser facilmente correlacionada con la
permeabilidad pues depende de la geometria, tamafio y distribucién de los granos.

Porosidad secundaria
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Es el resultado de los procesos geoldgicos y/o diagenéticos que sufrié la roca después de la
depositacion y no tiene relacién con la forma de las particulas. Estos procesos pueden ser:
disolucidn, recristalizacidn, dolomitizacién y fractura. Son orificios y es controlada por fracturas,
no estad altamente conectada y generalmente no se puede correlacionar con la permeabilidad
secundaria.

La mayoria de las rocas que presentan este tipo de porosidad son calcitas o dolomitas pero se llega
a encontrar en otras litologias.

Porosidad efectiva

Esta se refiere a la fraccién de la porosidad primaria que contiene poros interconectados y se
calcula de la siguiente manera:

poros interconectados

Porosidad efectiva =
volumen de roca

Porosidad Secundaria o Porosidad de fractura

Volumen que representan las fracturas dentro de la roca:

volumen de la fractura

Or = .
I~ Volumen de la roca que la contiene

Es dificil medir esta porosidad puesto que los valores tipicos de ésta son alrededor de 0.1% siendo
tan pequefia que salen de los rangos minimos de las herramientas de medicién, aunado a esto los
nucleos se rompen facilmente haciendo practicamente imposible la medicidn; sin embargo es
importante tratar de hacer una caracterizacién de esta propiedad pues las fracturas pueden
representar un espacio importante de almacenamiento. En términos de capacidad de
almacenamiento la porosidad de las fracturas son menores a la de la matriz en la cual se
encuentran.

Se puede calcular por medio de diferentes métodos ya sea directos o indirectos:

= Fuentes de informacién directa: nucleos, camaras de fondo, recortes
= Fuentes indirectas: registros geofisicos, correlaciones empiricas, pruebas de pozos,
historial de produccion.

Es importante definir el tipo de porosidad que afecta en mayor medida al yacimiento, puesto que
asumir que todo el volumen estd almacenado en la matriz y que las fracturas sélo actian como
canales de flujo puede llevar a errores importantes.

En los yacimientos naturalmente fracturados, no necesariamente la capacidad de almacenamiento
del sistema primario y secundario es equitativa. Muy frecuentemente uno de ellos predomina
sobre el otro y rara vez esta equilibrada. La figura 2.3 muestra esquematicamente las tres
opciones posibles para la capacidad de almacenamiento en un sistema fracturado:

Alta capacidad de almacenamiento en la matriz y baja en la fractura
Capacidad equitativa de almacenamiento en ambos sistemas
Alta capacidad de almacenamiento en la fractura y baja en la matriz
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Para cada una de estas opciones existe un comportamiento de produccién caracteristico que
contribuye no sélo a identificar la capacidad de almacenamiento que predomina en el yacimiento
sino también el potencial de recuperaciéon y la manera correcta de planear y ejecutar su
explotacion.
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Fig. 2. 3 Tipos de almacenamiento en yacimientos naturalmente fracturados.

Permeabilidad

Permeabilidad es la capacidad que tiene un medio poroso para permitir el flujo de fluidos, se
subdivide en varios tipos que se mencionaran a continuacién:

Permeabilidad absoluta
Esta permeabilidad corresponde a una saturacién del 100% de algun fluido en el medio.
Permeabilidad efectiva

Permeabilidad efectiva es la permeabilidad a un fluido particular cuando la saturacién de este
fluido en la roca es menor al 100%.

Permeabilidad de fractura

En un yacimiento de doble porosidad la permeabilidad efectiva se asocia a las fracturas naturales
abiertas. En los yacimientos en los que se concentrara este estudio, la permeabilidad de las
fracturas puede ser el factor de control mds importante en el flujo de fluidos.

El calculo de este tipo de permeabilidad al igual que en el caso de la porosidad de fractura es casi
imposible hacerlo de nucleos, por esto se utilizan métodos indirectos para aproximarla como son:
analisis de curvas de declinacidn, correlaciones empiricas, pruebas de interferencia y pruebas de
incremento o decremento de presion.

Permeabilidad Relativa

La permeabilidad relativa a un fluido es la facilidad de un fluido a moverse en un medio poroso
saturado por dos fluidos. Es funcién de la saturacidn, la mojabilidad de la roca, las saturaciones
irreductibles y las saturaciones residuales.
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Tradicionalmente en un sistema fracturado las curvas de permeabilidad relativa (Fig. 2.4) son
rectas a 45° y ambas tocan en 100% a la permeabilidad relativa generando algo parecido a un
sistema de tubos donde el agua irreducible y el aceite residual es cero. Esta consideracién se hace
porque a pesar de existir una capa residual de fluidos adherida a las caras de las fracturas, ésta es
menor a las 0.0164 [um], lo que significa que las capas de las caras opuestas nunca formaran un
menisco por esto la capilaridad se considera inexistente en la red de fracturas (Reiss L. H., 1980)™.
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Fig. 2. 4 Curvas de permeabilidad relativa en un sistema fracturado (Aguilera) e

Presion capilar

La presidn capilar es un efecto de las tensiones interfaciales entre roca y fluidos, el tamafio y
geometria de poro, asi como la mojabilidad de la roca. Siempre que dos fluidos inmiscibles se
encuentren confinados en un medio esférico existird una diferencia de presién la cual dependerd
de la curvatura de la interface que los separe y de la saturacion de fluidos; esta diferencia de
presiones se le llama presion capilar y esta dada por:

P =Bym — B
Donde:

P, : Presidn capilar
Py : Presion de la fase no mojante
Py, : Presion de la fase mojante

La fase no mojante tendrd preferencia de flujo pues la saturacién de la fase mojante sera mayor en
los poros mas pequefios lo cual significa mayor dificultad para que fluya. La presién minima de
desplazamiento (Pd) es la presion minima que debe existir entre las dos fases para que la fase
mojante comience a moverse a través de los poros.

De una curva de presion capilar es posible obtener gran cantidad de informacion (Fig 2.5) como:
saturacidon de agua congénita, presion minima de desplazamiento e incluso en un andlisis mas
detallado la distribucién del tamafio de poros lo cual proporciona una idea cualitativa de la calidad
de roca. En este tipo de curvas pueden presentarse en el eje de las ordenadas presién capilar (Pc)
o altura (h), entendiendo como h la distancia por encima del contacto agua-aceite o por debajo
del contacto gas-aceite dependiendo del sistema que se esté analizando.
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Fig. 2. 5 Curva de presion capilar.

La presién capilar tiene un efecto significativo en todos los yacimientos pues siempre habrd mas
de dos fases en los poros de la roca.

En el sistema primario la presidn capilar es un fendmeno ampliamente estudiado, medido en
laboratorio y se han determinado sus efectos sobre la recuperacién de hidrocarburos. Por el
contrario, en el sistema secundario el sistema es menos conocido, entre otras razones, por las
dificultades para medir los fendmenos capilares en las fracturas en cualquiera de sus tipos. Hasta
hace algunos afios, en aplicaciones practicas se despreciaban los efectos capilares en las fracturas
lo cual llevaba a la conclusién de que el factor de recuperaciéon en el sistema secundario de YNF
era 100%. La experiencia ha indicado que esta afirmacién es incorrecta y en la actualidad ya se
recurre a modelos conceptuales para incorporar este tipo de fendmenos En la actualidad esta
practica esta casi eliminada y la experiencia ha indicado que los procesos capilares si ocurren en
los sistemas secundarios, sélo que al no ser una propiedad medible en laboratorio trae problemas
a su estudio, por ahora la Unica manera de considerarlos es a través de modelos conceptuales.

En un YNF la presién capilar tiene tanto impacto, que bajo ciertas condiciones puede convertirse
en un mecanismo de produccién dependiendo del tipo de yacimiento, de la mojabilidad de Ila
matriz, del tamano de poros, de la saturacién de las fases, etc.

Histéresis capilar

Partiendo de la premisa de que los poros del yacimiento originalmente fueron saturados por agua,
que el aceite durante su migracidn desplazé dejando sdlo el agua irreductible (drene) y que de la
misma forma ese proceso se revirtié con el agua desplazando al aceite de nuevo (imbibicidn)
durante el proceso de produccién, se puede analizar otro efecto resultado de la presién capilar
llamado: histéresis.

La histéresis (Fig. 2.6) no es mas que la diferencia en el comportamiento de las curvas de presién
capilar durante la imbibicidn y el drene, pues a mismos valores de saturacidn entre un proceso y
otro la presidn capilar sera diferente; este proceso esta relacionado a que el avance y retroceso de
los angulos de contacto de las interfaces de fluido en sélidos sera diferente (Tarek, 2006)". De
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esta manera se concluye que los angulos de contacto cambian con el tiempo modificdndose la
mojabilidad de la roca.

El impacto mas relevante de este tipo de fendmenos esta relacionado con la saturacién de aceite
residual a un desplazamiento por gas o aceite. Modelar el desplazamiento de fluidos considerando
s6lo imbibicidn o drenaje puede conducir a resultados mds optimistas.

ir
< Swi

Drene

Presion capilar

Pd

Imbibicién

Sor

Saturacién de agua
Fig. 2. 6 Histéresis capilar.

Atributos del Sistema Fracturado

El objetivo de hacer un modelo de fractura es generar relaciones que consideren los parametros
de fractura, la manera cémo influyen en la produccién de hidrocarburos e identificar los factores
que los controlan, (Baker, Roppe, 2000) (61,

La caracterizacidn de fractura incluye:

* Intensidad de fracturamiento
® Orientacién

* Porosidad

* Conectividad

® Apertura

®*  Permeabilidad

La generacidn de fracturas puede ser por diferentes causas entre las cuales destacan:

*  Afallamiento y plegamiento.

* Erosién por sobrecarga que hace que la parte superior se expanda, levante y fracture.

* Encogimiento por pérdida de fluidos, enfriamiento de las rocas igneas o desecacion en
rocas sedimentarias.

* Paleokarstificacion y disolucion.

* Despresurizacion del yacimiento.

* Impactos meteoriticos.
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La mayoria de las fracturas se forman durante la ocurrencia de episodios tecténicos significativos.
Dependiendo de su generacidn existen diferentes tipos de fracturas, las cuales se resumen en la
Tabla 2.1.

Abiertas No estan cementadas, sin mineralizacion, tienen espesor de fractura
pequefio. La porosidad de este tipo de fracturas es muy pequefia.

Deformadas Estdn rellenas con materiales finos y moliendas lo cual reduce la
permeabilidad. Estas pueden tener efectos negativos en el agua y el gas
por efectos de conificacién

Rellenas Se encuentran cementadas por mineralizacion  secundaria.
Generalmente rellenas por calcita y cuarzo. Este tipo de fracturas son
barreras lo que puede ayudar pues actia como un propulsor natural de
flujo.

Vigulos Pueden proveer altas porosidades y permeabilidades, tienen forma
redonda y son resultado del paso de agua acida o microorganismos a
través de las fracturas.

Tabla 2. 1 Tipos de fracturas (Nelson) [7].

Las fracturas no sdlo suelen actuar como canales de alta permeabilidad, también pueden actuar
como barreras que impiden el flujo, pues no siempre la interaccidon matriz/fractura es la necesaria.

La propiedad predominante de las fracturas es la alta permeabilidad lo cual la hace capaz de
manejar grandes gastos minimizando la capacidad de produccién de la matriz a esta condicién de
aporte a la fractura. En ocasiones la diferencia puede ser tal que, debido al alto diferencial de
presion entre la matriz y la fractura, mucho del volumen de fluidos contenido en la matriz quede
entrampado en el sistema primario haciendo necesario recurrir a métodos de recuperacion
mejorada para promover su movilidad y recuperacion.

Las propiedades petrofisicas minimas necesarias para una correcta caracterizacidon del sistema
secundario de este tipo de yacimientos son: permeabilidad de fractura, porosidad de fractura,
saturacion de fluidos.

Mojabilidad en los yacimientos naturalmente fracturados

Mucha de la recuperacién en un yacimiento convencional dependera del tipo de mojabilidad de la
roca; los yacimientos carbonatados tienden a ser mojados por aceite mientras que en areniscas
tienen mayor tendencia a ser mojados por agua, siendo la mojabilidad ideal la intermedia o mixta.
En los yacimientos naturalmente fracturados la mojabilidad puede jugar un papel crucial para la
recuperacion si el volumen predominante de aceite se encuentra en la matriz.

Si la fase mojante es agua éste fluido saturard los poros mas pequefios mientras que en los mas
grandes se alojard el aceite, de esta forma el agua en las fracturas tendra facilidad para entrar en
la matriz actuando andlogamente, en términos de desplazamiento a una inyeccién de agua
aumentando la recuperacién.

Sin embargo si la fase mojante es el petrdleo se producird sélo el aceite ubicado en los poros
grandes, dejando entrampado una gran cantidad de aceite en la matriz haciendo necesario la
aplicacion de métodos de recuperacion mejorada que modifiquen en alguna forma la mojabilidad
original. Por otro lado, la distribucidn del tamafo de poros también jugara un papel decisivo pues
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dependiendo de ésta distribucién, la dificultad para drenar la matriz disminuird conforme el
tamafio de poros aumente.

Compresibilidad de la roca

La compactacion de la roca porosa esta relacionada inversamente con la rigidez y tendencia al
fracturamiento, al ser mas dura tendrd menor compresibilidad. La compresibilidad del sistema

. . . -4
fracturado generalmente es mayor que la del sistema primario con valores tan altos como 10

[psi ] (Golf Racht, 1982)!,

En un yacimiento convencional la compresibilidad de la roca refleja la disminucidn de los poros y
no del volumen de la matriz demostrando su ductilidad. En yacimientos fracturados la
compresibilidad de la matriz tiende a ser menor pues la presencia de fracturas refleja que la roca
se rompio debido a su rigidez en vez de ser deformada elasticamente (Reiss L., 1980)[”, o dicho en
otras palabras: compactarla.

La figura 2.7 muestra la variacidon de porosidad con la variacidon de presién, de lo cual podemos
determinar que las compresibilidades en un YNF se comportan de la siguiente forma:

Cf>>Cm
Donde:
Cf: Compresibilidad de fractura
Cm: Compresibilidad de matriz
1 e
O
0.8 P ( Matriz)
0.6 p
s ¢
i
S04} ( Fractura )
0.2 p
0 a2 2 2
0 2000 4000 6000

Presion de confinamiento, psi

Fig. 2. 7 Diferencia de érdenes de compresibilidades entre matriz y fractura.
La compresibilidad efectiva del sistema estd dada por:

(CwSwm + Com)®m + Cpr®s

Cor = Co +
°t ? Q)m(l - Swm) + Q)f

C.t: Compresibilidad efectiva del sistema

C,: Compresibilidad del petréleo

C,,: Compresibilidad del agua

Cpm: Compresibilidad del volumen de poros en la matriz
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Cpy : Compresibilidad del volumen de poros en la fractura
@,,,: Prosidad de la matriz

@: Porosidad de la fractura

Swm: Saturacidn inicial de agua

En yacimientos naturalmente fracturados las fracturas introducen una elasticidad adicional vista
como:

1 A(Volumen de fractura)

Cor: — * —

ef Volumen de poro A(Presion)
Por lo tanto, la caracterizacién de esta compresibilidad adicional debe tomarse en cuenta pues
actuard como mecanismo de produccidn adicional.

Como se analizd arriba existen muchos factores que influyen en la recuperacién de un yacimiento,
tanto en convencionales como en fracturados. Todas estas propiedades fisicas tendrdn distintos
efectos dependiendo del tipo de caracteristicas del yacimiento, las cuales se explicardn mds
adelante.

El mayor problema de los YNF en la recuperacién mejorada son los grandes canales de flujo que
impiden la apropiada difusion de los fluidos dentro del yacimiento lo que impide un barrido
uniforme por las zonas en las que la conductividad es mucho menor. Esta problematica no es
exclusiva de los YNF pero si mas acentuada que en los yacimientos de areniscas.

El comportamiento de los yacimientos naturalmente fracturados suele ser el deseable durante la
produccién primaria pues suelen producir a altas tasas de produccidn inicialmente pero cuando la
presion empieza a decaer y es necesaria la implementacién de métodos de recuperacion
secundaria o mejorada son los yacimientos mas dificiles de modelar y explotar.

Los canales preferenciales de flujo impiden que los fluidos de inyeccién alcancen la matriz
haciendo imposible movilizar el aceite de esta y muchas veces empeorando la situacion de la
produccién. En lineas generales y como criterio practico se sabe que a mayor porosidad primaria
de la matriz mayor probabilidad del éxito.

Mecanismos de Empuje

Los factores que gobiernan la velocidad con la que el aceite se mueve fuera de la matriz son:
porosidad de matriz, compresibilidad total de la matriz, espaciamiento de fracturas y viscosidad
del aceite, a menor viscosidad mayor velocidad.

Los mecanismos de empuje mas comunes en los yacimientos naturalmente fracturados son:
expansion de fluidos, empuje de acuifero, expansién de la roca (contraccién de volumen de poros
y fractura), segregacion gravitacional o drene gravitacional (desplazamiento del aceite dentro de la
matriz), segregacion gravitacional, conveccion y difusién.

En yacimientos fracturados porosos usualmente se asocia el principal mecanismo de empuje a la
expansion de gas disuelto, la segregacion gravitacional es un mecanismo eficiente pero, ademas
de condiciones estructurales, necesita mucho tiempo para que este pueda tener efecto sustancial
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en el yacimiento. Para que el drene gravitacional sea eficiente el espaciamiento debe ser bajo y la
permeabilidad de la matriz alta; ambas condiciones no son caracteristicas comunes en YNF.

En lineas generales no se puede hablar de mecanismo de producciéon predominante para todos los
YNF, pues cada yacimiento es diferente y su comportamiento dependerd de varios factores. En
este sentido, la eficiencia de la combinacién de mecanismos de produccién dependera de:

1. Heterogeneidad de la permeabilidad de la fractura en cuanto a su distribucién en el YNF.
2. Grado de comunicacién matriz fractura.

Una buena comunicacién matriz fractura es esencial para la productividad a largo plazo y para
alcanzar altos factores de recuperacion.

Para efectos de este trabajo se limitard la descripcion de mecanismos de empuje a aquellos
diferentes a los tradicionales y que suelen actuar de manera mas determinante en YNF tales como:
Conveccién, Difusion e Imbibicidn Capilar.

Conveccion

La conveccion es el resultado de aceites contrastando en la red de fracturas debido a que el aceite
gue estd en la cima del yacimiento baja a través de las fracturas generando asi la conveccion.

En todo yacimiento existe un gradiente de presidén y otro de temperatura, bajo la influencia de
estos gradientes el aceite del yacimiento es sometido a la expansién y a la contraccién. Para un
sistema en el cual la expansién debida al aumento de la temperatura con respecto a la
profundidad se contrabalancea (esto debido a las fracturas), se desarrolla un estado de no
equilibrio, esto resulta en un proceso de conveccidn al interior del yacimiento.

Difusion
La difusidn es el resultado del contraste en las composiciones de los fluidos en la matriz y la

fractura lo que generara movimiento entre una regidn de alta concentracién hacia una de baja
concentracion. Es funcién de la concentracién, temperatura y presion (Reiss L., 1980)™.

Segregacion gravitacional

“La segregacion gravitacional es la tendencia de los fluidos a distribuirse en el yacimiento de
acuerdo a sus densidades. Puede participar activamente en la recuperacion de aceite.”
(Garaicochea & Bashbush, 1987)%.

Para que este fendmeno pueda tener efecto significativo en el yacimiento éste debe tener
espesores grandes o alto relieve estructural y alta permeabilidad. Para que en un YNF la
segregacion gravitacional pueda considerarse como un mecanismo de produccidn los bloques de
matriz, es decir la roca que no se fracturd, deben ser lo suficientemente grandes para que la
acumulacidn de aceite tenga una aportacién valiosa a la recuperacion

Imbibicion Capilar

En un sistema primario mojado por agua el bloque de matriz tendrd una presién capilar positiva, el
agua de la fractura fluira hacia la matriz por fuerzas capilares desplazando asi al aceite puesto que
es la fase no mojante, ayudando asi a la recuperacién.
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Comportamientos de Produccién Tipicos en YNF

Las siguientes caracteristicas son elementos que ayudan a la identificacién de yacimientos
naturalmente fracturados ademas de que indican el tipo de comportamiento a esperar cuando ya
haya sido identificado:

Alta relacion porosidad/permeabilidad.

Tendencia al influjo temprano de agua/gas en los pozos.

Gastos extremadamente variables a través del campo.

Comportamiento erratico de la irrupcion de los fluidos inyectados

Pérdida de lodo durante la perforacién.

Ritmo de declinacidn del gasto de aceite, en este sentido, los pozos experimentan rapida
declinacion de gastos si la capacidad de almacenamiento principal esta asociada a la
fractura y no hay buena comunicacidn matriz-fractura.

Si el yacimiento es explotado de manera eficiente alguna de las siguientes caracteristicas serdn
representativas del yacimiento (Allan & Sun, 2003)"%:

La declinacidon de presion por barril producido serd mucho menor que en yacimientos
convencionales.

La RGA normalmente se mantendra baja, puesto que el gas viaja verticalmente través de
las fracturas alcanzando a los pozos de manera retardada.

Los contactos estaran bien definido pues la alta permeabilidad permiten que las fases se
equilibren rapidamente.

Las propiedades PVT se mantienen a través de todo el yacimiento pues existe alta
circulacidon convectiva, a diferencia de un yacimiento convencional donde la presién de
saturacidn puede cambiar con la profundidad.

La aplicacién de métodos de recuperacion mejorada es compleja en yacimientos convencionales
sin embargo la complejidad puede ser alin mayor y requerir un seguimiento mads riguroso en un
yacimiento naturalmente fracturado, esto debido a varias razones:

No hay isotropia.

No es un medio continuo por lo que el comportamiento es mas complejo de modelar.
Su comportamiento depende del tiempo y del ritmo de extraccion del yacimiento.

Los efectos de compresibilidad se acentuan.

Dificil obtener repetitividad experimental, por lo que resultados obtenidos en
laboratorio, (cuando es posible obtenerlos) son mas referenciales que de uso
cuantitativo.

La predictibilidad del comportamiento en el yacimiento es menor y considerando los
volimenes de inversion requeridos para implementar procesos de recuperacién
secundaria y/o mejorada, el riesgo asociado es mayor.

Los autores recomiendan que si bien es complicado modelar el comportamiento de los fluidos
inyectados, es rigurosamente necesario comprender en su mayoria los procesos que gobiernan a
este tipo de yacimientos para escoger el método que mejor se acomode al tipo de yacimiento a
tratar.
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Tipos de yacimientos naturalmente fracturados

La clasificacién de yacimientos naturalmente fracturados de Nelson (Nelson, 1982)" marca
importantes pardmetros para la evaluacién de este tipo de yacimientos.

= Tipo 1: Las fracturas proveen la porosidad y permeabilidad esencial.

= Tipo 2: Las fracturas proveen la permeabilidad esencial del yacimiento, la matriz aportara
la porosidad.

Tipo 3: La permeabilidad es equitativa entre matriz y fractura pero la porosidad de
fractura sigue siendo despreciable.

Tipo 4: Las fracturas no dan porosidad o permeabilidad adicional pero crean anisotropia
significativa actuando como barreras.

Una nueva subclasificacién se ha agregado a la clasificacion original de Nelson!”, los yacimientos
tipo G: estos se refieren a los yacimientos de gas fracturados no convencionales y a los
yacimientos fracturados de gas y condensado, debido a que por sus caracteristicas son los mas
aproximados al tipo 2 se agregan como una subdivisién de estos.

Permeabilidad de
fractura 100%
:: Influencia creciente de las fracturas naturales
E [influencia decreciente de la matriz)
Tipo M
(s6lo
matriz)
Permeabihdad bo
de matriz 100% O’ 11po s
Porosidad de Porosidad total, % Porosidad de
matriz 100% fractura 100%

Fig. 2. 8 Representacion grdfica de la clasificacion de yacimientos segun Nelson”!

La figura 2.8 es una representacidon esquematica de la clasificacion de tipos de yacimiento de
Nelson (1982) ! donde en el eje de las ordenadas se grafica porosidad, mientras mas cercana sea
al origen significara mayor porosidad de matriz; mientras que en el eje de las ordenadas mientras
mas alejado se encuentre el valor del origen serd mayor permeabilidad de fractura.

La figura 2.9 muestra la clasificacion de yacimientos naturalmente fracturados desde un punto de

vista practico describiendo la interrelacion del comportamiento porosidades y permeabilidades
entre matriz y fracturas.
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i Tipo'l: Kreim

Of>>Om
i . Kf>>Km
*Tipoll : of ~ dm
Tipo I
Tipos de g _ Kf>>Km
*Tipoll G:
yacimientos Pf<<dm
naturalmente
fracturados
Tipo lll:  Kf = Km
df<<dm

Tipo Iv: Kf=o0
\_, PO Of<<dm

Fig. 2. 9 Relacion de porosidades y permeabilidades entre matriz y fractura segun el tipo de yacimiento.

En el tipo 1 una buena evaluacidon de la cantidad de volumen a recuperar harda mas facil la
prediccién de gastos a lo largo del tiempo, para saber si es que se mantendran altos gastos o
caeran al poco tiempo de iniciada la produccién. Para este tipo de yacimientos las estimaciones
del espesor de fracturas y el espaciamiento de las mismas seran criticas.

El valor del espesor de fracturas en los tipos 2 y 3 es mucho menos importante pues el sistema
fracturado sélo provee permeabilidad, mientras que la matriz guarda un volumen mads
significativo. En este tipo de YNF la porosidad de fractura es opacada en gran medida por la
porosidad de la matriz lo que provoca que no sea critico hacer el cdlculo del volumen de fractura.
Pero es muy importante determinar si se puede drenar la matriz por el sistema de fracturas.

En los yacimientos tipo 3 las fracturas proveen la permeabilidad pero la matriz tiene también flujo
significativo. Las fracturas generan tan altos gastos que los hacen econémicos.

Los yacimientos tipo 4 que suelen tener matriz de permeabilidad baja requieren alguna forma de
estimulacién.

Para el tipo 1 a mayor densidad de fracturas mayores gastos y por lo tanto mayores reservas. En
los tipos 3 y 4 mientras se presentan mas fracturas y mayores gastos pero no aumentan el nimero
de reservas pues estan almacenadas en los poros de la matriz.

Estos yacimientos son muy complicados (sobre todo los mas grandes) por lo cual pocos YNF son
agotados eficientemente. Es necesario identificar el fracturamiento, el tipo de yacimiento y que
esperar de los sistemas para desarrollar de la manera mas eficiente este tipo de campos, no es
recomendable utilizar correlaciones con otros campos.

En la Tabla 2.2 se pueden evaluar las ventajas o problemas potenciales de cada tipo de yacimiento.

1. Areas de drene por pozo grandes 1. Curva de declinacién rapida
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2. Pocos pozos para desarrollo (de relleno sélo
para acelerar la produccion )

3. Los mejores pozos aparecen pronto

4. Altos potenciales iniciales

5. Estos yacimientos pueden producir en rocas de
baja calidad y baja permeabilidad

1. Pueden desarrollar rocas de
permeabilidad
2. Generalmente gastos mas altos de lo esperado

3. Gasto de hidrocarburos proporcionada por la

baja

2. Invasién de agua temprana

3. El tamafio y la forma del drea de drene es
dificil de determinar

4. Dificil de limitar los cdlculos de reservas

5. Varios pozos desarrollados afiaden gasto
mas no reservas adicionales

1. Comunicacion entre la matriz y la fractura
pobre lo que conlleva a recuperacién pobre de
la matriz y recuperacidn secundaria poco
exitosa.

2. Posible invasion de agua temprana (los
gastos puede que deban ser controlados)

3. Fracturamiento intenso e inmersion critica

fracturas. 4.El patrén de flujo debe ser adoptado

5. El factor de recuperacion es dificil de
determinar y es muy variable

6. Puede cerrarse las fracturas en yacimientos

sobrepresurizados.

1. Alta anisotropia en permeabilidad

1. Yacimientos dominados por las propiedades de .
P prop 2. Generalmente respuesta inusual en

matriz L s .
o recuperacion secundaria
2. Distribucion de reservas generalmente P .
, 3. Areas de drene son elipticas regularmente
homogénea.

4. Yacimientos interconectados regularmente
5. Pobre correlacion entre el analisis de
registros y nucleos y comportamiento.

3. Altos gastos de pozos
4. Gran continuidad de yacimientos

1. Segmentacion del

compartimientos.

2. Pozos con mal comportamiento comparado

con las capacidades de la matriz.

3. Factor de recuperacion muy variable a

través del campo.

4.  Anisotrépico en

comparacion con otros YNF.
Tabla 2. 2 Ventajas y desventajas de los tipos de yacimientos.

yacimiento en

permeabilidad a

La administracién éptima de yacimientos se puede lograr haciendo un correcto modelado de
pozos, pero para el correcto modelado se debe tener a la mano la informacion representativa del
yacimiento e historial de produccién.

Una parte vital en la evaluaciéon de campos es la estimacion de reservas del yacimiento, esto
generalmente no es tarea facil pero su dificultad se eleva cuando el yacimiento es naturalmente
fracturado. Inicialmente se hace la aproximacidon de reservas haciendo uso de un modelo en el que
se suponen fracturas abiertas interconectadas que intersectan los pozos.

Las fracturas eventualmente se convierten en barreras para el flujo lo que frustra el calculo de
reservas recuperables y prediccidn de la produccidn con el tiempo de forma precisa. Es por esto
gue es tan importante determinar el tipo de yacimiento lo mas temprano posible y asi averiguar si
hay porosidad secundaria, y de haberla estimar el volumen de la matriz y de las fracturas.

Ademas se deben calcular para cada sistema: saturacion de agua, factor de formacion y por ultimo
factores de recuperacion por separado para poder sumarlos después. Entre los métodos para la
prediccion de reservas estdn: balance de materia, andlisis de curvas de declinacién, pruebas de
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pozos y simulacidon de yacimientos, con las limitaciones y fortalezas asociadas a cada alternativa
(Briggs, 2001) ™.

Para poder hacer un buen analisis de balance de materia deben estimarse correctamente las
propiedades promedio de la roca, el tamaio del acuifero y sus caracteristicas, poniendo especial
atencién en la presion de yacimiento. En este tipo de soluciones lo deseable para minimizar los
errores al promediar propiedades es la generaciéon de modelos tipo tanque para cada uno de los
medios (matriz y fractura). Generalmente la compresibilidad de las fracturas asi como la
compresibilidad de la roca suelen considerarse despreciables al hacer este tipo de anlisis, esto
provoca errores en el calculo del volumen original de aceite. En caso de desconocerse la
compresibilidad de la fractura se puede utilizar una regla empirica la cual consiste en multiplicar la
de la roca por diez.

El método mas utilizado para el calculo de reservas es el andlisis de curvas de declinacién, pues
tiene grandes ventajas sobre los demads ya que asume que los pozos producen a su capacidad
ademas de que la curva estabiliza la predicciéon de produccion. Este tipo de analisis es complejo
pues el yacimiento debe haber estado en produccion por tiempo suficiente para capturar un
comportamiento estable de produccion.

En las pruebas de incremento o decremento de presion (pruebas de pozos) se puede calcular la
presion de yacimiento pero es necesario cerrar el pozo y después esperar cierto periodo de
tiempo de cierre de pozo. A partir de esta herramienta es posible determinar longitud,
permeabilidad y conectividad de la fractura. Su gran limitacién préctica es que, como los YNF
normalmente producen a a altos gastos, el cierre de pozos puede conducir a valores de
produccién diferida, lo suficientemente importante, para hacer no econémico el procedimiento.

Todos estos métodos son aplicables a la estimacion de recursos en YNF pero es recomendable
utilizar tantos métodos como sea posible y comparar los resultados de estos.

La simulacién numérica de Yacimientos es sin lugar a dudas la herramienta de prediccién mas
poderosa. Su gran limitacidn continla siendo el volumen, caracteristicas y representatividad de la
informacidn requerida por los modelos numéricos para obtener resultados diferenciadoramente
mas confiables que los obtenidos a través métodos analiticos. Cuando esta condicidn se satisface
representa la mejor herramienta de prondsticos disponibles, ademas de ser sumamente util para
efectos de administracidn del yacimiento.

Visién mundial de los yacimientos naturalmente fracturados

En el mundo la gran mayoria de los yacimientos son en rocas carbonatadas y gran porcentaje de
estos son naturalmente fracturados (Schlumberger, 2008)"*?. Se documenta que el 60% de las
reservas de petréleo mundiales se encuentran en rocas carbonatadas.

Tomando el Oriente Medio, que es la regién donde se encuentren el 62% de las reservas
mundiales de petréleo, aproximadamente el 70% de ellas también esta asociada a carbonatos, y
como se menciona anteriormente la mayoria de los yacimientos carbonatados son naturalmente
fracturados. De esta manera es muy sencillo deducir la importancia de los YNF en el negocio del
petréleo a nivel mundial.

60



Las Tablas 2.3, 2.4 y 2.5 enuncian algunos de los yacimientos a nivel mundial con sus reservas
hasta el afio 1982 segun su tipo:

Tipo 1

Tipo 2

Tipo 3

. . . .z .

Yacimiento, Localizacion Volumen de Aceite [mmbls]

1799
107.8
42
5.4

PC Fields, Montana 3.8

Big Sandy, Kentucky/West virginia 3 [TPC]

Tabla 2. 3 Yacimientos en el mundo del tipo 1.

Volumen de Aceite

Yacimiento, Localizacion
[mmbls]

2600
60
44
25
70

800

Tabla 2. 4 Yacimientos a nivel mundial del tipo 2.

o

Yacimiento, Localizacion Volumen de Aceite [mmbls]

| Kirkok,iraq | 15,000mmbbi
8,000
6000
4,570
182

8.8 TPC

Tabla 2. 5 Ejemplos de yacimientos naturalmente fracturados a nivel mundial del tipo 3.

Recuperacidon mejorada en YNF a nivel mundial

Allan y Sun (2003)" hicieron un analisis de 100 yacimientos naturalmente fracturados del tipo Il y
Il en el cual analizan factores de recuperacién promedio, efectividad de los métodos de
recuperacion secundaria/mejorada asi como los errores cometidos en la explotacion de estos.

Ellos reportan que del total de los yacimientos estudiados el factor de recuperacién promedio esta
entre 20 y 30% donde los del tipo Il mostraron factores promedio del 26% vy los del tipo Il un
promedio de recuperacidon de 24%. En la tabla 2.6 y 2.7 se muestran los yacimientos de ambos
tipos con el mayor factor de recuperacion seguln este estudio:
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Factor de
recuperacion
final (%)

Tipo de Mecanismo de Recuperacion

Litologia

hidrocarburo empuje secundaria/EOR

Amposta o . " ) . Recuperacién primaria
p. Espafia Aceite pesado Calizas Empuje de acuifero p. . P 56
Marino inasistida
~ . . . . B R i0 i i
Casablanca Espafia Aceite ligero Calizas/dolomita Empuje de acuifero ecupe.raa.or? primaria 47.5
inasistida
Gachasaran Iran Aceite ligero Calizas/dolomita Empuje de ag.u’a v gas Inyeccién de gas 26.6
en solucién
Haft Kel Iran Aceite ligero Calizas/dolomita Empuje de ag.u'a v 8as Inyeccién de gas 27
en solucién
Empuje de agua/ gas
en solucién y 235
Lama Venezuela Aceite ligero Calizas expansion del Sin datos )
casquete de gas
| ion d
Maozhou China Aceite ligero Dolomita Empuje de agua ny.efaor.] © agua 27.5
(eficiencia pobre)
Empuie de agua v gas Inyeccion de
. China o Areniscas pul g. . VE agua/Fracturamiento 40
Maxi Aceite ligero en solucién P
hidraulico
Nido Philipinas Aceite medio Calizas Empuje de acuifero ecupgraCI.or'.l primaria 35
inasistida
. Calizas/Dolomita Empu.J(le deaguay -
Paris Iran . expansion de la capa Inyeccién de gas 24
Aceite ligero s
de gas
Ragusa Italia Aceite pesado Dolomita Empuje de agua Sin datos 30
Renqui China Aceite medio Dolomita Empuje de agua Inyeccién de agua 25
Inyeccion de gas/
. Australia - . Gas en solucién Fracturamiento 25
Tirrawarra Aceite ligero Areniscas P
hidraulico

Tabla 2. 6 Recuperacion en los casos mds importantes presentados por Allan y sun™ de los yacimientos naturalmente
fracturados tipo 2.

Factor de
recuperacion
final (%)

Tipo de Mecanismo de Recuperacion

Litologia

hidrocarburo empuje secundaria/EOR

Inyeccidn de

Ekofisk Noruega Aceite ligero Yeso Gas en solucidn agua/Inyeccion de 35
gas
" T . Fract ient
Eldfisk Noruega Aceite ligero Yeso Gas en solucidn rac. ur’am'len ° 235
hidraulico
Fahud Oman Aceite ligero caliza D.ren.e Inyeccm.n’ de agua 18
calcarea gravitacional (/Inyeccidn de gas

Perforacion
horizontal/Inyeccién

Midale Canada Aceite ligero Dolomita  Gas en solucién A 31
de agua (eficiencia
pobre)
N Caliza Perforacion
orman Canada Aceite ligero Gas en solucion horizontal/Inyeccién 37
wells calcarea
de agua
Gas en
skjold  Dinamarca Aceite ligero Yeso squuon/En“!pl.JJe Inyeccién de agua 30
de agua (débil)
Fracturamiento
Aceite ligero Yeso Gas en solucidn hidraulico/Inyeccion 29

Valhall Noruega de agua
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Perforacion

Weybu Canada Aceite ligero Dolomita  Gas en solucién honzontal/lr.w.ecu.on 30
rn de agua (eficiencia
pobre)
Yibal- Gas en ,
Aa Oman Aceite ligero Yeso solucion/Empuje Inyeccién de agua 44
de agua

Tabla 2. 7 recuperacion en los casos presentados por Allan y sun™ de los yacimientos naturalmente fracturados tipo 3.

Aunque a la mayoria de los yacimientos se les aplicd algin método para el mantenimiento de
presion la aplicaciéon de métodos de recuperacidon mejorada es poco extendida, esto es debido en
gran medida a los altos costos de este tipo de proyectos asi como la alta incertidumbre de éxito y
la complejidad de los YNF.

En estos casos los mecanismos de empuje mas comunes son la liberacidon de gas en solucidn asi
como la entrada del acuifero aunque no necesariamente las mas eficientes.

Ademas de estos Manrique (2004)”3] menciona varios campos donde se han desarrollado

proyectos de recuperacién mejorada por métodos quimicos pero afirma también que no se ha
llevado a cabo ningun proyecto de este tipo en yacimientos naturalmente fracturados.

Visidn nacional de los yacimientos naturalmente fracturados

Los yacimientos naturalmente fracturados en México representan el 85% de las reservas y
produccién de hidrocarburos, aproximadamente mds de 80 yacimientos tienen fracturamiento y
tienen todavia un buen volumen de reservas. En el caso de que se encuentren con bajos niveles de
presion, existen distintos caminos para lograr recuperar un porcentaje adicional de esas reservas.

Algunos de los yacimientos naturalmente fracturados en México se muestran a continuacion:

Activo Cantarell: 39,000 [mmbls] de aceite original en sitio, con reservas remanentes de

1950 [mmbls], es un campo super gigante y se encuentra en el cinturdn plegado del Pilar

de Akal, aceite pesado 20-24° API.

Activo Ku Maloob Zaap: 39,800 [mmbls] de aceite original, junto con Cantarell suman el

55% de las reservas probadas de la nacion, la mayoria de los yacimientos de este activo

son fracturados.

Litoral de Tabasco: 7400 [km?], Calizas, fracturadas del cretécico, aceite super ligero.

Xanab: golfo de México, reservas probadas que alcanzan: 74.9 [mmbls], API 33°.

Jujo-Tecominoacan: 402.3 [mmbils] de reservas probadas, activo Bellota Jujo.

Cactus: las reservas remanentes de este campo ascienden a: 1,075.4 [mmbls].

[1] En la figura 2.10 se muestra una grafica comparativa en la cual se observa como la
mayoria de las reservas remanentes estdn asociadas a yacimientos carbonatados en su
mayoria fracturados
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54% 46%

86 del Tipo carbonatos/ 102,482 mmb 43 del Tipo siliciclasticos/ 85,611 mmb

Fig. 2. 10 Reservas remanentes por tipo de litologia segin CNH (2012) f2a1

El factor de recuperacién actual en los yacimientos de México es de alrededor 26% vy el final
esperado 38% mientras que en YNF el factor de recuperacién es de 5% vy el final esperado de 11%
(CNH, 2010)"™. Es por esto que, a pesar de las dificultades que implican los procesos de
recuperacion mejorada, es necesario el desarrollo de proyectos de recuperacion mejorada para su
implementacién en México pues podria modificar las reservas recuperables de manera
importante.

Experiencia en recuperacién secundaria en YNF en México:

Campo San Andrés: Inyeccién de agua.

Campo Tamaulipas Constituciones: Inyeccion de agua.

Abkatun Pol Chuc: Inyeccién de agua.

Campo El Golpe: Inyeccién de agua.

Cantarell: Inyeccidn de nitrégeno.( Mantenimiento de Presidn)

Ku Maloob Zaap: Inyeccién de nitrégeno. (Mantenimiento de Presion)
Furbero y Agua Fria: Pruebas de inyeccién de agua

Planes de pruebas piloto de recuperacion mejorada a ejecutar (CNH, 2012)™%:

Akal: Inyeccién de surfactantes y Doble Desplazamiento
Jujo: Inyeccion de espumas.

Agua Fria: Inyeccion de espumas.

Samaria: Inyeccién de vapor.

Cinco Presidentes: Inyeccién de CO,

Cardenas: Combustion in situ.

San Ramén: Inyeccidn de aire.
Tamaulipas-Constituciones: Inyeccién de aire.

Pemex hizo 29 pruebas piloto (Moctezuma Berthier, 2011)™®

campos pero si la regidn asi como el proceso, tabla 2.8:

en el aio 2007, no se especifican los
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2 2

N,

Agua 2 2
Agua/Gas 7/1 8
Agua 4 12 16
9 8 12 29

=
2
Iy
Q.
(=]
S
=

Tabla 2. 8 Pruebas piloto a nivel nacional realizadas por PEMEX en el afio 2007 (Moctezuma Berthier, 2011).

A continuacién se mencionaran los yacimientos fracturados que segin Pemex (2013)""

prioritarios para la implementacidn asi como el método de recuperacion mejorada.

son

Campo prioritario Mecanismo de recuperacion mejorada
Cantarell Surfactantes
Complejo Antonio J. Bermudez Cco2
Abkatun Pol Chuc Surfactantes espumados

Jujo Tecominoacan Inyeccidn de gas hidrocarburo

Poza Rica Inyeccidn de surfactantes

Inyeccion de vapor
Inyeccién de vapor
Cacalilao Inyeccion de vapor
ATG Norte Inyeccidn de aire

ATG Sur Inyeccién de CO2

Tabla 2. 9 Campos prioritarios para la implementacion de RM (Silva Lépez, 2012).

Existe mucha disparidad entre la informacion de las diferentes instituciones que reportan pruebas
piloto o desarrollo de proyectos de recuperacién secundaria/mejorada, esto debido a la poca
difusién de la informacién de las actividades que se pretenden realizar. Adicionalmente, muchos
de los procesos documentados como recuperacidén secundaria estuvieron asociados a sélo pruebas
de campo no necesariamente con el suficiente control o en el peor de los casos a soluciones para
el manejo de procesos de campo asociados a manejo de agua y/o gas. Por estas razones muchos
de los resultados no pueden considerarse como concluyentes.

Por estas razones, es importante continuar con los estudios para mejorar el entendimiento de los
yacimientos naturalmente fracturados y lograr la aplicacidn exitosa de este tipo de proyectos,
considerando el gran volumen de reservas remanentes que en ellos se encuentran.

w
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3.Seleccion de métodos de recuperacion mejorada con potencial de aplicacion.

El objetivo de este capitulo es el de hacer una seleccion de métodos de recuperacion mejorada
gue puedan ser compatibles con los yacimientos naturalmente fracturados de las cuencas del
sureste de México de mayor importancia. Una vez que se tenga una preseleccién de los métodos
de mayor factibilidad técnica, el siguiente paso serd construir modelos sectoriales usando la
plataforma tecnoldgica Eclipse-300™ y Petrel-RE™ para simular los métodos que seran objeto de
discusion en el capitulo 4 de éste documento.

En esta seccién del trabajo se describird la metodologia para la eleccion de los métodos de
recuperacion mejorada con mayor potencial de aplicacién a partir de un escrutinio (“screening”)
que utiliza como referencia las propiedades de los campos de las cuencas del sureste y los
requerimientos asociados a cada método de recuperacién mejorada.

Antes de la implementacidon de recuperacién mejorada existen diferentes pruebas y analisis que
contribuyen a la correcta eleccidon del método, en la figura 3.1 se muestra un flujo de trabajo
recomendado para la eleccidon del método.

Escrutinlo de
métedos
‘ Modelado

del rampc.

Pruches de \ \ ..
laboratotiv 3
\

N Recuperacion adicional

At
Diseto 5 o \,.-.
prochas en N ‘\

campo

Pilote 1
monitereo y ) "
mhllm .',

Disenia de
¥ implementacion

Reduccibn de lscertidambre v viesgo

i (Rmpo

| Implementaeion
R en cxnnpe

Conscimiente, entendimiente, mversibn v
recuperacion coatrs tempo incrvmemnades

Fig. 3. 1 Proceso para la seleccion eficiente de métodos de recuperacion mejorada (Sclumberger, 2013)[1].

El objetivo de este trabajo cubre los primeros dos pasos de este proceso con el Unico objetivo de la
identificacion de la factibilidad técnica de los métodos que resulten potencialmente aplicables a
los yacimientos naturalmente fracturados (YNF) pertenecientes a la cuenca del Sur-Este mexicano.
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Esto se hard a través de modelos sectoriales los cuales son muestras representativas de los
campos de esta cuenca.

Un sector o elemento de simetria, como también se le conoce, es un corte de una seccidn
caracteristica de un yacimiento considerado heterogéneo que contiene sus propiedades
representativas, esto es clave para que los resultados puedan extrapolarse a todo el campo.
Representa una manera prdctica de estudiar un proceso de recuperacién mejorada, e identificar
pardmetros claves que controlen la respuesta de un yacimiento a un proceso determinado,
estimar incrementos en el factor de recuperaciéon, complementar o identificar necesidades
adicionales de caracterizacion estatica y dindmica, y encontrar posibles soluciones a los problemas
incluyendo el potencial de nuevas tecnologias. Todo esto en tiempos relativamente cortos que
permitan focalizar los esfuerzos en procesos muy especificos, mejorar su entendimiento, reducir el
riesgo y acelerar su implementacion.

Propiedades tipo

La cuenca del sureste es una de las mas importantes en México pues ademds de tener gran
cantidad de reservas, los pozos de esta zona tienen altos indices de productividad debido a las
altas presiones y la gran conductividad de la roca en la que se encuentra almacenado el
hidrocarburo. En esta provincia las principales rocas generadoras son calizas arcillosas del
Tithoniano de distribucidn regional, localmente existen calizas arcillosas del Cretacico y lutitas del
Mioceno.

Estd localizada al sur de la republica mexicana y abarca parte del sur de Veracruz, norte de
Chiapas, suroccidente de Campeche y gran parte del estado de Tabasco en su parte terrestre;
ademas de una parte marina 500 [m] desde la isobata (fig. 3.2) hasta la linea de la costa en el golfo
de México.

Geoldgicamente limita al sur con el Cinturén Plegado de la Sierra de Chiapas, al oriente con la
Plataforma de Yucatdn, al occidente con el Complejo Volcanico de los Tuxtlas y la porcién sur de la
Cuenca de Veracruz y al norte con la extensidn en aguas profundas de la Provincia Salina del Istmo

ﬂ‘ s

Fig. 3. 2 Limites geogrdficos y geoldgicos de la cuenca del sureste.
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Los tipos de roca almacén son: carbonatos del Cretacico, carbonatos y areniscas del Jurasico
Superior, brechas carbonatadas del Paledgeno y areniscas del Nedgeno en trampas estructurales y
combinadas de diferentes edades. Entre los campos mds importantes de esta cuenca se
encuentran: Cantarell, Ku-Maloob-Zaap, A.J. Bermudez, Jujo-Tecominoacan, entre otros.

Esta cuenca se caracteriza por su producciéon de aceites ligeros y se encuentra entre los mas
prolificos del pais. Su produccidon acumulada es de mas de 45.4 [MMMbpce] y reservas 3P de 24.4
[MMMbpce], al 1 de enero de 2013. (Pemex Exploracién y Produccion, 2013)%Z.

Con la informacion recopilada a partir de diferentes fuentes publicas y académicas, identificadas
las caracteristicas promedio de los yacimientos naturalmente fracturados (YNF) pertenecientes a
la cuenta e identificados los métodos de EOR con mayor factibilidad técnica de aplicacion, se
construirdn modelos sectoriales para efectos de simulacion numérica, estos sectores contendran
propiedades tipo de los yacimientos naturalmente fracturados de la cuenca en cuestion.

En la cuenca del sureste abundan los yacimientos carbonatados naturalmente fracturados de
aceites ligeros con factores de recuperacion altos pero con gran cantidad de aceite remanente lo
qgue los hace candidatos a la implementacién de algin método de recuperacion mejorada. Mas
adelante se explicardn con detalle las propiedades petrofisicas y de fluido, a continuacién se
mencionan brevemente para poder detallar el proceso de escrutinio de métodos:

Propiedades de la roca

Porosidad . Permeabilid Permeabilidad Temperatura Presion Espesor Saturacion
Espesor 5 Porosidad 5 o S n
Campo [ml (matriz) Tt ad (matriz) (fractura) de yacimiento inicial neto de aceite
[%] [mD] [mD] [c] [psi] [Fr] (matriz) [%]
Tipo A 78 4.6 0.18 0.28 45 160 15,360 0.4 84
Tipo B 23 1.98 0.19 0.0301 123.98 147.4 8,200 1 65

Tabla 3. 1 Propiedades de roca de los yacimientos para implementacion de recuperacion mejorada.

Propiedades del fluido

Bg@Pact Presion de

[bls/pc] Rsi e o] Viscosidad [cp] Salinidad del Agua

0.13 155000

Tipo A 38 1.889 0.5 258 3200

Tipo B 39-44 2.013 0.5 233 5600 0.045 170000

Tabla 3. 2 Propiedades de fluido de los yacimientos para implementacion de recuperacion mejorada.

Escrutinio de propiedades (Screening)

Para llevar a cabo la seleccidn del método se hicieron dos tipos de analisis: En el primero, se hizo
un primer tamizado de propiedades haciendo uso de los pardmetros criticos para cada método
recopilados de la literatura y mencionados en la tabla 3.3.
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Polimeros

Surfactantes

ASP

Alcalis

Micelares

Nitrégeno y
Gas
hidrocarburo

Baches
Solventes

co2

WAG

No critica

Livianos a
intermedios
deseados

La
viscosidad
esel
parametro
mas
importante
Crudos
ligeros a
medios

Alto
porcentaje
de
hidrocarbur
os ligeros
(€1-c7)
Alto
porcentaje
de
hidrocarbur
os ligeros
(C2-C7)
Alto
porcentaje
de
hidrocarbur
os medios
(C5acC12)

>15 <150
22-39 <100
20-35 6500-11
13-35 <200
>20 <20
>35 <0.4
>23 <5
>22 <10
33-39 0.3-0

<200

<150

118-158

<200

<200

No critica

No critica
para
yacimiento
s de bajas
profundida
des

No critica

194-325

Preferente
mente
areniscas

Preferente
mente
areniscas

Areniscas

Areniscas

Areniscas
preferente
mente

Areniscas o
carbonatos
con pocas
fracturas y
altas lineas
de flujo.
Areniscas o
carbonatos
con pocas
fracturas y
altas lineas
de flujo.

Areniscas o

carbonatos.

Areniscas o

carbonatos.

>20

>20

596-1520

>20

>10

0.2-35

<100

Homogénea
con pocas
fracturas

130-1000

10.0-33

16-17

26-32

11.0-28

5.0-22

17-32

11.0-24.0

No critico

No critico

No critico

No critico

No critico

Relativam
ente
delgado

<25

Delgado

No critico

Tabla 3. 3 Paradmetros criticos para la eleccion de métodos de recuperacion mejorada.

500-5,000

625-5300

2723-3900

<9000

<9,000

>6,000

2500-4,000

Depende de
la
temperatura

7545-8887

Las propiedades de roca y de fluido mostradas en la Tabla 3.2 se compararon con las que se
muestran en la Tabla 3.3. Los métodos que tuvieran el mayor nimero de coincidencias fueron los
que se seleccionaron como de mejor compatibilidad, tomando esto como pardmetro para
determinar las menos compatibles, pues a partir del método mas concordante se descartan los de
menor a mayor nimero de propiedades coincidentes.

De esta forma fueron identificados los métodos con mayor potencial de aplicaciéon y cuyos
resultados por orden de compatibilidad fueron los siguientes:

= |nyeccién de CO2

= |nyeccién de Gas hidrocarburo

= |nyeccién de Surfactantes
= |nyeccién de agua alternando gas
= |nyeccién de polimeros

La mayoria de los parametros aunque compatibles se restringen a bajo o nulo fracturamiento, sin
embargo el propdsito de este trabajo es evaluar hasta qué punto esa condicion es limitante
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absoluta para la implementacion de recuperacién mejorada en los yacimientos naturalmente
fracturados con las caracteristicas especificas antes mencionadas. De los métodos anteriores se
seleccionaran los métodos a los cuales el fracturamiento sea lo menos critico posible.

Usando la plataforma tecnoldgica Petrel™ EORt™, se hizo otro tipo de analisis para determinar el
juego de métodos de mayor aplicabilidad, esta revisién es mas sdlida pues ademas de propiedades
promedio es necesario introducir propiedades especificas de la roca y del fluido asi como los
puntos extremos de las curvas de permeabilidad relativa y presién capilar.

De esta manera con la ayuda de ambos analisis se decidiran los métodos de mayor compatibilidad
con los yacimientos tipo seleccionados que habran de ser modelados a través de los elementos de
simetria que habran de construirse. A continuacidn se mencionara una breve descripcidn de la
herramienta.

EORt™

EORt™ es una herramienta que ayuda en la evaluacién de métodos de recuperacion mejorada
disefiada para disminuir el riesgo de desarrollo de implementacién, pues combina analisis
detallado de caracteristicas de la roca y el fluido con informacién de una base de datos de mas de
2700 proyectos publicos de recuperacién mejorada alrededor del mundo para mejorar la
certidumbre en la toma de decisiones.

El escrutinio es una parte fundamental en la seleccidon del método pues de esta se parte para los
siguientes pasos como pueden ser: pruebas de laboratorio, modelado de campos e inclusive
pruebas pilotos. Con EORt™ se puede hacer esta evaluacidon de manera rapida y eficiente, ademas
de que sirve como método de comprobacién de los resultados obtenidos de un tamizado previo
de propiedades con informacion de literatura, como el que se efectué en la parte anterior de este
capitulo.

EORt™ permite hace una evaluacién radpida y escrutinio y para ello hace uso de su propia base de
datos, hace una comparacion de propiedades como: tipo de formacion, tipo de fluido, tasa de
éxito y resultados de proyectos publicos. Esta comparacion la hace entre métodos como:

= Inyeccién Alcalis

= Inyeccién CO2

= |nyeccién Espumas

= |nyeccién de agua alternando gas (WAG)
= Inyeccidn de gas hidrocarburo

= |nyeccién de nitréogeno

= |nyeccién de polimero

= |nyeccién de surfactante

= |nyeccién de dlcali-surfactante-polimero
= |nyeccién de vapor

= Inyeccién de vapor asistido por segregacidon gravitacional

Una ventaja de la comparacidon con otros campos es la obtencién de campos andlogos de los
cuales pueden obtenerse datos de proyecto para tomar en cuenta durante el analisis de riesgo.
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Asi como la recuperacion mejorada no se limita a campos maduros, la evaluacién de EORt™ no se
limita a campos nuevos o campos desarrollados. Los resultados dependerdn de la cantidad de
informacidn disponible para cada yacimiento.

La herramienta consiste en 4 modulos que trabajan de la siguiente forma:
= Cargay validacidn de informacién

Validacion de la informacién en calidad y cantidad para asegurarse de la consistencia con los
estandares de evaluacidn en la recuperacion mejorada.

= |nterpretacién de la informacién
Proyeccion analitica de la informacién del introducida.
=  Pronéstico de produccién

Prondsticos de produccion derivados de algunos modelos de sectores (simulacion numérica) para
calcular el beneficio de los procesos de desplazamiento.

= Tamizado o jerarquizaciéon

Identificacion y jerarquizacién de métodos y propiedades compatibles con los resultados de los
pasos anteriores para arrojar resultados concisos de opciones consideradas viables de aplicacion
desde el punto de vista técnico.

El proceso que se siguid para el tamizado por medio de EORt™ fue como se muestra a
continuacién:

1. Al empezar un nuevo proyecto en EORt™ el software pide informacién basica para saber
con qué tipo de yacimiento se tratara. Esta pantalla pide consideraciones importantes
también, como pueden ser: fracturamiento natural, efectos de histéresis e incluir métodos
térmicos en el escrutinio.

Fig. 3. 3 EORt: informacion bdsica

73



2. En la siguiente pantalla fue necesario introducir todas las propiedades de roca y de fluido
gue se mencionaron en la tabla 3.2, asi como los puntos extremos de las curvas de
permeabilidad relativa. Es necesario proporcionar informacion acerca del hidrocarburo
para que EORt™ pueda determinar qué tan compatible es el aceite con los distintos
métodos, pues se debe recordar que un factor importante para la eleccién de un método
sera la composicion del fluido.
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Fig. 3. 4 EORt: Caracteristicas de roca y fluidos yacimiento tipo A.

3. A continuacion es necesario introducir los parametros de los quimicos que pueden ser
utilizados para los distintos métodos, EORt™ tiene valores precargados sin embargo es posible
cambiarlos en caso de tener distintas composiciones de estas sustancias. En este caso se
utilizaron los valores precargados.
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Fig. 3. 5 EORt: Caracterisiticas de los fluidos de inyeccion.
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4. Como ultimo paso antes de la validacidn de la informacidn es necesario aclarar algunos
parametros operacionales como pueden ser: uso de sistemas artificiales de produccion,
tipo de terminacidn de pozos e incluso si se cuentan con las instalaciones y las fuentes de
suministro necesarias para la implementaciéon de algun método.
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Fig. 3. 6 EORt: Caracteristicas operacionales.

5. Antes de realizar el escrutinio, EORt™ debe validar la consistencia de la informacién
introducida en el software y asegurarse de que sea suficiente para poder hacer un
tamizado coherente. De existir algun error el programa no permitira el avance obligando al
usuario a regresar para corregir las advertencias.
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Fig. 3. 7 EORt: Validacion de informacion.
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6. En la salida de resultados el software arroja una serie de datos acerca de los métodos que
segln el tamizado resultaron compatibles, asi como una referencia al éxito promedio en la
aplicacion a nivel mundial de la base de datos publica. Los resultados de los yacimientos A
y B se muestran a continuacioén:
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Fig. 3. 8 EORt: Resultados yacimiento tipo A.
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Fig. 3. 9 EORt: Resultados tamizado yacimiento tipo B.

7. En esta seccion EORt™ despliega informaciéon de campos que pudieran considerarse
analogos y a los que se les fue aplicado algun método de recuperacién mejorada. Es
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posible elegir las propiedades tanto de roca y fluido que se connsidere seran mas
importantes para hacer una comparacion con otros yacimientos del mundo.

Pl | @ @ ‘vivemeny @ 0% drare @@ oy

Q" —
VK e L _m—— - s — P—— - -

Pt et P e . -l i TRl M et | Forventen XY (vl Pt o [T

o -
(0]

Pegost - Fiok Shwte  Cosnny DL Pupsem Fameten e ‘m I?m swtr|

[ Y

J ki b - - -—bon ——
Jwwibe Adee —— (O™ yxa ..y - i u

Fig. 3. 10 EORt: Campos de caracteristicas similares.

Esta informacidn puede ser de gran utilidad sobre todo si se busca informacién de resultados en
campos con caracteristicas similares al yacimiento que se estd estudiando pues podria encontrarse
informacidon también acerca de pardmetros operacionales que podrian ser utilizados como
referencia en el proyecto que se esté trabajando.

EORt™ no debe ser el Unico analisis en el proceso de evaluacién de métodos pero puede tomarse
como herramienta de ayuda en la toma de decisiones o como apoyo puesto que significa ahorro
en costos de analisis, correlacion de la informacidon proporcionada con la mayoria de casos
disponibles. Puede ser también usada como punto de partida para profundizar en el andlisis de los
métodos potencialmente identificados

Resultados de tamizado

Después del analisis realizado con EORt™ la herramienta arrojé como resultado que los métodos
aptos para cada yacimiento (no se tomara en cuenta inyeccidon de N2 para este trabajo), estos se
muestran a continuacién (Tabla 3.4):

CO, Gas hidrocarburo
Gas hidrocarburo Co,
Doble desplazamiento Surfactante
Espumas Alcali-Surfactante
Surfactante Agua de baja salinidad

Tabla 3. 4 Resultados de tamizado por EORt.
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Para efectos de este trabajo, se estudiaran los dos primeros métodos por yacimiento, haciendo
anadlisis de sensibilidad para determinar cuadles son las condiciones de implementacién y las
propiedades de los yacimientos que mayor influencia tienen sobre los resultados potenciales
esperados para cada método. De esta manera sera posible determinar el mejor método con las
mejores condiciones de aplicacidn e identificar las limitaciones técnicas que pudieran presentarse.

Después de encontrar el método que mejor se adapte al yacimiento tomando como criterio la
mayor produccidn incremental con el menor volumen de fluido inyectado, se sensibilizara Ila
respuesta de cada método a condiciones operacionales y propiedades de yacimiento tales como:

= Aumento en la intensidad de fracturamiento
= Variacion de porosidad de matriz

= Variacion de la permeabilidad vertical

=  Variacion del tamafo de bloque de matriz

= Variacion del espaciamiento entre pozos

=  Variacion del arreglo de pozos

= Variacion de presion de inyeccién

Esto con el objetivo de identificar las variables de mayor impacto en la recuperacién y asi
encontrar las condiciones extremas bajos las cuales el método seguira siendo eficiente. Los
yacimientos andlogos con métodos de recuperacidn mejorada similares seguirdn siendo una
referencia importante para validar los resultados del modelo conceptual.

Los resultados obtenidos de las pruebas podrdn ser escalados lo que seria equivalente a
implementar el método en todo el campo, esto se hace con el objetivo de evitar la inversién de
mucho tiempo con modelos de simulacidon detallados que podrian necesitar mayores recursos
computacionales, mayor tiempo y costos por un lado y por el otro para concentrar los esfuerzos y
recursos en el o los métodos con las mejores expectativas técnicas de éxito.

Construccion de los modelos de simulacidon (Modelos Sectoriales)

Para la creacion de modelos de simulacion se utilizé el simulador numérico Eclipse™ para lo cual
fue necesario introducir las caracteristicas geoldgicas y petrofisicas de la roca y de los fluidos de
yacimientos tipo que pertenezcan a las cuencas del sureste que son el objetivo de estudio. De ésta
manera se construyeron dos sectores con caracteristicas y propiedades que representan la
mayoria de los yacimientos naturalmente fracturados del sureste mexicano. A continuacion se
dard una breve introduccién al lenguaje del simulador para poder entender la construccién de los
modelos.

Celda

Las celdas son bloques a los cuales se les asignan distintas propiedades de roca, tamano,
profundidad, etc. Un conjunto de celdas forman una malla.

Malla

Una malla no es mas que una forma en que coordenadas XYZ describen una superficie con la cual
se modelan arreglos del subsuelo, para la simulacidn se utilizé una malla de tres dimensiones de
tipo cartesiana y con puntos esquina. La malla de puntos esquina es un tipo arreglo geométrico
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clbico que permite modelar las heterogeneidades del yacimiento minimizando los efectos de
ortogonalidad.

Simulador

El simulador Eclipse™ funciona por medio de su propio lenguaje con un flujo de trabajo, de esta
forma se cargan las propiedades del yacimiento a modelar. El archivo de datos del programa estd
conformado de 8 secciones basicas (Fig. 3.11) en las cuales se debe agregar informacién segun la
seccion correspondiente, a continuacién se enuncian tales divisiones:

e Memoria computacional necesaria para la corrida.

¢ Propiedades de la malla: tamafio, forma, profundidad, etc.
7
<
¢ Contiene instrucciones para modificar los volumenes de poro, transmisibilidades,
difusividades.

<

<

¢ Asigna las propiedades cargadas a las distintas regiones como pueden ser:
distintos tipos de roca, matriz y fractura, yacimientos diferentes, etc.

e Propiedades de los fluidos y roca.

J\L

e Parametros iniciales: profundidad del contacto agua aceite, presion inicial, etc.

e Controla la salida de resultados que el usuario necesite.

J\_

e Controla el programa de operaciones en el modelo asi como los reportes de
salida de este.

LELC

Fig. 3. 11 Secciones de los datos de entrada del simulador.

Se mencionardn Unicamente los datos de entrada del software relevantes para el trabajo, estos
son los de los sistemas roca y fluido que competen a este tema. A continuacion se explica la
construcciéon de los dos modelos distintos y las propiedades que fueron necesarias para su
construccion.

Sector del yacimiento tipo A

Este yacimiento es de tipo carbonatado naturalmente fracturado, con estructura de tipo anticlinal,
cuya roca generadora es mudstone del jurdsico superior titoniano, roca almacén packstone y roca
sello margas y lutitas. Su porosidad es de tipo interparticular, intercristalina, cavidades de
disolucién y microfracturas.

En este modelo de simulacion del bloque de yacimiento tipo A la malla cuenta con puntos de
esquina (corner points). Las dimensiones de la malla son las siguientes:

Dimensiones 12*13*20 celdas

Celdas totales 3120 [ 3002 activas]
Dimension de la celda en la direccion x DX =125 [m]
Dimensién de la celda en la direccion y DY =~ 100 [m]
Dimension de la celda en la direccion z DZ =40 [m]

Tabla 3. 5 Tamariio de malla y Celda.

Debido a que se pretende simular yacimientos naturalmente fracturados el modelo cuenta con la
opciéon de doble porosidad (“dualporo”) la cual permite modelar yacimientos naturalmente
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fracturados contemplando sélo comunicacién con los pozos a través de la fractura (no incluye
doble permeabilidad), Eclipse™ se basa en el modelo fracturado idealizado por Warren y Root?
qgue es la solucion matemdtica mas utilizada para el modelado de yacimientos naturalmente
fracturados, es por esto que presenta la estructura con cuadrados dentro de las celdas; el
cuadrado interior corresponde a la matriz y el exterior a la fractura. La estructura geoldgica se
muestra en la figura 3.12 la cual tiene un acuifero asociado (bloque morado), mientras que el resto
(blogue azul) corresponde a la zona de aceite.

Fig. 3. 12 Bloque resultante del sector tipo A

En cuanto a las dimensiones del modelo sectorial que representa el Yacimiento A son las que se
muestran a continuacidn:

itud en el eje x [m] 1500
Longitud en el eje y [m] 1100
Espesor [m] 900

Volumen original de aceite 61.5
[MMbls]
Volumen original de agua [MMbls] 12.8

Volumen poroso [MMbis] 74.3
Profundidad total [m] 6650
Profundidad del contacto [m] 6450

Separacion entre pozo inyector y 1350
pozo productor [m]

Tabla 3. 6 Caracteristicas del sector del yacimiento tipo A, seccion Grid.

Caracteristicas de los sistemas matriz y fractura

Curvas de permeabilidad relativa

Recordemos que este estudio se centra en los yacimientos de la cuenca del sureste los cuales se
caracterizan por ser rocas carbonatadas naturalmente fracturadas de aceites ligeros a super
ligeros y de formaciones productoras jurdsico superior kimmeridgiano y cretacico medio. El tipo de

80



roca es modelado por medio de la compresibilidad de la roca y sus curvas de permeabilidad
relativa y presion capilar para los sistemas agua-aceite y gas aceite, las cuales se muestran a
continuacién (figura3.13):

Presion capdar agua aceite
Poemwabilidad eelmtva al aceite

Saturacion

Fig. 3. 13 Curvas de permeabilidad relativa y presion capilar agua-aceite

Permeabslidad relativa al gas Proson capilar gas-acelte

Saturacdn

Fig. 3. 14 Curvas de permeabilidad relativa y presion capilar gas-aceite

Se puede observar mojabilidad intermedia entre aceite y agua lo que favorecera la movilidad de
ambos, puesto que ningun fluido tiene adherencia preferencial a la roca estos podran fluir
facilmente por poros tanto grandes como pequefios disminuyendo asi la saturacién residual.
Como se puede observar en las curvas de permeabilidad relativa al agua Fig. 3.14 la saturacion de
agua congénita (Sy;) equivale al 10%, mientras que las saturacion residual del aceite (So) es del
30%

Ademas de esto cabe mencionar que como se discutid en el capitulo 2, la saturacion residual de
fluidos en la fractura se considera cero para efectos practicos, lo que significa que desde el punto
de vista conceptual, todos los fluidos almacenados en la fractura son producibles y tienen la
misma facilidad de movimiento en la red de fracturas por lo que las curvas de permeabilidad
relativa pertenecientes al sistema fracturado se modelan como dos rectas a 45°. Esta asuncién es
valida en la teoria sin embargo en la realidad existe una saturacion residual en las fracturas, que si
bien es minima podria llegar a ser un volumen considerable de tratarse de un yacimiento de gran
volumen original de hidrocarburos.
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Las curvas de permeabilidad relativa pueden ser uno de los factores que mds impacta en la
recuperacion, puesto que de esta dependerd la cantidad de aceite a recuperar y cémo sera el
movimiento de los fluidos a través de la roca.

Caracteristicas de roca y fractura

La roca y fractura tienen las siguientes caracteristicas petrofisicas promedio (Tabla 3.7):

Propiedad Minimo Maximo Promedio

0.7 8.7 2.1
0.02 2.1 0.18
0.017 0.223 0.0281
1 400 74

Comp_reSIbllldad de laroca 6x107-6 6x107-6 6x107-6
[1/psi]
Comp.re5|bllldad de la fractura Ax10M-5 Ax10M-5 45105
[1/psi]

Longitud vertical del bloque de

: 9.64 9.64 9.64
matriz
Factor de forma [1/m2] 0.012 0.012 0.012
Espesor neto-bruto [%] 14.7 99.6 41.7

Tabla 3. 7 Caracteristicas de matriz y fractura, seccion Props.
Distribucion de porosidad

La distribucidn de porosidad tanto en matriz como en fractura no tiene mucha variacién, en lineas
generales es de bajo orden de magnitud en la matriz (tipico de una roca carbonatada), pero es aun
menor en la fractura.

Fig. 3. 15 Vista aérea de la distribucion de porosidad del modelo, arriba matriz y abajo factura,; seccion props.

Distribucion de permeabilidad

Por otra parte la permeabilidad tiene un comportamiento diferente pues en este caso a diferencia
de la porosidad, la fractura dispara los valores de permeabilidad de la formacién aumentandola de
tal manera que genera conductos donde no existira saturacion residual y una alta capacidad de
flujo. En la Fig. 3.15 se muestra la distribucién de permeabilidad tanto en matriz como en fractura

82



Fig. 3. 16 Vista aérea de la distribucion de permeabilidades en matriz arriba, fractura abajo; seccion props.

kv
La relacién h se considera proxima a 1 en este modelo como condicién de arranque que

posteriormente serd sensibilizada para evaluar su impacto sobre los procesos de desplazamiento.
Es una manera de modelar la buena permeabilidad vertical que se genera a través de los
corredores de fractura que se sabe existen en estos yacimientos. Esta no es una condicién comun
en los yacimientos tradicionales pues usualmente pues durante la depositacion de la roca, los
granos se acomodardn de manera horizontal y su tamafio ird variando con el tiempo, provocando
que los granos en la base sean de diferente tamafo que los que se depositen en la cima.

k=7mD]

* k=100fmD]

Fig. 3. 17 Ejemplo de la depositacion de granos a través del tiempo.

Distribucidn del tamafo de bloques de matriz

El tamafio de bloques de matriz controla el grado de fracturamiento del yacimiento, recordemos
gue mientras mayor sea éste, la conductividad serd mucho mayor lo que aumenta el riesgo de
canalizacion de fluidos afectando tanto a la recuperacién como la inyeccién de fluidos. El tamafio
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de blogues de matriz se considerd constante en este modelo, haciendo la distribucién de fracturas
y el grado de fracturamiento homogéneo.

Fig. 3. 18 Vista aérea de la distribucion del tamafio de bloques de matriz, seccion Grid.

Debido a que los bloques de matriz no son paralelepipedos para poder hacer una mejor
descripcién de la realidad, el simulador necesita de un valor que relacione el drea expuesta al flujo
entre los bloques de matriz y las fracturas que los rodean (Arana, Trujillo, & Sanchez)”, a este
valor se le llama factor de forma o geométrico y esta definido por medio de la siguiente ecuacion:

1 1
o = 4(lx_2 + ly_2 + lZ_z)
Con esto se mejora el modelaje del flujo de fluidos en el yacimiento a través del sistema
fracturado, en este caso el valor del factor de forma se mantiene constante en todo el sector con
un valor de 0 = 0.1292 vy al igual que el tamano de bloque se consideré un pardmetro de
sensibilidad sobre los resultados base o de referencia.

Fig. 3. 19 Vista aerea del factor de forma en el sector tipo A.

Caracteristicas del sistema de fluidos

Para la caracterizacion del fluido se utilizd el software PVTi que es una herramienta para la
generacidn de ecuaciones de estado a partir de datos de analisis de laboratorio de muestras de
petréleo y gas. Este software asiste en la creacion de modelos fisicos realisticos del fluido del
yacimiento, esto para mejorar la precisién de la simulacion.
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PVTi genera ecuaciones de estado que modelan el comportamiento del fluido, cuenta con 4
ecuaciones de estado disponibles: Redlich-Kwong, Soave-Redlich-Kwong, Peng-Robinson vy
Zudkevitch-Joffe; ecuacién modificada de Peng Robinson de dos o tres parametros y Soave-
Redlich-Kwong modificada de tres parametros. Esta aplicacion cuenta con una libreria de
hidrocarburos precargados con los que se puede crear la ecuacion de estado del fluido con el que
se esta trabajando.

Para poder modelar las reacciones de los fluidos del yacimiento con los de inyeccion es necesario
que el modelo sea composicional, lo que implica que sera necesario generar una ecuacion de
estado para ajustar la interaccién entre los componentes del petrdleo. Este tipo de modelo asume
gue el hidrocarburo es una mezcla de varios componentes cuya composicion habra de variar con
los cambios de presién y temperatura en el sistema, este tipo de modelos se utiliza para simular
aceite ligero, volatil o gas y condensado o cualquier proceso en el que la interaccién de
componentes sea relevante para su descripcién.

De esta forma introduciendo en el software las propiedades de un PVT se generé la ecuacion de
estado, el cual previamente habia sido validado a través de las siguientes pruebas: Prueba de
densidad, prueba de la linealidad de la funcidn “Y”, prueba de balance de materiales, prueba de
desigualdad. Los datos PVT utilizados se muestran en las siguientes graficas (Figs. 3.20, 3.21).

Densidad Relacidn de solubilidad

L

Prasn (gl

Fig. 3. 20 Grdficas de densidad y Rs del petréleo.

Viscosidad

mowca ipd

Fig. 3. 21 Grdfica de viscosidad del fluido
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La ecuacién de estado seleccionada fue Peng Robinson modificada de 7 componentes, entre los
gue se incluyen también gases no hidrocarburos como el CO2 y el N2 de forma libre, los
componentes hidrocarburos se muestran agrupados con el objetivo de optimizar el tiempo de
computo sin perder representatividad del fluido. Los componentes resultantes se muestran a
continuacién:

'N2', 'CO2', 'H2S', 'C1', 'C2C3', 'C4', 'C5Cé', 'C7+'.

El ajuste de la ecuacidon de estado se muestra en la figura 3.22 y el diagrama de fases que se
genera en la figura 3.23. Como puede observarse hay un ajuste satisfactorio entre los valores
observados (rojo) y los valores calculados (azul), la Unica propiedad que presenta un desajuste es
la viscosidad, que al disminuir la presiéon por debajo de la presidon de burbuja demuestran un
comportamiento distinto, sin embargo al ser un petréleo volatil las viscosidades siempre serdn
suficientemente bajas para fluir a condiciones de fondo y por tanto no representa un valor criticoy
en peor de los casos el modelo manejara relaciones de movilidad adversas que generara
resultados mas conservadores asi que para efectos practicos de estudio puede resultar una
condicidn favorable.
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Fig. 3. 22 Ajuste de la ecuacion de estado para el sector tipo A.
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Fig. 3. 23 Envolvente de fases del fluido del yacimiento tipo A.
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Caracteristicas del archivo de datos

Para poder resolver los cdlculos, el simulador requiere de ciertas instrucciones generadas por el
usuario que serviran para especificar tanto los recursos de memoria necesaria para correr el
modelo, los métodos de solucidn seleccionados y algunas de las consideraciones de fisica de
yacimiento que se deben respetar. Las caracteristicas del archivo de datos mas resaltantes son::

=  Método de solucidn: totalmente implicito

= Modelo composicional de fluidos

= Dos regiones de equilibrio correspondientes a la matriz y a la fractura respectivamente
= Utiliza unidades de campo

= Doble porosidad (para contemplar fracturamiento natural)

= Drene gravitacional como mecanismo adicional de empuje

= Miscibilidad entre el fluido inyectado y el fluido del yacimiento (de darse las condiciones)
= Compresibilidad de roca constante

= Efectos de histéresis despreciables

= Modelo conceptual sin ajuste de historia

= Uso de tablas hidrdulicas para el efectos de prondstico de productividad

=  Procesamiento en paralelo

Las regiones de equilibrio en estos modelos sirven para diferenciar las caracteristicas de la matriz
con las de fractura, en algunos casos compartiran propiedades por ejemplo la composicion del
fluido y su ecuacién de estado; pero en otros serd necesario hacer la diferenciacidon para un
correcto modelado tal es el caso de las curvas de permeabilidad relativa o propiedades como:
porosidad, permeabilidad, etcétera.

Sector yacimiento tipo B

El yacimiento tipo B es de aceite volatil, se ubica en el cretacico medio en rocas calizas y dolomias
fracturadas. A pesar de ser también naturalmente fracturado y del mismo tipo de hidrocarburo
presenta varias diferencias con el Yacimiento A especialmente en las caracteristicas tanto de roca
como del fluido. El modelo de simulacién del bloque de yacimiento tipo B tiene caracteristicas de
formacién que hacen necesario que la malla cuente con puntos de esquina (corner points). El
tamanio de la malla es el siguiente:

Dimensiones 9*9*19 celdas
Celdas totales 1539 [ todas activas ]
Dimension de la celda en la direccion x [DX] = 130 [m]
Dimensién de la celda en la direccién y [DY] =115 [m]

Dimension de la celda en la direccion z [DZ] =15 [m]

Tabla 3. 8 Tamariio de malla, seccion runspec.

La estructura geoldgica se muestra en la figura 3.24, ésta a diferencia del yacimiento tipo A no
cuenta con acuifero asociado por lo que el contacto esta tan sélo unos metros por encima de la
profundidad total del bloque.
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Fig. 3. 24 Bloque de yacimiento tipo B.

El sector del yacimiento tipo B tiene las siguientes caracteristicas:

Longitud en el eje x [m]

Longitud en el eje y [m] 1100
Espesor [m] 100

Volumen original de aceite [MMm3] 7.34
Volumen original de agua [MMm"'] 2.2
Volumen poroso [MMm3] 74.3

Profundidad total [m] 5500

Profundidad del contacto [m] 5460

Separacién entre pozo inyector y pozo
productor [m]

755

Tabla 3. 9 Caracteristicas de las dimensiones del yacimiento.

Caracteristicas de los sistemas matriz y fractura

Curvas de permeabilidad relativa

Las curvas de permeabilidad relativa de la figura 3.25 nos demuestran que la roca es fuertemente
mojada por agua lo cual resulta en mayor movilidad para el aceite, haciendo a este yacimiento no
compatible con la inyeccidon de surfactantes pues podria generar un cambio en la mojabilidad de la
roca aumentando la saturacién residual de aceite y desfavoreciendo la recuperacién de éste.
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Fig. 3. 25 Curvas de permeabilidad relativa agua-aceite y presion capilar, seccion props.

En la figura 3.26 se muestra la presion capilar generada entre las fases agua y aceite, la presion
capilar entre gas y aceite generalmente es tan baja que tiende a ser muy cercana a cero.

Permeatilidad refatva . Prosidn caplar gas-acnite

Pe o pwi

0 0 05 ol 1
Saturacion

Fig. 3. 26 Curvas de permeabilidad relativa gas-aceite y presion capilar, seccion props.

Propiedades de roca y fractura

Las caracteristicas de la roca y fractura se mencionan en la tabla siguiente (Tabla 3.10):

Propiedad Minimo Maximo Promedio

Porosidad de matriz[%] ___
Porosidad de fractura [%]
Permeabilidad de matriz [mD] ___

Permeabilidad de fractura [mD]

Compresibilidad de la matriz
[1/barsa]

Compresnbllldad de la fractura 5. 25 x710- 595 xA0-5  5.25 xA10-5
[1/barsa]

Longitud vertical del bloque de
matriz [m]

Factor de forma [1/m2]

Espesor neto-bruto [%] ___

Tabla 3. 10 Caracteristicas de matriz y fractura, seccion props.

Distribucidn de la porosidad
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El comportamiento de la porosidad es tipico de un yacimiento naturalmente fracturado, con baja
porosidad en la matriz e insignificante en la fractura. Como se ve en la figura 3.27 el contraste
entre porosidades entre los sistemas es de 3-5% de diferencia.

Fig. 3. 27 Vista aérea del comportamiento de porosidades de matriz arriba, fractura abajo; seccion props.

Distribucion de la permeabilidad

La permeabilidad demuestra una diferencia entre el sistema de matriz y el de fractura en la figura
3.28 se observa claramente que la matriz a diferencia de la fractura tiene poca o nada de
influencia con lo que podemos concluir que este caso de estudio corresponde a un yacimiento tipo
Il de la clasificacion de Nelson.

Fig. 3. 28 Vista aérea del contraste de permeabilidades entre matriz y fractura.

Distribucidn del tamario de bloques de matriz

En este caso el tamafo de los bloques de matriz son variables lo cual puede demostrar no sdlo
mayor grado de fracturamiento sino también que la distribucidon de fracturas no es homogénea
afectando asi el flujo de fluidos. En la figura 3.29 se puede observar que existe variacion entre los
bloques del modelo.
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Fig. 3. 29 Vista aérea de la distribucion del tamafio de bloques de matriz.

El factor de forma (fig. 3.29) en este sector varia a través de todo el yacimiento, lo que significa
una mayor heterogeneidad haciendo menos predecible el resultado de la recuperacion. A pesar de
ser variable en todo el yacimiento no tiene valores altos lo que hace que haya suficiente
continuidad capilar lo cual crea condiciones para la segregacion gravitacional.

Fig. 3. 30 Distribucion aerea del factor de forma para el sector tipo B.

Caracteristicas del sistema de fluidos
Este modelo es también composicional, la ecuacion de estado esta gobernada por Peng-Robinson

modificada de 12 componentes y fue modelada también con PVTi, con el uso de un analisis PVT
validado con las mismas pruebas que para el yacimiento tipo A. Las graficas de densidad, relacidn

de solubilidad y viscosidad son las que se muestran a continuacion.

Relacion de solubilidad

7S [bhsfpre

Fig. 3. 31 Grdficas de densidad y relacion de solubilidad del sector tipo B.
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Viscosidad

Fig. 3. 32 Grdfica de viscosidad del sector tipo B.

La ecuacion consta de 12 componentes entre los que se incluyen también gases no hidrocarburos
como el biéxido de carbono, el acido sulfhidrico y el nitrégeno de forma libre, por otra parte los
componentes del hidrocarburo no estan agrupados y se muestran a continuacion:

'N2','C02', '"H2S', 'C1', 'C2', 'C3', 'IC4', 'NC4', 'IC5', 'NC5', 'C6', 'C7+'.

El ajuste de la ecuacién de estado de este fluido (fig. 3.33) es muy bueno lo que ayudara a modelar
el comportamiento del fluido de manera mds cercana a como se comportaria en la realidad, los
datos observados se presentan en rojo mientras que los valores calculados se muestran en azul.
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Fig. 3. 33 Ajuste de la ecuacion de estado para el yacimiento tipo B.

La envolvente de fases para este tipo crudo se muestra en la figura 3.34
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Fig. 3. 34 Diagrama de fases del yacimiento tipo B.

Caracteristicas del archivo de datos
El simulador resuelve los calculos tomando en cuenta lo siguiente:

=  Modelo totalmente implicito.

= Uso de unidades métricas.

= Dos regiones de equilibrio correspondientes a la matriz y a la fractura respectivamente.

= Modelo composicional.

= Doble porosidad (fracturamiento natural).

= Considera efectos de drene gravitacional.

= Miscibilidad entre el fluido inyectado y el fluido del yacimiento de existir las condiciones.

= Compresibilidad de roca constante.

= No se consideran los efectos de histéresis.

= Uso de tablas hidraulicas para el célculo del comportamiento de presion en la cabeza de
pozo.

= Uso de tablas hidrdulicas para efectos de prondstico de productividad.

= Procesamiento computacional en paralelo.

A pesar de ser similares por pertenecer a la misma cuenca estos dos yacimientos tienen
variaciones importantes que haran que el comportamiento entre uno y otro asi como los factores
de recuperacion sean distintos.

En el capitulo siguiente se haran distintos tipos de sensibilidades tanto de propiedades de
yacimiento como operacionales, asi como con los distintos métodos de recuperacion mejorada
propuestos para cada sector de manera tal que sea posible hacer comparaciones entre casos base
y sus diferentes sensibilidades. El objetivo es identificar las variables que afectan en mayor
manera la recuperacion de aceite asociada a los métodos de EOR seleccionados para los
yacimientos tipo Ay tipo B.
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4. Identificacion de las variables de mayor impacto en los métodos de
recuperacion mejorada preseleccionados.

En este capitulo se analizaran los resultados de las simulaciones efectuadas de los distintos
métodos de recuperacién mejorada definidos como potencialmente aplicables en los campos de
estudio por medio de procedimientos de escrutinio en funcién de sus propiedades.

Con los sectores creados y representativos de los yacimientos tipo, se simularon diferentes casos
de inyeccién utilizando un patrén de inyeccidn de cinco pozos en el cual se habrd 4 inyectores por
cada productor, este patron sera utilizado como elemento de simetria, es decir, el resultado se

multiplica por el nimero de veces que el patrén se repite (Figura 4.1). Entre el inyector y el
productor existe una distancia de aproximadamente 1000 [mts].

Iy

g -

by

Patrén de inyeccién
de 5 pozos
Productor

|
N

Inyector

Elemento de simetria

Productor

Fig. 4. 1 Elemento de simetria en un patrdn de inyeccion de 5 pozos.

En las figuras 4.2 y 4.3 se observa la distancia entre pozos y la distribucidon que se asumira como
una cuarta parte de un patron de inyeccidon de cinco pozos para los sectores tipo A y B

respectivamente. Esta distancia se mantendra fija para los casos de sensibilidades con el propdsito
de evaluar resultados de los casos que estuvieran bajo condiciones comunes.

\YECTOR

Vo

Fig. 4. 2 Distancia entre pozos en el sector tipo A (izq.), B (der.).

La localizacidn de los pozos por sector esta distribuida como se muestra a continuacion
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Productor tipo A 3 3 29-34 6340 6120 - 6200
Inyector tipo A 11 9 27-30 6270 6150 - 6230
Productor tipo B 2 2 35-38 5500 5340 - 5400

Inyector tipo B 7 6 37-38 6300 5300 - 5320

Tabla 4. 1 Localizacion de pozos dentro de las mallas.

Las caracteristicas operacionales o limites de los pozos productores se mantendran fijas para
todas las simulaciones para que sean un parametro comun a todas las respuestas:

Minima presion de

Gato diario fondo fluvendo Minima presion en Maximo corte de Maxima RGA
maximo [bls/dia] [psi}l cabeza [psi] agua [%] [pc/bl]
8000 700 85 Sin limite Sin limite

8000 150 15 Sin limite Sin limite

Tabla 4. 2 Caracteristicas operacionales de los pozos productores.

Andlisis de resultados de simulacién

Del escrutinio hecho en el capitulo anterior se simularan sélo los tres primeros métodos tal como
se muestra en la tabla 4.4, se simularan también en ambos sectores, corridas sin inyeccién de
fluidos cuyos resultados seran referencia del comportamiento del sector sin la implementacion de
alguin método de recuperacidén mejorada.

CO, Gas hidrocarburo

Gas hidrocarburo Co,

Inyeccidn alternada de gas
y agua
Tabla 4. 11 Resultados de tamizado por EORt™.

Gas amargo

Por cada sector se analizaran los resultados de simulacion numérica de la implementacién de los
métodos anteriores, después de esto se elegird el método mas compatible con cada sector y en
base a ese se haran sensibilidades de pardmetros tanto de yacimiento como operacionales para
analizar la efectividad del método bajo diferentes circunstancias.

Resultados de simulacién yacimiento tipo A

Antes de la implementacidon de métodos fue necesario crear un caso base cuyas caracteristicas se
mantendrian fijas en todas las simulaciones, esto con el objetivo de tener una referencia de cual
es el comportamiento del yacimiento sin inyeccién y asi determinar el incremental con el uso de
estas tecnologias.

Para modelar el comportamiento de flujo vertical de los pozos se construyeron tablas hidraulicas
usando como plataforma tecnoldgica el software: VFPi™, que es parte de la suite de
preprocesadores del simulador Eclipse™ y ayuda al modelado del comportamiento de los fluidos
en la tuberia de produccidn. En caso de considerarse necesario, también es posible generar y
examinar tablas para pozos de inyeccidn.
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Por medio de estas tablas se determind que el momento de cierre del pozo productor del sector A
serfa al alcanzar una presién en cabeza (THP) de 85 [Ib/pg’]. Este tipo de método de control no
considera limites econémicos.

Para determinar el gasto maximo de produccion se hicieron pruebas de simulaciéon sin inyeccion
hasta encontrar el gasto mas alto mediante el cual el pozo productor fluird por mayor tiempo:

Sin inyeccion 4000 [bls] Corrida sin inyeccion con
gasto de 4000 [bls/dia].
Sin inyeccion 6000 [bls] Corrida sin inyeccion con
gasto de 6000 [bls/dia].
Sin inyeccion 8000 [bls] Corrida sin inyeccion con
gasto de 8000 [bls/dia].
Sin inyeccion 10000 [bls] Corrida sin inyeccion con

gasto de 10,000 [bls/dia].
Tabla 4. 3 Descripcion de casos de simulacion de flujo natural.

A continuacion en la fig. 4.3 y tabla 4.4 se muestran los resultados comparando los diferentes
casos:

Ot 5V
x

3000 o 100 Z05¢ 0o
Twrgs DATS

Fig. 4. 3 Resultados de corridas de agotamiento natural.

Se puede observar que para el caso de produccién de 10,000 [bls/d] la recuperacion de aceite
(primer cuadrante) es mas alta, sin embargo la caida de presién (recuadro 4) es la mas
pronunciada también; asi como la produccién de gas y agua (recuadros 2 y 3). El caso con la
segunda mayor recuperacion es de 8,000 [bls/d] el cual refleja altos volimenes de produccion de
agua y gas sin llegar a ser tan altos como en el caso de produccion de 10,000 [bls/d]. Los casos
restantes se descartaron debido a que la recuperacion es mucho menor lo que representaria
mayor pérdida de ganancias.

Presio . Gasto di e b Produccié
Prod. Factor de reSion Produccién de |st0 6¢ Dias antes de la Produccién FOSHEEIOn
promedio de

filvE G PRECLEE D declinacion acumulada de gas -
[dias] [MMpc] [MMpc/dia]

Acumulada recuperacion aceite

[MMbls] 1%] G promedio [bls] "‘F:I's’;“’

[psia]
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9.41 153 4200 3960 4000 2190 12 5050

11 17.9 3285 4630 6000 1200 14.8 6230
115 18.7 3160 4850 8000 700 15.5 6530
11.8 19.2 3110 4970 8000 487 15 6320

Tabla 4. 4 Resultados de corridas de deplecion natural.

Con esta informacion se determiné que el pozo productor A tiene un gasto dptimo de 8000
[bls/dia] manteniendo este gasto por 690 dias para después declinar de forma natural, los
resultados se muestran en la figura 4.3. Este caso se utilizé como base para las siguientes corridas
de simulacién en las cuales se agregaran diferentes fluidos de inyeccion.
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Fig. 4. 4 Resultados corrida sin inyeccion 8000 [bls/dia].

La figura 4.4 demuestra alta producciéon de agua y aunque el grafico muestra inestabilidad
numérica generada por la presencia de gas, se muestra una tendencia lo que permite utilizar e
interpretar los resultados obtenidos de la simulacidn.

En la figura 4.5 se observa el cambio en la saturacidn después de la explotacién del yacimiento sin
inyeccion, se puede apreciar que no existe mucho cambio en la saturacion de aceite en la matriz
con respecto a la saturacion original, el valor promedio en el yacimiento de esta después de la
explotacién es de S,= 51% contra el 84% original.
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Fig. 4. 5 Comparacion de saturaciones antes y después de la produccion.

Volimenes de reemplazo

La inyeccién de gas por sector se disefid tomando en cuenta el volumen poroso original (74.3
[MMbils]) y haciendo un reemplazo de éste en diferentes porcentajes:

300%
500%
800%
1000%
1500%
2000%

12,200
30,000
50,000
140,000
286,000
428,000

Tabla 4. 5 Porcentajes de reemplazo para sector tipo A.

Con base en estos volumenes se hardn las siguientes pruebas de inyeccién por método:

Volumen de inyeccidn

Volumen de Volumen de inyeccion Volumen de
. . en doble . o
Caso Inyecao’n de CO2 de gas f’;/drocarburo desplazamiento myeccl/on de agua
[Mpc/dia] [Mpc/dia] [Mpc/dia [bls/dia]
300% | 12200 12200 12200 6000
500% | 30000 30000 30000 10,000
800% | 50000 50000 50000 26,000
1000% | 140000 140000 140000
1500% | 286000 286000 286000
2000% | 428000 428000 428000

Inyeccion de CO,

Tabla 4. 6 Casos de simulacion por método.

La inyeccion de CO2, siguiendo el orden jerarquico del escrutinio de métodos del capitulo anterior
fue el primer método evaluado y sus resultados se muestran en la figura 4.6 y tabla 4.7:
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Fig. 4. 6 Resultados de los casos de inyeccion de CO2.

Las graficas presentadas en la figura 4.6 demuestran que los casos de inyeccidn: “140, 285 y 435
[MMpc]” tienen un factor de recuperacion muy cercano a los valores de los casos con menor
inyeccion, estos ademds reportan alto gasto de agua y gas, lo que no justificaria la inyeccién de
volumenes de dicha magnitud para una recuperacién adicional que contra los demas casos sdlo
representa 1 punto porcentual.

Prod. Factor de Factor de

Acumulada recuperacion recuperacion

[MMbls] [%] adicional [%]
mﬁ;‘c‘;: = 11.85 19.4 07
11.85 19.4 0.7
12.62 20.5 1.8
12.95 21.1 2.4
rl:/‘l’:/f;c y di:?o 15.77 25.7 7.0

Presion
final del

campo

[psia]

4230

5300

6000

6388

6500

6530

Prod. de Dias antes
aceite dela
promedio declinacién
[bls] [dias]
5000 580
5000 3080
5030 460
5315 590
5500 3700
6645 615

Prod. Prod.
ELOTITELE promedio
de gas de gas
[MMpc] [MMpc/dia]
3520 15.0
8000 64.5
1000 42.4
30000 109
80000 576
108000 450

Tabla 4. 7 Resultados de los casos de inyeccion de CO2

Inyeccién
acumulada
[MMpc]

31000

247000

100000

261000

218000

1090000

La simulacion de “Inyeccion de 12 [MMpc/dia]” se considerd el mejor de los casos, pues en los
primeros tres casos se obtiene la misma recuperacidon a diferentes volimenes de inyeccién,
mientras que los Ultimos tres tienen voliumenes impracticos de inyeccién pues en campo no
podrian inyectarse tales volimenes de gas, sin embargo se muestran los resultados de simulacion
para demostrar que no necesariamente se recuperara mas petréleo con volumenes mas altos de

inyeccion.

El caso “Inyeccion 12 [MMpc/dia]” se tomarad como caso base para CO, y por esto se alargo la
simulacién hasta un periodo de 10 afios arrojando los resultados siguientes:
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Presién Produccién Dias antes de Produccién Produccién iy
Prod. Factor de Factor de Inyeccién

final del de aceite la acumulada promedio de
campo promedio declinacién de gas gas
[psia] [bls] [dias] [MMpc] [MMpc/dia]

'1"2",:";;'“ 15.9 259 7.2 4200 4100 600 47985 125 44230

Tabla 4. 8Resultados de la simulacion a 10 afios del caso de inyeccién de 12 [MMpc/dia] de CO,

acumulada
[MMpc]

Acumulada recuperacion recuperacion
[MMbls] [%] adicional [%]

En la figura 4.7 se muestran los resultados de este caso extendido.
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" 10090 2000 2aba 4000 o "1000 2000 b9 400D
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Fig. 4. 7 Resultados de inyeccién de 12 [MMpc/dia]

Puede observarse en el segundo recuadro de la figura 4.7 que la produccion de gas se dispara casi
inmediatamente iniciada la inyeccion de CO2, sin embargo esto genera que el corte de agua sea
muy bajo durante todo el periodo de produccién (tercer cuadrante). Con lo cual se determina que
éste gasto de inyeccion es el dptimo para la inyeccion de CO2, éste se comparara mas adelante con
los resultados de los demds métodos simulados.

Inyeccion de gas hidrocarburo

El método en segundo lugar segun el escrutinio, es inyeccidn de gas hidrocarburo, para hacer una
comparacion vdlida se utilizaron los mismos volumenes de reemplazo que en la inyeccién de CO2
durante el mismo periodo de tiempo (7 afios).

Se determind que la composicion del fluido de inyeccion sera de 70% metano, 20% etano y 10%
propano basandose en concentraciones recomendadas por la literatura, los resultados obtenidos
fueron los siguientes:
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Fig. 4. 8 Resultados de los casos de inyeccion de gas hidrocarburo.

En los casos de inyeccion de “150, 300 y 430 [MMpc/d]” se observa un mantenimiento de presion
(cuarto cuadrante) debido a los altos volimenes de inyeccién (figura 4.8), sin embargo con los tres
casos de menor inyeccion se obtiene buen mantenimiento de presion lo que permite al yacimiento
mantenerse muy por encima de la presidon de burbuja haciendo el desplazamiento mas eficiente.
Ademas de esto el corte de agua (tercer recuadro) se mantiene menor al 5% durante todo el

periodo de explotacion.

Prod. Factor de Factor de Ffresnon Prod: &b Produccién Gl : Inyeccién
8 8 final del aceite promedio
Acumulada recuperacién recuperacién D e acumulada de (oD acumulada
> -
[MMbls] [%] adicional [%] ] bls] gas [MMpc] [MMpe/dial [MMpc]
Inyeccion
12[MMpc/d] 13.83 22.5 3.8 5410 5825 260 110 2231
Inyeccién 30
[MMpc/d] 14.2 231 4.4 7200 6000 49000 20.6 53.8
Inyeccién 50
[MMpc/dia] 16.2 26.4 7.7 9640 6800 71600 300 89.7
Inyeccién
[MMpc/dia] 18.98 309 12.2 13260 7700 14100 572 179
Inyeccién 150
[MMpc/dia], gasto 13.83 25 38 5410 5800 261 110 234
de aceite de:
Inyeccion
300[MMpc/dial 19.77 322 135 13775 8000 165 660 234
Inyeccién 430
[MMpc/dia] 18.99 30.9 12.2 14815 8000 165 690 270

Tabla 4. 9 Resultados de los casos de inyeccion de gas hidrocarburo.

El mejor caso resultd ser la inyeccién de 30 [MMpc/dia] por lo cual se extendid el tiempo de
produccién a 10 [afios] con lo cual se obtuvieron los siguientes resultados:

Prod.
Acumulada
[MMbls]

Inyeccién 30
[MMpc/d] 10 afios ROEZ

Factor de
recuperacion

339

Tabla 4. 10 Resultados de inyeccion dptima extendida a 10 afios.

Factor de
recuperacion
adicional

15.2

Presion

final del
campo
[psia]

5669

Produccién
de aceite
promedio

5427.5

Produccién
acumulada de
gas [MMpc]

757

Produccién
promedio de gas
[MMpc/dia]

912370

Inyeccion
acumulada
[MMpc]
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Fig. 4. 9 Resultados inyeccidn de gas hidrocarburo 30 [MMpc/dia].

Para el caso extendido de “30 [MMpc/dia]” el gasto de petréleo se mantiene estable gracias al
desplazamiento del gas de inyeccién, la presidén (cuarto cuadrante) declina de una manera mds
suave lo que permite alargar el tiempo de la produccién.

En la figura 4.10 se puede observar que después de la inyeccion en las zonas barridas por el gas la
saturacion residual de aceite tanto en matriz como en fractura es menor mientras que en la figura
4.11 se aprecia que todo el sistema queda saturado por gas y agua congénita. La saturacién de
aceite tanto en matriz como fractura de las zonas barridas por gas es de S,= 0 y saturacién
promedio de yacimiento de S,= 0.09, con esto es posible afirmar que se trata de un proceso en el
cual el gas desplazé todo el aceite atacando incluso la saturacién residual en el frente de

desplazamiento.

@ M de accde

maanz y fractum

Fig. 4. 10 Comparacion de saturacion de aceite antes y después de la inyeccion.

v d¢ b my
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Fig. 4. 11 Comparacion de saturacion de gas antes y después de la inyeccion.

Inyeccion alternada de gas y agua (WAG)
Utilizando el volumen de gas del caso de inyeccion éptimo (30 [MMpc/dia]) se crearon casos de
inyeccién de gas alternando agua intermitente en periodos de 6 meses. Todo esto en un periodo
de tiempo de 7 afos.

Caso
Inyeccion alternada, agua:
2500 [bls/dia]
Inyeccion alternada, agua:

5000 [bls/dia]
Inyeccion alternada con CO2,
agua: 2500 [bls/dia]

Descripcion
Inyeccién de 30[MMpc/dia] de gas hidrocarburo
alternando cada 6 meses con 2500 [bls/dia] de agua.
Inyeccién de 30[MMpc/dia] de gas hidrocarburo
alternando cada 6 meses con 5000 [bls/dia] de agua.
Inyeccion de 30[MMpc/dia] de CO2 alternando cada 6
meses con 2500 [bls/dia] de agua.

Tabla 4. 11 Descripcion de los casos de simulacion de doble desplazamiento.
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Fig. 4. 12 Resultados de simulacion doble desplazamiento.

Si bien los casos de WAG se muestran eficientes para la recuperacion (primer cuadrante), estos
traen consigo altos cortes de agua (tercer recuadro) que en los métodos anteriores no se
presentaban y para estos casos llegan a ser mayores al 20% lo cual implica que se deben tomar
previsiones para su manejo.
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Presion

Prod. Factorde Factor de final Producc.ion DIEET Produccién Producs:lon InyEceion
Acumulada recuperacion recuperacion del de ace‘l:.e dec?ii:iién ac:r::::da prorngeat:lo e acumulada
% . e o% promedio
[MMbls] [%] adicional [%] c[apr:i:;o {bls] [dias] [MMpc] [MMpc/dia] [MMpc]
L’;‘;‘if:':: 13.8 225 38 5090 5815 850 35083 148 26384
Inyeccién
:'gt:;":::o 143 233 46 5825 6025 850 36776 155 32220
[bls/dia]
Inyeccién
:::::g:b 14.8 24.0 5.3 6355 6217 900 37872 16 32202
[bls/dia]
Inyeccién
ClEELE, G2l 12.4 20.2 15 5200 5225 540 40172 16 32211

€02, agua: 2500
[bls/dia]

Tabla 4. 12 Resultados de simulacién doble desplazamiento.

Los casos con mayor factor de recuperacién fueron: inyeccidn alternada de 30 [MMpc/dia] de gas
alternando con 2500 [bls/dia] de agua, e inyeccidn alternada de 30 [MMpc/dia] de gas alternando
con 5000 [bls/dia], con factores de recuperacion de 14.3% y 14.8% respectivamente al hacer una
comparacion el primer caso resulta mas efectivo pues a pesar de tener menor factor de
recuperacion el volumen que se utiliza de agua es mucho menor y la diferencia entre uno y el otro
es de 0.5% de recuperacidn adicional lo cual no lo hace suficientemente atractivo y se puede
sacrificar ese pequefio porcentaje. Por esto el mejor caso se considera el de inyeccién de 30
[MMpc/dia] de gas alternando con 2500 [bls/dia] de agua, extendiéndolo a 10 afios los resultados
son los siguientes:
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Fig. 4. 13 Resultados de simulacion de caso éptimo por 10 afios.

Este caso es el mds efectivo segun los resultados, sin embargo en la figura 4.13 se puede apreciar
un corte de agua mas alto que llega a afectar la produccidon de aceite en un 90% haciéndolo
ineficiente para los objetivos de la recuperacién mejorada. El comportamiento tan irregular de la
curva de corte de agua (tercer cuadrante) se debe a problemas de convergencia del modelo de
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simulacidn debidos a los abruptos cambios entre inyeccidén de gas y agua, y viceversa pues al ser
de un dia a otro el simulador comienza a generar inestabilidad en los calculos.

Presién Produccién Dias antes Produccién
Prod. Factor de . Produccion . Inyeccién
Factor de iy final del de aceite dela promedio de
Acumulada RN ] recuperacion e e declinacién acumulada de o acumulada
% - .
[MMbls] adicional [%] [psia] Tbls] [dias] gas [MMpc] [MMpc/dia] [MMpie]
Doble
desplazamiento 18.1 29.5 10.8 4500 5170 850 52700 15.1 44160
2500 bls de agua
Tabla 4. 1 Resultados de simulacion de caso dptimo por 10 afios.

En las figuras 4.14, 4.15 y 4.16 se muestra buen desplazamiento de aceite, sin embargo existe alta
saturacién remanente de aceite
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Fig. 4. 16 Comparacion de saturacion de agua antes y después de la inyeccion.
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Inyeccion de agua

Adicionalmente y con el Unico propdsito de comparacion se hicieron casos de inyeccidon de agua,
esto para analizar la diferencia entre un proceso de mantenimiento de presion y un proceso de
desplazamiento. Los volimenes de inyeccion de agua se determinaron aumentando vy
disminuyendo en 20% la produccién deseada (8000 [bls/dia]), ademas se multiplicé la produccién
deseada por 3 para tener un valor lo suficientemente alto para observar si existen cambios
abruptos en la recuperacion.
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Fig. 4. 17 Resultados de simulacidn de casos de inyeccion de agua.

Los tres casos de inyeccién de agua (figura 4.17) se muestran eficientes para la recuperaciéon de
petréleo (primer recuadro) y el mantenimiento de presién (cuarto cuadrante), sin embargo no
importa cuan grande sea la inyeccidn de agua el factor de recuperacién adicional no serd mayor al
3.5% y lo Unico que un volumen de inyeccion mayor genera es la recirculacion del agua de
inyeccion dejando zonas no barridas dentro del yacimiento aumentando la saturacién de aceite
residual.

Prod. Factor de Factor de Presion final Produccién de Dias antes de la Produccién Inyeccién Inyeccién

Acumulada recuperacién recuperacién del campo aceite declinacién acumulada de diaria acumulada
[MMbls] [%] adicional [%] [psia] promedio [bls] [dias] gas [MMpc] [bls/dia] [MMbls]

Y
8000 115 18.7 = 3160 4844 700 15500

Inyeccién
6000bls/d 129 21.0 23 6300 5435 790 17395 5570 11
Inyeccién
10,000bls/d 135 22.0 33 13560 5690 945 18270 22700 45

Inyeccién
25,000bls/d 13.56 221 3.4 13560 5710 945 18270 22700 45

Tabla 4. 13 Resultados de simulacion de casos de inyeccion de agua.

recci

Aunque se muestren resultados de volimenes de inyeccién dificiles de ejecutar en términos
practicos como la de 25,000 [bls/dia] para un volumen de roca tan pequefio, lo relevante es que se
puede apreciar que no importa cuan grande sea el volumen de inyeccion de agua, el resultado no
serd muy diferente con respecto a los casos de inyeccidén de volimenes mas realistas (6000 y
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10,000 [bls/dia]), esto da a notar que la inyeccién de agua seria simplemente un método de
recuperacion secundaria lo que genera sdlo contribuiria al mantenimiento de presion.

Comparacion de métodos

En la inyeccidon de fluidos existen muchos factores que pueden afectar la recuperaciéon, estos
pueden ser: volumen de inyeccidn, tipo de fluido, tiempo de inyeccién, gasto maximo de
produccién, mantenimiento de presién del yacimiento, anisotropia en el yacimiento, entre otras.
Es por esto que no siempre la mayor recuperacion serd la dptima. Tomando en cuenta los casos
mas eficientes de las simulaciones reportadas por método, se elegira el caso mas efectivo de todos
los métodos analizados, a continuaciéon se muestran una tabla y una figura comparativa (tabla

4.14, figura 4.18) de estos resultados:

Prod. Factor de Factor de l»:’resnon Produccién de Rlssantes Produccién PdequlO" Inyeccién
oo e final del . dela promedio de
Acumulada recuperacion recuperacion S aceite declinacién acumulada de e acumulada
" o o .
[MMbls] [%] adicional [%] el promedio [bls] [dias] gas [MMpc] [MMpc/dia] [MMpc]
- 11.5 18.7 3160 4844 700 15.5 6530
Inyeccién de gas
hidrocarburo
- 229 B8] 18.6 6100 5971 787 149000 39.0 163000
Inyeccién de CO2
- 15.9 25.9 7.2 4205 4146 579 47985 12.5 44232
Inyeccién de
AGUA [bls]
agua
- 13.5 22.0 33 13557 5686 944 18267 7.69 45681500
Doble
desplazamiento
- 18.1 29.5 10.8 4526 5170 850 52742 15.1 44160
Tabla 4. 14 Resultados de los mejores casos por método de recuperacion mejorada.
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Fig. 4. 18 Resultados de los mejores casos por método de recuperacion mejorada.
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Entre los mejores casos por método existe gran diferencia en la recuperacidn sin inyeccion y con la
inyeccion de algun fluido, la figura 4.18 demuestra que el método de menor eficiencia es la
inyeccidn de agua pues se obtiene la mds baja recuperacién.

El método con el que se obtiene la mayor recuperacidon es la inyecciéon de gas hidrocarburo,
ademas de lograr un buen mantenimiento de presidon (cuarto cuadrante). Sin embargo la
produccién acumulada de gas (segundo recuadro) es muy alta lo que implica costos adicionales
para el manejo de éste fluido.

Con base en los casos anteriores se determind que el método mas efectivo para este tipo de
yacimiento es la inyeccidén de gas hidrocarburo, con la cual se obtiene la mayor recuperacién con
la menor inyeccion. El caso “Inyeccién 30 [MMpc/d] 10 afos” serd utilizado para las préximas
simulaciones de sensibilidades.

Sensibilidades de yacimiento

Como se explicd en el capitulo 3, los sectores fueron construidos considerando propiedades
promedio para cada yacimiento tipo, sin embargo puede existir una variabilidad en las
propiedades que puede afectar o favorecer los resultados. Tomando en cuenta que esta
variabilidad es altamente probable se hicieron simulaciones del caso de inyeccidn seleccionado
variando algunas propiedades y caracteristicas propias de este tipo de yacimientos, el objetivo es
determinar en qué medida se afectan los resultados obtenidos para el caso identificado como de
mayor rendimiento:

., - . . k
Relacién de permeabilidad vertical a horizontal (R—Z)

Tamario de bloques de matriz
Factor de forma (intensidad de fracturamiento)
Porosidad de matriz

Relacion de permeabilidades

Esta propiedad es una de las mas importantes dentro de las sensibilidades de yacimiento, en
. ’ . 2 . kv
yacimientos no fracturados es comun que la relacién de permeabilidades o, S€a menor a 1, es

decir la permeabilidad vertical es una proporcién bastante reducida de la permeabilidad
horizontal. En el caso de los YNF la frecuente existencia de corredores de fractura pueden generar
permeabilidades verticales (kv) tan grandes como la permeabilidad horizontal (kh). Tomando
como referencia informacidn de nucleos y estudios previos se hicieron simulaciones variando la
permeabilidad vertical (PERMZ) tanto de matriz como de fractura en diferentes porcentajes,
intentando capturar una potencial variabilidad de esta propiedad, los casos simulados fueron los
siguientes:

Caso Descripcion

PERMZ 10M Reduccion de la permeabilidad vertical (Kv) de matriz a 10%
de la permeabilidad horizontal (Kh).

PERMZ 10M 10F Reduccion de la Kv de matriz a 10% de la Kh y reduccién de la
Kv de fractura a 10% de la Kh.

PERMZ 10M 30F Reduccién de la Kv de matriz a 10% de la Kh y reduccién de
la Kv de fractura a 30% de la Kh.

PERMZ 10M 50F Reduccion de la Kv de matriz a 10% de la Kh y reduccién de

la Kv de fractura a 50% de la Kh.
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Tabla 4. 15 Descripcion de los casos de simulacién variando relacion de permeabilidades.

A continuacién se muestran los resultados de la simulacion comparados con el caso base de
inyeccidn de 30 [MMpc/d]:
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Fig. 4. 19 Resultados de simulacion de variacion de relacion de permeabilidades.

En la figura 4.19 se observa un empalme de todas las curvas, esto debido a que los resultados de
simulacidén varian muy poco con respecto al caso base.

Prod Factor de Factor de Presion Prod. de Dias antes Prod. Prod. Inveccién
AcumuI;da recuperacion recuperacion (el L= e 2cumuisda prolede ac:mulada
[MMbls] 'E‘V] adicilzmal %] campo promedio declinacion de gas de gas [MMpc]
5 5 [psia] [bls] [dias] [MMpc] [MMpc/dia] i
Inyeccién 30
[MMpc/d] 10 20.82 339 18.6 5669 5500 760 91200 25 97680
afios
m 19.8 322 16.9 5660 5100 760 91370 23 97680
::FRMZ 10M 19.8 322 16.9 5660 5100 760 91370 23 97680
:EFRMZ Lon 19.8 322 16.9 5660 5100 760 91370 23 97680
::FRMZ 10M 19.8 322 16.9 5657 5100 760 91370 23 97680

Tabla 4. 16 Resultados de simulacion de variacion de relacion de permeabilidades.

En los resultados anteriores se puede apreciar una variacién muy baja en el factor de recuperacion
entre todos los casos, es por esto que en la figura 4.16 se sobreponen las curvas lo que demuestra
que las variaciones propuestas tienen poco impacto sobre el resultado final. Una interpretacion
del resultado obtenido puede ser que el yacimiento al ser naturalmente fracturado y estar
altamente interconectado por las fracturas no se ve afectado aun con la variacién en la relacién de
permeabilidades, por lo cual para un yacimiento como el tipo A, la relacién entre las
permeabilidad vertical y horizontal no representa una variable critica para el modelo.

Longitud vertical de bloques de matriz (continuidad capilar)

Como se describié anteriormente el tamaifio promedio de los bloques de matriz en el modelo
sectorial tipo para el yacimiento a es de 30 [m], se hizo sensibilidad sobre éste, variandolo entre
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los valores que se indican en la tabla 4.xx y evaluando su impacto en términos de recuperacion de

aceite.

Caso
DZMATRIX 0.5 [m]

DZMATRIX 5 [m]

DZMATRIX 15 [m]

DZMATRIX 60[m]

Descripcion

Promedio de tamafio de bloques de matriz de 0.5

[m].

Promedio de tamafio de bloques de matriz de 5

[m].

Promedio de tamafio de bloques de matriz de 15

[m].

Promedio de tamafio de bloques de matriz de 60

[m].

Tabla 4. 17 Descripcion de los casos de variacion del tamafio de bloque de matriz.

Mientras mas pequefio sea el valor significa que la continuidad capilar entre los bloques de matriz
es mas reducida y los bloques de matriz tienden a comportarse como unidades aisladas. Por otro
lado, valores grandes indican que hay mayor interrelacidén entre los bloques de matriz propiciando
un intercambio de fluido y energia si las condiciones hidraulicas lo permiten

—_— e vt f oy R VI ve— — SO 1 — LA T 6 e
e S OMALDE 3. — et 11 - ) s A 18 o
0000000 ren
10000000 3
e —
Woxon =
12000000 -i
| F 00000 E
| rocon S
{5 codooN: ==
| =
400000G —o
2000000 —=
o =
© % oh 2000 W0h 090"
lerge . Derd
}
- TR § 4o P | [ ————— e tgetn WO DOITE ) e
cmn SAMATUE 3.1 o — TN 13 o N — — TR )
-4 o050
5 — “0%0
00
| L0000
{§ 10020
{ Becom 4
B & w0
i.;.‘.m ¢
18
£ o
’;: L] 00
| oo ) 2000 £ 3
0 1060 205 %00 4000 2 000 20 0% sa 1050 2090 300> 4000
Twnpn DAV Yoo AV Terga 0Y5

Fig. 4. 20 Resultados de los casos de variacion del tamafio de bloque de matriz.

El caso “DZMATRIX 0.5 [m]” es el que demuestra mayor variacion pues no sélo merma en la
recuperacion de aceite, sino también aumenta la produccion acumulada de gas (figura 4.20
segundo cuadrante) puesto que se el yacimiento se encuentra mas comunicado a diferencia del
caso base, lo que genera alta canalizacidn de gas y altos valores de aceite residual.

Prod. Factor de
Acumulada recuperacion
[MMbls] [%]
Inyeccién 30
[MMpc/d] 20.82 33.9
10 afios

ZMATRIX

05 [m] 14.5 236
DZMATRIX 5 B -
[m]
DZMATRIX . -

[m]

MATRIX
60 [m] 19.8 322

Factor de
recuperacion
adicional [%]

18.6

83

16.1

16.7

16.9

Presién
final del

campo
[psia]

5700

3400

5760

5700

5615

5 Prod.
a Dias antes de
Prod. de aceite Sy acumulada
5 la declinacién
promedio [bls] [dias] de gas
[MMpc]
5500 757 91240
3780 697 11000
5000 725 91200
5200 750 91106
5160 765 91538

Produccién Inyeccién
promedio de gas acumulada
[MMpc/dia] [MMpc]
23.8 98680
23.8 97680
23.8 97680
23.8 97680
239 97680

Tabla 4. 18 Resultados de los casos de variacion del tamafio de bloque de matriz.
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Factor de forma

Existe mayor impacto con la variacién de esta propiedad, pues para una continuidad capilar
restringida, es decir en longitudes verticales relativamente pequefias de bloques de matriz
promedio de 0.5 [m], la recuperacion cae 10 puntos porcentuales resultando en sélo un 8.3% de
recuperacion adicional en comparacion con el caso de referencia. Para valores por encima de 5
[m], aunque hay variacion matematica en términos practicos los resultados son similares.

Bloques de matriz con menor continuidad capilar generan que la presién capilar sea mayor, los
efectos de mojabilidad también son importantes y si se considera que los YNF tienden a ser
preferiblemente mojados por aceite, los efectos negativos sobre la recuperacién de aceite son

mayores. Esta es la razén por la que, como se aprecia en la figura 4.21 para una continuidad

capilar baja y longitud vertical de bloque pequefia, (0.5 [m]) la saturacion de aceite remanente es
mas alta pues mucho del

petréleo queda “entrampado” en los poros de la matriz; cualquier

tamafio de bloque por encima de 5 [m] podria utilizarse como andlogo pues sélo existe variacidon
del 2% en el factor de recuperacion.
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Fig. 4. 21 Saturacion remanente de aceite para el caso de sensibilidad de 0.5

El factor de forma va de la mano con la longitud del bloque de matriz sin embargo no modelan el
mismo efecto, mientras que con la anterior se pretende hacer un acercamiento del efecto que
tiene la continuidad capilar en la segregacién gravitacional o en la imbibicion capilar seguin sea el
método que predomine, el factor de forma sirve para modelar el efecto de la forma del bloque

entero y su relacion con el sistema fracturado generando una cuantificacion de la intensidad de
fracturamiento del bloque de matriz.

El grado de fracturamiento o factor de forma se modeld en Eclipse™ con la propiedad SIGMA que
se explicé en el capitulo anterior, esta depende del tamafio de bloque de matriz pues mientras

mas pequeiio sea éste, el fracturamiento sera mayor. El valor promedio de sigma en la malla es
de: 0.012 [1/m?], a continuacidn se explican los casos variados:

Caso Descripcion
SIGMA 1 Valor promedio de sigma de 1 [1/m?]
SIGMA 2 VMormomemodesgmadeZ[ﬂmﬁ
SIGMA 0.1 VMormomemodesgmadeOJ[Umﬁ,
Sigma 0.5

Valor promedio de sigma de 0.5 [1/m?],

Tabla 4. 19 Descripcion de los casos de variacion de sigma.
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Fig. 4. 22 Resultados de simulacion de sensibilidades de factor de forma

Tanto en las gréficas mostradas (figura 4.22) como en la tabla 4.20 no se aprecian variaciones en
los valores analizados, lo cual significa que esta variable no impacta en gran medida al yacimiento.

20.82

20

20

19.8

19.8

33.9

B215)

325

322

322

18.6

17.2

17.2

16.9

17.1

5669

5525

5500

5550

5515

5500

5200

5200

5200

5200

757

780

780

770

780

91237

91990

92160

91900

92050

Tabla 4. 20 Resultados de simulacion de sensibilidades de factor de forma.

24

24

24

24

24

98600

97680

97680

97680

97680

Segun su féormula, a menores tamafos de bloque mayor serd el factor de forma y por lo tanto
mayor el fracturamiento, esto significa también que el volumen de hidrocarburo almacenado en la
fractura serd mayor, ademads de esto la disponibilidad de canales flujo también sera mayor, es
decir bloques de matriz intensamente fracturados estan relacionados con valores mas altos de

sigma.

Mayor volumen almacenado en la fractura combinado con una alta facilidad de flujo en el sistema
fracturado podria resultar en mayor gasto de aceite, sin embargo un alto fracturamiento puede

provocar también canalizacion del gas lo cual afectaria el flujo de aceite y su recuperacién. En el
caso de referencia el valor de sigma se encontraba equilibrado lo cual evitaba canalizacién y

permitia que la fractura aportara lo suficiente para alcanzar una recuperacion eficiente.

En este caso el factor de forma no es una variable de impacto lo que indicaria que el proceso de
produccién es controlado por la matriz pero podria ser una de las variables de mayor impacto

cuando la produccion del YNF es gobernado por la fractura.
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Porosidad

Variar la porosidad (sistema de matriz) afecta directamente el volumen poroso del yacimiento, por
lo cual el volumen original de hidrocarburos disminuird también y con él vendran todas las
implicaciones energéticas y de recuperacion, estas sensibilidades se muestran para demostrar el
efecto que tendria en la recuperacién si un yacimiento tuviera una porosidad ain menor a este. En
la figura 4.23 y la tabla 4.21 se muestran los resultados de casos de simulacién en los que se
disminuyd la porosidad a un 10%, 30% y 50% de la porosidad original de la matriz.
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Fig. 4. 23 Resultados de la variacion de la porosidad.

Una vez mas las curvas de las sensibilidades de esta variable se empalman demostrando poca
variacion en los resultados.

Presi6on Produccién Dias antes Prod! Prod 0
Prod. Factor de Factor de N B N Inyeccion
” i final del de aceite dela acumulada promedio de
Caso Acumulada recuperacion recuperacion - D declinacion s 5 acumulada
[MMbls] %1 adicional [%] [psial [bls] [dias] [MMpc] [MMpc/dial [MMpc]
Iny. 30
[MMpc/ 20.82 339 18.6 5669 5500 760 91240 23.8 98600
dia]
:g;o 19.8 322 16.9 5660 5200 760 91370 23.8 97680
A
:(());:0 19.8 322 16.9 5660 5200 760 91370 23.8 97680
:g;o 19.8 322 16.9 5660 5200 760 91370 23.8 97680
A

Tabla 4. 21 Resultados de la variacion de la porosidad.

Ndotese como en los resultados, el factor de recuperacion en términos practicos es el mismo por lo
gue en este caso en particular la porosidad no parece ser una variable critica.

Sensibilidades combinadas

Bajo la premisa de hacer comparaciones lo mas cercanas a la realidad se hicieron dos casos mas
utilizando el caso base en los cuales se combinaron varias propiedades de las mencionadas arriba

para determinar la flexibilidad de los rangos de propiedades del sector creado. Los casos tienen las
siguientes caracteristicas:
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Caso Descripcion
Caso optimista Tamafio promedio de bloque de matriz: 60 [m],
Relacidn Z—Z : 10% de matriz y 50% de fractura,
Factor de forma: 0.5
Caso pesimista Tamafio de bloque: 0.5 [m]
Relacion Z—Z : 10% de matriz y 50% de fractura

Factor de forma: 10
Tabla 4. 22 Simulacion de combinacion de sensibilidades para yacimientos andlogos.
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Fig. 4. 24 Resultados de sensibilidades de yacimiento combinadas.

Tanto en los resultados de la tabla 4.23 como en las graficas mostradas en la figura 4.24 no existe
empalme ente las curvas sin embargo se aprecia poca variacion en los resultados para las
sensibilidades de yacimiento combinadas, lo cual demuestra alta eficiencia del método en este

tipo de yacimiento.

Prod. Factor de Factor de l?reslon Productflon Dias antes de Roauccy Producizlon Inyeccién
iy o final del de aceite oo acumulada promedio de
Acumulada recuperacion recuperacion e T la declinacién (e gas [MMpie3 acumulada
o 00 > o .
[MMbls] [%] adicional [%] [psia] [bls] [dias] [MMpie3] /dia] [MMpie3]
Inyeccién 30
[MMpc/d] 20.82 339 18.6 5669 5430 757 91237 24 97600
Caso
Pl 20 325 17.2 5520 5215 780 92099 24 97680
optimista
ca A 19.7 321 16.7 5685 5135 755 91268 24 97680
pesimista

Tabla 4. 23 Resultados de sensibilidades de yacimiento combinadas.

Después de analizar las sensibilidades de yacimiento que pueden impactar a la recuperacion se
determind que para este tipo de yacimiento la propiedad inherente al sistema fracturado de
mayor impacto es la longitud vertical del bloque de matriz o continuidad capilar. El resto de las
propiedades involucradas en el andlisis de sensibilidad no generan diferencias practicas en los
resultados por lo que pudiera afirmarse que para este caso en particular no controla la eficiencia

del proceso.

Sensibilidades operacionales
Para complementar las sensibilidades efectuadas utilizando propiedades relacionadas con las
caracteristicas del subsuelo, se hicieron otras sensibilidades de caracteristicas operacionales
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asociadas a la inyeccion de gas hidrocarburo que fue el método con mejores resultados para este
yacimiento tipo A.

Para las simulacién de los casos de variables operacionales se tomdé como caso base la simulacidon
hecha en el caso “PERMZ 10M 50F” por lo cual los resultados se comparardn con los de este caso
mostrado anteriormente.

Las variables simuladas fueron:

= Espaciamiento entre pozos.

*  Ubicacién de los disparos del pozo inyector.

®  Presién de inyeccidn.

*  Concentracion de fluidos de inyeccidn.

* Condicidon de saturacion (inyeccidn antes o después de alcanzar la presién de burbuja).

Espaciamiento entre pozos

Uno de los factores mas importantes en el desarrollo de un campo es el correcto espaciamiento de
pozos pues la recuperacion puede ser muy variable si no se maximiza el aprovechamiento del
radio de drene de cada yacimiento. La distancia entre el pozo inyector y el pozo productor del
sector es, como se menciond previamente de 1350 [m], con base en esto se redujo a 700 [m] esta
distancia y se aumentd hasta 1500 [m] para conocer la variacién de los resultados en la
recuperacion manteniendo el resto de los pardmetros iguales a los utilizados en el caso de
referencia:
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Fig. 4. 25 Resultado de simulaciones de sensibilidades de espaciamiento de pozos.
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Presion Produccién Dias antes Produccién Produccién

Prod. Factor de Factor de : . . Inyeccién
Acumulada R recuperacién final del de aceite dela acumulada promedio de acumulada
5 o o campo promedio declinacién de gas gas
[MMbls] 1%l EEIEEE B [psial [bls] [dias] [MMpc] [MMpc/dia] [MMpc]
Inyeccién 30
{:’IEI:&CZN] 20.82 339 18.6 5700 5400 757 91200 23.8 98700
10M 50F)

PRI 19.5 317 16.4 5400 5100 725 93300 243 97700
to: 700m

Espaciamien 19.9 324 17.1 5700 5180 770 90800 237 97700
to: 1500 m

Tabla 4. 24 Resultado de simulaciones de sensibilidades de espaciamiento de pozos.

Los resultados de las graficas mostradas en la figura 4.24 no demuestran diferencia sustancial pues
casi existe sobre posicién entre las curvas, por esto se puede concluir que el espaciamiento de
1300 [m] es el recomendado para este tipo de yacimientos, sin embargo el espaciamiento de
pozos no representa una variable critica en términos de recuperacién lo cual es debido a la
comunicacion que se espera exista a través del sistema fracturado.

Ubicacion de los disparos del pozo inyector

La sensibilidad sobre la ubicaciéon de los disparos tiene por objetivo evaluar en qué medida la
segregacion de fases puede afectar la recuperacion del yacimiento, el gas tiende a acumularse en
la parte estructuralmente mas alta del yacimiento por lo cual la ubicacién de los disparos deberia
tener alguna influencia en el comportamiento del yacimiento en términos de recuperacion. En los
casos de simulacidon analizados anteriormente la ubicacion de los disparos de los pozos de
inyeccion se encontraban en la parte media de la formacion productora yacimiento (Tabla 4.1). En
la tabla 4.25 se detallan dos casos de intervalos disparados contemplando de manera
independiente disparos en la parte estructuralmente mas alta y profunda del yacimiento
respectivamente:

Celdas .
Pozo e Profundidad [m]

Disparado arriba 22-25 5950 - 6030

abajo 30-34 6300 - 6380

Tabla 4. 25 Sensibilidades variando intervalos disparados.
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Fig. 4. 26 Resultados de simulacion variando intervalos disparados.
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Presion Produccién Dias antes Produccién Produccién

b Factor d oz
Ac:r::lc:a da ref:zd:r;:;n recz::r;cietbn final del de aceite dela acumulada promedio de ;::::I:’:a
[MMbls] 'E'V] dicional [%] campo promedio declinacién de gas gas [MMpc]
4 adicional {7 [psia] [bls] [dias] [MMpc] [MMpc/dia] P
Inyeccién 30
[MMpc/d] 20.82 33.9 18.6 5669 5427.5 760 91237 23.8 98600
(PERMZ
10M 50F)

19.8 32.2 16.9 5920 5156.3 750 90000 23.4 97680
19.8 32.2 16.9 5520 5156.3 770 92100 24.0 97680

Tabla 4. 26 Resultados de simulacién variando intervalos disparados.

Tanto en la figura 4.26 como en la tabla 4.24 se puede observar que en términos practicos no hay
variacion importante en los resultados, esto probablemente sea debido a que el volumen del
sector es suficientemente pequefio para que con la extraccidn e inyeccién de fluidos propuesta y
con la excelente comunicacidn vertical del yacimiento, los fluidos se distribuyan de manera tal que
no importa en dénde se haga la inyeccidn el resultado no serd muy diferente al del caso base

Presion de inyeccion

La presion de inyeccion es uno de los valores mas dificiles de variar pues el costo de la compresion
de gas para alcanzar presiones altas suele ser elevado asi como un alto riesgo de fracturar la
formacién que pueda afectar el ya comprometido perfil de inyeccién por la naturaleza fracturada
del yacimiento. Para poder vencer la presidon de yacimiento la presién de inyeccion debe ser alta,
en los casos de referencia se ha utilizado una presién de inyeccion de 16,000 [psi], para efectos de
sensibilidad se generaron corridas con presiones de inyeccién de 17,600 [psi], 19,200 [psi] y
24,000([psi] psi respectivamente.

La figura 4.27 y la tabla 4.27 muestran los resultados de las simulaciones con las presiones de
inyeccion ensayadas:
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Fig. 4. 27 Resultados de simulacidn de presion de inyeccion aumentada.
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Segun los valores reportados en la tabla 4.27 y los resultados mostrados graficamente (figura 4.27)
la variacion de los casos de presion de inyeccion simulados comparados con el caso base significan
diferencias no mayores al 3% en el factor de recuperacién, esta variacidon es tan baja que los
resultados mostrados en la figura anterior parecieran ser los mismos para cualquier valor en la
presidn de inyeccion.

Presién Produccién Dias antes Produccién Produccién

Prod. Factor de Factor de Inyeccion
Acumulada recuperacion recuperacion fl::::' ::’:f::; dectlii:iién ac:r:::;;da promgeadsio & acumulada
[MMbE] 1%l adicional [%] [psial [bls] [dias] [MMpe] [MMpc/dia] [(MMpc]
Inyeccién 30
[MMpc/d]
(PERMZ 10 M 20.82 339 18.6 5669 5430 757 91237 23.8 98600
50F)
Presion de
inyeccion: 19.8 322 16.9 5660 5160 757 91370 238 97700
1 il
Presion de
inyeccion: 19.8 322 16.9 5660 5160 757 91370 25.5 97680
19,200 [psi]
Presion de
inyeccion: 18.9 30.8 15.5 13265 4930 23120 141000 46.8 179340
24,000(psi]

Tabla 4. 27 Resultados de simulacion de presion de inyeccion aumentada.

Las presiones de inyeccion son dificiles de alcanzar en campo y para lograrlo se necesitan recursos
tecnolégicos de alto costo que pueden afectar la economia del proyecto, sin embargo la
sensibilidad se efectud para validar su valor tecnoldgico. Atendiendo a los resultados, se observa
gue no necesariamente mayor presion de inyeccion puede traducirse en beneficios para la
recuperacion, de hecho puede afirmarse que para este yacimiento incrementos en la presion de
inyeccion implican menor recuperacioén y la razén que pudiera explicar este comportamiento es el
incremento de la produccidn de gas lo que indica un efecto de recirculacidn, pues no se refleja un
efecto significativo sobre la presion de yacimiento; adicionalmente en la competencia del gas y el
aceite por el mismo espacio y el gas al tener una relaciéon de movilidad mas favorable limita la
produccién de aceite.

Concentracion de fluidos de inyeccion

El proceso para la aplicacion de un método de recuperacidn tiene gran complejidad, no sélo
importa la factibilidad técnica, muchas veces se elige el método que sea mas rentable aunque
impliqgue una menor recuperacién; por esto uno de los aspectos que mas influyen en la seleccidon
de un método de recuperacién mejorada es el costo del fluido de inyeccién. Mientras menores
sean las concentraciones en el gas hidrocarburo el costo por unidad de gas disminuira, para estas
sensibilidades el porcentaje de concentracidon de ‘C1'+'C2’+'C3’ fue variado con el objetivo de
determinar si era posible una aplicacién con menor concentraciones de los alcanos mencionados.
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Fig. 4. 28 Resultados de sensibilidades de concentracion en el gas hidrocarburo.

20.82

19.7

19.8

19.9

19.9

33.9

321

322

324

324

16.8

16.9

17.1

17.1

5669

5720

5612

5755

5580

5427.5

5140

5170

5200

5200

757

760

755

750

745

91237

91036

91722

91779

93862

23.7

24

24

24.5

98.6

97.7

97.7

97.7

97.6

Tabla 4. 28 Resultados de sensibilidades de concentracion en el gas hidrocarburo.

Si bien la variacién observada en los resultados mostrados en la figura 4.28 es casi nula, la tabla
4.28 demuestra que la concentracion de los fluidos de inyeccién pueden ser una variable de
impacto pues puede apreciarse que la mayor recuperacion se obtiene utilizando gas natural, taly
como se esperaba debido a la afinidad entre ambos fluidos, sin embargo la diferencia porcentual
entre el caso referencia y los casos evaluados no supera el 2%, por lo tanto econédmicamente debe
evaluarse si el costo de oportunidad en el que se incurriria al inyectar gas natural es compensado
con la recuperacién de aceite. De cualquier manera, los factores de recuperacién con los tres
fluidos evaluados fueron del mismo orden de magnitud por lo que no necesariamente se trata de
una variable critica.

Condicion de saturacion

Un factor que suele ser decisivo para el éxito de los proyectos de recuperacién mejorada es el
valor de la presién del yacimiento al momento de comenzar la inyeccion. Lo deseable es que
comience por encima de la presion de burbujeo para reducir el tiempo de llene y generar
condiciones favorables para el desplazamiento, sin embargo es una condicidon que en la mayoria
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de las ocasiones no se satisface por una combinacién de elementos técnicos y sobre todo
econdmicos. En los casos simulados anteriormente la inyeccién comienza un afio después de
iniciada la produccién con 6000 [psi] por encima de la presidn de burbuja.

La tablas 4.29 y figuras 4.29 muestran resultados del caso donde la inyeccidn se inicia tres y cinco
afios después de alcanzada la presion de burbuja cuando la presidn de yacimiento era 3200 [psi] y
2800 [psi] respectivamente.

Aunlidoadiolaobia gl §

Fig. 4. 29 Resultados de sensibilidades de presion de yacimiento.

En la figura mostrada arriba puede observarse que el factor de recuperacion de aceite variara
segln el momento en el que la inyeccidén comience, se aprecia que la presién del yacimiento
(tercer recuadro) tiene una caida de presién mas suave con respecto a los otros dos casos.

o PRT—— Factor de Presién Produccién Dias antes Produccién Produccién Inyeccién
’ ) recuperacion final del de aceite dela promedio de U
Acumulada recuperacion adicional e e declinacién acumulada de - acumulada
o

[RINLIE %] 1%] [psial [bls] [dias] gas[MMpcl 1y vioc/dial [MMpc]
Inyecciéon 30
[MMpc/d] 20.82 339 186 5669 5430 757 91237 2338 98600
10 afios
(PERMZ 50F)
Inyeccion
porgsnaie 17.3 282 128 6485 4500 700 56185 146 63030
delaPb3
afioS
Inyeccién
[EFCEED 18.3 29.8 145 6485 4770 700 56185 14.6 63030
delapb5

o Tabla 4. 29 Resultados de sensibilidades de presion de yacimiento.
La presidn de burbuja de este yacimiento es de 3,200 [psi], aproximadamente 10,000 [psi] por
debajo de la presion inicial. El factor de recuperaciéon en el caso mas favorable es de 5.7 puntos
porcentuales menos que el obtenido para el caso de referencia y en el caso mds desfavorable
puede llegar hasta 4.1% por debajo del factor de recuperacidon para el caso referencia. Estos
resultados muestran claramente lo importante que es el momento en que se implemente el
proceso de recuperacidon mejorada.

Es importante destacar como el caso de la inyeccién 5 afios después de caer por debajo de la
presion de burbujeo genera una condicién de recuperacién mejor, la razén de este
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comportamiento estd asociada a que la cantidad de gas libre en el yacimiento puede estar
generando una capa de gas secundaria que genera un mecanismo de empuje adicional que es
potenciado por la inyeccion de gas, sin embargo los efectos de este mecanismo de empuje no son
suficientes para compensar los efectos adversos que genera una presion de yacimiento inferior a
la de saturacidn sobre el proceso de recuperacion avanzada.

Resumen de resultados yacimiento tipo A
El sector tipo A tuvo buena respuesta a los métodos de recuperacién mejorada, en
especial a la inyeccién de gas hidrocarburo o gas metano, siendo el método que jerarquizo
como el de mejor aplicabilidad con base en los resultados de simulacién considerando las
caracteristicas del yacimiento.
De la sensibilidad sobre las propiedades de yacimiento las de mayor impacto son: la
continuidad capilar y la intensidad de fracturamiento.
En cuanto a las caracteristicas operacionales las variables de mayor impacto son: las
condiciones de saturacion, la concentracion de fluidos y la presion del yacimiento al
momento del inicio de la inyeccién.
La alta presion del yacimiento es el factor que mas influye en la recuperacidén, puesto que
el periodo de tiempo antes de llegar a la presion de burbuja es amplio.
Las curvas de permeabilidad relativa de la roca muestran mojabilidad intermedia lo que
impide que el aceite se entrampe en los poros pequefios y tenga buena movilidad.
El tamafio del sector es un factor que asiste al método pues por ser relativamente
pequefio a comparacion con campos reales es mas facil que una inyeccién tenga efecto en
todo el yacimiento mostrando efectividad.
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Resultados de simulacidn yacimiento tipo B

De la misma forma que para el sector tipo A, para este sector se hicieron pruebas de produccion
por medio de flujo natural para tener un caso base al cual referenciar los resultados de la
inyeccidn de fluidos mas adelante.

El comportamiento de los fluidos en el pozo productor tipo B esta controlado por medio de tablas
hidraulicas creadas también con el software VFPi, con esto se determind que la presion minima
para que el pozo fluya es de 1000 [Ib/pg’]

Para obtener el caso base se hicieron distintas pruebas a diferentes gastos para encontrar la
produccién mdxima mediante el cual el pozo producirad el mayor tiempo antes del agotamiento de
la presion, esto dentro de un periodo de 8 afos. A continuacidon se muestran los resultados de
estas pruebas (Figura 4.30, tabla 4.30):

b 1oh 2050 1050 - 1060 ) 3000
Tienpe DWYS | Tengs TAYS

Fig. 4. 30 Resultados de corridas de deplecion natural yacimiento tipo B.

En la figura 4.30 se puede apreciar que el caso de produccién de 8,000 [bls/d] es el 6ptimo puesto
gue muestra la mayor recuperacion de aceite (primer cuadrante), ademads de un mantenimiento
de presidn (cuarto cuadrante) por mayor tiempo que para los casos de “10,300 y 12,800 [bls/d]”
donde el depresionamiento fue mas rapido lo que mermo la recuperacion.

Presion Produccién Dias antes Produccién  Produccién
Prod. Factor de s . Gasto de .
final del de aceite dela acumulada promedio

campo promedio p:g:icnil:n declinaciéon de gas de gas
[(:3)] (bls) (dias) (MMpc) (MMpc)

Acumulada  recuperacion

(MMbls) [%]

Ll '"Zi“m" 11.26 2240 4112 4100 0 12000

16.86 36.5 1705 6160 6200 0 16500 6.02
17.74 38.4 1495 6480 8000 2113 19100 6.97
17.30 37 1495 6300 10300 1584 19100 7

17.49 37.8 1200 7355 12800 1815 54000 8.02

Tabla 4. 30 Resultados de corridas de deplecion natural yacimiento tipo B.

El caso 8000 [bls/dia], se utilizard& como base para las pruebas de distintos métodos de
recuperacion mejorada, los resultados se muestran a continuacién en la fig. 4.31.
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Fig. 4. 31 Resultados corrida sin inyeccién 11000 [bls/dia].

En la figura se observa una caida abrupta en la presion (segundo cuadrante) durante los primeros
400 dias, esto debido a que no existe una capa de gas que actie como mecanismo de empuje por
lo cual toda la produccion serd resultado de la expansién de la roca y el fluido, pasada la presion
de saturacién (5630 [psi]) y cuando el casquete de gas sea lo suficientemente grande éste
modificara la pendiente en la caida de presién alargando la energia natural del yacimiento.

La saturacion de aceite remanente es alta pues se observa en la figura 4.32 que no es drenado
todo el sector, por ello en algunas zonas la saturacion de aceite es igual a la inicial (98%).

Fig. 4. 32 Saturacion de aceite antes y después de la produccion sin inyeccion del caso base.

Volumenes de reemplazo

Para determinar la cantidad de gas de inyeccién se hizo un reemplazo del volumen poroso (56,600
[bls]) en diferentes cantidades dentro de un periodo de 9 afios, los volimenes de reemplazo
utilizados son los que se muestran a continuacion:

4.5
8.5

30
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55

175

Tabla 4. 31 Volumenes de reemplazo de inyeccion.

A partir de estos voliumenes se haran las siguientes pruebas de inyecciéon por método:

Volumen de . o
. . . iy Volumen de inyeccion Volumen de
inyeccion de gas Volumen de inyeccidn . .
Caso ; , de gas inyeccion de agua
hidrocarburo de CO2 [Mpc/dia] amargo[Mpc/dia] [bls/dia]
[Mpc/dia] gotvp
100% ‘ 4.5 4.5 4.5 10,500
250% | 8.5 8.5 8.5 12,000
1000% 30 30 30 16,000
1500% 55 55 55
4000% 175 175 175

Tabla 4. 32 Volumenes de inyeccion para los métodos de recuperacion mejorada.

Inyeccion de gas hidrocarburo

Siguiendo el orden de los resultados de escrutinio donde la inyeccién de gas hidrocarburo tiene
mayor posibilidad de ser compatible con el campo, serd evaluado en primer lugar. De la misma
forma que en el sector tipo A, la inyeccién de gas hidrocarburo se hizo con una concentracién de
70% de metano, 20% etano y 10% propano, a continuacién se muestran los resultados de los
distintos casos base (figura 4.33).

o
bbbtk

e
-y .
88

Fig. 4. 33 Resultados de los casos de inyeccion de gas hidrocarburo.

El caso con mayor recuperacion y eficiencia es el caso de inyeccion de 4000% veces el volumen
poroso, esta inyeccion puede mantener la presion del yacimiento muy cercana a la presién original
del yacimiento. Aun cuando el caso de 4000% recupera un mayor volumen, los demas casos
muestran buen mantenimiento de presidn (cuarto recuadro) y cortes de agua muy bajos (tercer
cuadrante) lo que hace atractivo al método para este sector.

126



2 Presion Produccién Dias antes Produccién A A
Prod. Factor de Recuperacién ; Produccién Inyeccién
final del de aceite dela acumulada

Acumulada recuperacion incremental promedio de acumulada

i 5 campo promedio declinacién de gas
[MMbls] [%] [%] [psi] [bls] [dias] [MMpc] gas [MMpc] [MMpc]

Sin inyeccién

e 17.74 38.42 - 1493 6478 2113 19100 6.97 -
pyecait 19.75 2238 44 1503 6070 2270 31000 9.43 12250
100%

20.13 436 5.2 1515 6180 2375 43000 132 24500
Inyeccin 20.42 442 5.8 1520 5210 2470 130000 319 108695
1000%

20.44 443 5.9 1500 6270 2465 110000 324 109380

3
Inyeccion
000% 21.26 46 7.6 1600 5400 2500 524000 130 503945

Tabla 4. 33 Resultados de los casos de inyeccion de gas hidrocarburo.

El caso a utilizar como base para este método sera el de “Inyeccion 1000%” puesto que con él se
obtiene mayor recuperacién con el menor volumen de inyeccidn, el caso de “Inyeccion 4000%”
tiene un volumen extraordinario que no es posible de implementacién en campo sin embargo es
utilizado para analizar el nivel de respuesta del sector a volimenes mas altos de inyeccién, es por
ello que este caso es descartado a pesar de tener un mayor factor de recuperacion.

Entre los casos de “inyeccidn 1000% y 1500%” existe una gran diferencia de volumen inyectado
diariamente de casi 40 [MMpc/dia] contra una diferencia en el factor de recuperacién menor al
1%, es por esto que se considera mas dptimo el de “1000%”, con esta inyeccion el sector es capaz
de producir un aflo mas antes del cierre del pozo, los resultados de esta corrida se muestran a
continuacion:

20.8 45.0 6.5 1520 5200 2470 13000 31.9 108665

Tabla 4. 34 Resultados de inyeccion de 48 [MMpc] por 9 afios.
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Fig. 4. 34 Resultados de inyeccion de gas hidrocarburo, mejor caso.
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Como se puede observar en la figura 4.34 la inyeccién esta mantiene la presidon (segundo
cuadrante) por aproximadamente 1400 dias después del primer afio para caer después de manera
abrupta haciendo imposible mantener la produccién en un nivel aceptable.

Por otro lado, la saturacién de aceite después de la inyeccion disminuye con respecto al caso de
flujo natural (sin inyeccion) sin embargo no se ve afectada la saturacidn residual de la matriz, en
este caso el volumen de inyeccidén no es suficiente para aumentar la presién por encima de la
presidon de saturacién lo que impide que sea un proceso miscible, por esto la saturacién de aceite
remanente en la matriz es del 10%.

Fig. 4. 35 Saturacion de aceite antes y después de la inyeccion de gas hidrocarburo.

Inyeccion de CO;

De acuerdo al orden jerarquico del escrutinio de métodos, para poder hacer una comparacién
valida se simularon casos de inyeccion de CO2 con los volimenes de reemplazo mencionados
arriba (Tabla 4.32) y que son los mismos utilizados para la inyeccidon de gas hidrocarburo, los
resultados se muestran a continuacién en la figura 4.36 y tabla 4.35.
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Fig. 4. 36 Resultados de los casos de inyeccion de CO2.

De la misma forma que en la inyeccion de gas hidrocarburo, el caso de “4000% [bls/d]” tiene la
mayor recuperacién sin embargo es un volumen impractico, la inyecciéon de 1500% sera la mas
Optima puesto que mantiene la presion estable por un buen periodo de tiempo (cuarto
cuadrante), y el gasto de gas no es tan alto como en los casos de inyeccidon mayores.
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2 Presion Produccién Dias antes Produccién A e
Prod. Factor de Recuperacién ’ Produccién Inyeccién
final del de aceite dela acumulada

Acumulada recuperacion incremental promedio de acumulada

” 9% campo promedio declinacién de gas
(%] 1%l [psi] [bls] [dias] MMpe  E2S[MMpel  [MMpc]

Sin inyeccién
iy 17.74 38.42 - 1493 6478 2113 19100 6.97
19.56 2 3.9 1600 6000 2360 324000 99.5 306300
19.6 2 39 1495 6163 2342 427000 131 24473.295
Inye 19.94 43 48 1500 6130 2400 105000 324 86800
1000% d : ]
I

20.1 436 5.2 1550 6745 2370 152000 52.5 133800

Inye:
4000% 21.07 46 7.2 1630 5285 2540 527000 132 507935

Tabla 4. 35 Resultados de los casos de inyeccion de CO,.

Con base en los resultados se puede concluir que este yacimiento no tiene tan buena respuesta a
la inyeccién de CO, en comparacion con la inyeccién de gas hidrocarburo, ademas de esto la
mayoria de los casos tienen factores de recuperacion incremental menores al 5.5% el cual de
implementarse en campo seria aun menor, lo que probablemente provocaria que el proyecto no
fuera rentable.

El caso mas éptimo de los probados para este método es: “inyeccidn 1500%”, el cual alcanzé un
factor de recuperacién adicional de 5.2%, los resultados de éste se muestran en la figura 4.37.
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Fig. 4. 37 Resultados del mejor caso de inyeccion de CO2.

Este caso muestra buen mantenimiento de presion figura 4.37 (cuarto cuadrante) sin embargo no
es suficiente para alargar el tiempo de produccion (primer recuadro). En la saturacion (figura 4.38)
se observa un buen barrido de aceite sin embargo de la misma forma que con el gas hidrocarburo,
la inyeccién no tuvo efecto en la saturacidn residual de aceite lo que indica que no existe
miscibilidad en el sistema, provocando una saturacién residual de 16% en la matriz.
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Fig. 4. 38 Saturacion remanente del mejor caso de inyeccion de CO2.

Inyeccion de gas amargo

De los resultados preliminares de escrutinio (screening) se sustituyd la inyeccidn de surfactantes
por inyecciéon de gas amargo, puesto que generalmente la inyeccién de gas suele ser costosa
debido al endulzamiento previo y de reevaluarse este tipo de inyeccidon y de resultar exitosa
podria significar un ahorro sustancioso para un proyecto de inyeccién de gas. A continuacién se
muestran los resultados de las pruebas hechas con este método.
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Fig. 4. 39 Resultados de los casos de inyeccion de gas amargo.

Se puede observar en la figura 4.39 que la recuperacidon de petrdleo (primer cuadrante) entre
estos casos no varia mucho, sin embargo la produccidn de gas dependera totalmente del volumen
de inyeccion, por esto es recomendable elegir el caso con el cual se obtenga mayor recuperacion
con la menor inyeccion.

Presion Produccién Dias antes Produccién
final del de aceite dela acumulada
campo promedio declinacién de gas

Produccién Inyeccion
promedio de acumulada
gas [MMpc] [MMpc]

Prod. Factor de Recuperacion

Acumulada recuperacién incremental
o o
[MBE] %] %] [psi] [bls] [dias] [MMpc]

17.74 38.42 . 1493 6478 2113 19100 6.97
Inye
100 20.00 43 48 1490 6336 2600 10200 314 86768
Inye 20.00 43 49 1480 6143 2232 41800 12.8 24475
250% : . :
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Inyeccién
1000% 20.13

44
Inyeccion
1500% 20.76 45
Inyeccién
4000% 21.39 46

5.2

6.5

78

1490 6962
1425 7180
1490 5544

2340 91300

316 75820
2420 147000 50.9 133808
2160 20200 6.19 1400

Tabla 4. 36 Resultados de los casos de inyeccion de gas amargo.

Por lo que muestran los resultados este sector tiene buena respuesta a la inyeccidn de gas
amargo, pues el factor de recuperacion adicional es mayor al 4% en todos los casos, el mejor de
estos casos es “Inyeccion 1500%” el cual tiene la mayor recuperacion con un volumen de inyeccidn
diaria aceptable. Los resultados graficados se muestran en la figura 4.40:
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Fig. 4. 40 Resultados del mejor caso de inyeccion de H2S.

Después de esta inyeccidn se observa que si bien la saturacién de aceite remanente es baja (10%

matriz) (Figura 4.41) sigue existiendo petréleo no recuperado por lo cual podemos concluir que
este proceso no es miscible sin embargo es eficiente.
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Fig. 4. 41 Saturacion de aceite remanente en el mejor caso de inyeccion de H2S.
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Inyeccion de agua
Los casos de inyeccién de agua se utilizan como comparativos para analizar si un método de
recuperacion mejorada es mas eficiente que esta, a continuacion se muestran los resultados de los
casos propuestos:

Fig. 4. 42 Resultados de simulacion de inyeccion de agua.

La inyeccién de agua logra un buen mantenimiento de presién como se muestra en la figura 4.42
(cuarto cuadrante) lo que impacta positivamente en la recuperacion de aceite (primer recuadro),
sin embargo la produccién de agua se vuelve muy alta después de un periodo de tiempo lo que
podria comprometer el éxito de un proyecto de este tipo.

17.74 38.42 = 1495 6478 2113 19100 6.97

19.81 43 4.5 2035 8051 2227 22240 1.63 316
19.81 43 4.5 2028 7922 2227 22900 9.15 255
19.90 43 4.7 2064 7952 2227 24500 9.81 33.7

Tabla 4. 37 Resultados de simulacion de inyeccion de agua.

Con base en los resultados, el sector tiene buena respuesta a la inyeccion de agua pues se
obtienen factores de recuperacién adicional mayores al 4%, sin embargo con esto se puede
demostrar que para este tipo de yacimiento, tendra mayor eficiencia un método de recuperacion
mejorada. Ademas de esto la alta afectacidn de los pozos por agua resulta contraproducente para
la recuperacion.

El mejor caso en la inyeccion de agua es el de inyeccién de 15,800 [bls/dia], que si bien es un
volumen alto tampoco es imposible de implementar si se tienen las instalaciones necesarias para
manejar ese volumen de agua.
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Comparacion de métodos

Con base en los resultados mas eficientes de las simulaciones anteriores se elegird el mejor
método a aplicarse en el sector tipo B para continuar con las sensibilidades tanto de yacimiento
como operacionales, en la tabla 4.38 se muestran los resultados de los mejores casos:
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Fig. 4. 43 Resultados de los mejores casos de los diferentes métodos.

En la figura 4.43 se observa que los volumenes de inyeccion (quinto recuadro) de gas amargo y
CO2 son mucho mayores en comparacion con el caso de inyeccién de gas hidrocarburo, sin
embargo la variacion en el factor de recuperacion es minima entre estos casos. Todos demuestran
buen mantenimiento de presidn (cuarto cuadrante) a excepcidn de la inyeccidén de gas amargo el
cual por ser un volumen de inyeccién menor no tiene tanto efecto en los resultados de presion.

Presion Produccién n Produccion Produccién 32
Prod. Factor de 6 5 . Dias antes de . Inyeccién
0 Recuperacion final del de aceite T acumulada promedio
Acumulada recuperacion incremental e T la declinacion BED heEs acumulada
o o
(MMbls) [%] (psi) (bls) (CIED) (MMpc) (MMpc) (MMpc)
Sin inyeccion
8000 bls 17.74 38.42 - 1500 6478 2113 19100 6.97 -
Inyeccion de

C1+C2+C3
Inyeccié
1000%

Inyeccién de
c02

20.76 45.0 6.5 1520 5200 2470 13000 31.9 10900

Inyeccién
1500% 19.50 42 3.8 1560 6745 2369 152000 52.5 133805

Inyeccién de gas
amargo

Inyeccién
1500% 20.76 45 6.5 1425 7180 2420 147000 50.9 133800

Inyeccion de

Agua [MMbls]
Inyeccién de

15,800 19.90 43 4.7 2065 7950 2227 24500 9.80 35

[bls/d]

Tabla 4. 38 Resultados de los mejores casos de los diferentes métodos.

Por medio de estos resultados se determina que el método mas compatible con este tipo de
yacimiento es la inyeccién de gas hidrocarburo, pues con éste se obtiene la mayor recuperaciéon
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inyectando el menor volumen, el mejor caso de este método se utilizara para las siguientes
sensibilidades.

Sensibilidades de yacimiento

Para poder determinar la efectividad de los métodos asi como la sensibilidad del yacimiento fue
necesario variar propiedades de yacimiento que pudieran afectar la recuperacion de manera
considerable, esto con el objetivo de identificar variables de impacto en el método y dentro de
gue rangos sigue existiendo factibilidad técnica. Para hacer estas sensibilidades se utiliz6 como
base el mejor caso de los comparados anteriormente, las propiedades que fueron variadas son:

®* Relacidn de permeabilidad vertical a horizontal (:—Z)
* Tamafio de bloques de matriz

*  Factor de forma (intensidad de fracturamiento)

* Porosidad de matriz

Los casos de sensibilidad fueron simulados en base al mejor caso de los métodos comparados
anteriormente, ademas de esto todos los casos se extendieron a un periodo de 11 afios.

Relacion de permeabilidades

De la misma forma que para sector tipo A, las predicciones que se han hecho hasta este momento
. .y ™ kv . .
han sido con una relaciéon de permeabilidades ﬁ igual a 1, para esto haremos casos variando esta

propiedad del yacimiento y asi analizar el impacto en la recuperacion. A continuacién se muestran
los resultados de estas simulaciones comparando con el caso base de “inyeccidn 1500%":

Caso Descripcion
PERMZ 10M Reduccion de la permeabilidad vertical (Kv) de matriz a 10%
de la permeabilidad horizontal (Kh).
PERMZ 10M 30F Reduccion de la Kv de matriz a 10% de la Kh y reduccion de
la Kv de fractura a 30% de la Kh.
PERMZ 10M 50F Reduccion de la Kv de matriz a 10% de la Kh y reduccion de

la Kv de fractura a 50% de la Kh.
Tabla 4. 39 Descripcion de los casos de simulacion variando relacion de permeabilidades.
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Fig. 4. 44 Resultados de casos de sensibilidad de relacion de permeabilidades.
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Las curvas casi empalmadas mostradas en la figura 4.44 demuestran poca o nula variacion en la
respuesta a esta sensibilidad.

Prod.

Acumulada

Factor de
recuperacion

Factor de

recuperacién

[MMbls]

Inyeccién
1000%
PERMZ 10M

30F
50F

20.7
20.69

20.7

20.7

[%]

45.0
45.0

45.0

45.0

6.5
6.5
6.5

6.5

adicional [%]

Presion Produccién Dias antes Produccién Produccién Inyeccién
final del de aceite dela acumulada promedio de v
o N acumulada
campo promedio declinacién de gas gas [MMpc]
[psia] [bls] [dias] [MMpc] [MMpc/dia] P
1520 5200 2470 12700 319 10900
1525 5200 2470 12700 319 10900
1525 5200 2490 12700 319 10900
1525 5200 2490 12800 321 10900

Tabla 4. 40 Resultados de casos de sensibilidad de relacion de permeabilidades.

Se puede apreciar arriba que no hay variacién en los resultados de sensibilidades con respecto al
caso base, esto se debe a la alta conductividad del yacimiento, pues el flujo esta gobernado por el
sistema fracturado y la matriz rellena las fracturas. La variacién de este parametro en este sector
no es de impacto para la recuperacion.

Longitud vertical del bloque de matriz (continuidad capilar)

Como se explicé anteriormente el tamafio de bloques de matriz es variable en todo el yacimiento,
éste varia entre 0 — 22 [m] y el promedio es de 7 [m], para hacer las sensibilidades se
multiplicaron todos los valores del tamafo de bloque para disminuirlo o aumentarlo en distintas
proporciones segln el caso. Los resultados de las simulaciones de esta caracteristica son los

siguientes:

Caso

DZMATRIX 0.05

DZMATRIX 3

DZMATRIX 6

Descripcion

Disminucién de tamafio de bloques de matriz 0.05
veces.
Aumento de tamafio de bloques de matriz 3 veces.

Aumento de tamafio de bloques de matriz 6 veces.

Tabla 4. 41 Descripcion de las sensibilidades de tamafio de matriz.
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Fig. 4. 45 Resultados de los casos de las sensibilidades de tamafio de matriz.
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En la figura 4.45 se observa como el caso cuya respuesta fue mayor es con la disminucién del
tamanfio de bloques de matriz 0.05 veces, lo que genera canalizaciones de agua las cuales reflejan
un corte de agua mayor en comparacion con otros casos (tercer recuadro) asi como mayor
produccién de gas (segundo cuadrante).

Presién Produccién IERELIEN Produccién Produccién

Prod. Factor de Factor de . " " Inyeccién
e e final del de aceite dela acumulada promedio
Acumulada recuperacion recuperacion e e declinacién heEs oS acumulada
o ici 9

LR 1% el Y [psial [bls] [dias] MMpc]  [MMpc/dia)  [MMPe]
'1':)‘;;2""" 207 45.0 6.5 1519 5207 2470 12700 319 10900
EEI\SIIATRIX 18.2 39.5 11 1564 4576 2130 12700 31.8 10900
DZMATRIX 3 20.7 45.0 6.5 1519 5207 2505 12700 319 10900
DZMATRIX 6 20.7 45.0 6.5 1519 5207 2520 12700 319 10900

Tabla 4. 42 Resultados de los casos de las sensibilidades de tamafio de matriz.

En los resultados se observa que el alto fracturamiento afecta la recuperacién, pues con un
tamafio de bloque de matriz mas pequefio la recuperacidn del caso base disminuye mas del 5%.
Esto debido a que los tamarfios de bloque de matriz no son lo suficientemente grandes para que la
segregacion gravitacional tenga lugar y por el contrario el sistema se inunde de gas rdpidamente
impidiendo un avance sustantivo del aceite.

Factor de forma

Para evaluar esta propiedad se aumentaron y disminuyeron los valores de sigma, lo cual varia el
tamafio de los bloques de matriz aumentando o disminuyendo el fracturamiento. El promedio
original de este valor es de 5.44 [1/m2], a continuacion se muestran los casos de sensibilidades
simulados:

Caso Descripcion
SIGMA 0.10 Disminucién al 10% del valor de sigma original
SIGMA 15 Aumento del valor de sigma: 3 veces
SIGMA 30 Aumento del valor de signa: 6 veces.

Tabla 4. 43 Descripcion de las sensibilidades de sigma.
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Fig. 4. 46 Resultados de simulacion de sensibilidades de factor de forma.
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La variacién en las curvas para esta sensibilidad es mayor en los diferentes casos (figura 4.46), sin
embargo en los resultados se muestra que esta variacién es minima, el mayor impacto puede
verse en el corte de agua (tercer cuadrante) que alcanza el 10% para el caso de disminucion al 10%
del valor de sigma original.

20.7 45.0 6.5 1519 5207 2470 12700 31.9 10900
19.5 42.2 3.8 1565 4890 2250 12700 B9 10900
20.7 45.0 6.5 1522 5207 2510 12700 31.9 10900
20.7 45.0 6.5 1522 5207 2520 12700 B9 10900

Tabla 4. 44 Resultados de simulacion de sensibilidades de factor de forma.

No se observa gran pérdida en la variacion de esta propiedad, al disminuirla se cierran canales de
flujo lo que provoca que el gas inyectado no pueda contactar todas las zonas y esto genere un
entrampamiento. Ademas de esto al disminuir el volumen de fractura el volumen de petrdleo
almacenado en la matriz disminuye también, siendo que son las fracturas las que mads aportan al
flujo es légico que la recuperacién disminuya al disminuir el valor de sigma.

Al aumentar esta propiedad no existe impacto, esto significa que existe un rango amplio de
valores del factor de forma para la consideracidn de un analogo.

Porosidad de matriz

Esta propiedad se disminuyd para hacer posible comparaciones con andlogos que tengan
porosidades menores a las de este sector, igual que en el sector anterior estos valores se
disminuyeron a un 10%, 30% y 50% de la porosidad original, a continuacién se muestran los
resultados de casos de simulacién de estos:
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Fig. 4. 47 Resultados de la variacion de la porosidad.

En la figura 4.47 se observa empalme de las curvas de produccidon acumulada de aceite (primer
cuadrante) pues la recuperacion se ve afectada para todas las sensibilidades de esta propiedad, los
demas pardmetros como la recuperacion de gas, el corte de agua y la presidon de yacimiento se
mantienen constantes con el caso base.

Presion Produccién Dias antes de Produccién Produccién "
Prod. Factor de Factor de 3 ’ ] Inyeccién
v o final del de aceite la acumulada promedio de
Acumulada recuperacion recuperacion e e declinacién heEs - acumulada
o, ici o,
[MMbls] 1l T Y [psia] [bls] [dias] [MMpc] [MMpc/dia] [MMpc]
Inyeccién
1000% 20.75 45.0 6.5 1519 5207 2470 12700 319 10900

PORO 10 18.24 39.5 il 1519 4576 2470 12700 31.9 10900
PORO 30 18.24 39.5 .l 1519 4576 2470 12700 31.9 10900
PORO 50 18.24 39.5 il 1519 4576 2470 12700 31.9 10900

Tabla 4. 45 Resultados de la variacion de la porosidad.

Valores menores de porosidad en un yacimiento parecido pueden ser valores de impacto para la
recuperacion e incluso para el éxito del método, es importante poner especial atencidn en esta
propiedad.

Sensibilidades combinadas

Igual que para el sector tipo A se hicieron comparaciones de sensibilidades combinadas para un
par de casos donde varias propiedades de yacimiento son tanto mejoradas como menguadas, esto
con el objetivo de determinar el margen de variabilidad permitido en las sensibilidades de
yacimiento para poder considerar como analogo a otro campo de caracteristicas similares. Los
casos simulados se explican a continuacion:
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Caso
Caso optimista

Caso pesimista

Descripcion
Tamafio promedio de bloque de matriz: 45 [m],
Relacion :—Z : 10% de matriz y 50% de fractura,
Factor de forma: 30.
Tamario de bloque: 0.5 [m]
Relacion :—Z : 10% de matriz y 30% de fractura
Factor de forma: 30

Tabla 4. 46 Simulacion de sensibilidades combinadas para yacimientos andlogos.
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Fig. 4. 48 Resultados de sensibilidades de yacimiento combinadas.

En la figura 4.48 demuestra variaciones ligeras en las curvas de recuperacion (primer recuadro),
produccién acumulada de gas (segundo cuadrante) y corte de agua (tercer cuadrante); sin
embargo éstas se mantienen dentro de la misma tendencia.

20.75 45.0
21.32 46.2
20.31 44.0

6.5 1520 5205 2470 12700 31.9 10900
7.8 1522 5350 2555 12700 319 10900
5.6 1522 5100 2410 12700 31.9 10900

Tabla 4. 47 Resultados de sensibilidades de yacimiento combinadas.

Con base en los resultados podemos concluir que aunque existe variacién en la recuperacion,
segun las simulaciones ésta no es mayor al 1% en el factor de recuperacion, lo que demuestra
amplia flexibilidad en los rangos de propiedades para campos andlogos.

Sensibilidades operacionales

Las mismas variables probadas anteriormente como operacionales serdn analizadas para este
sector también, pues no sdlo es posible variar estos parametros, sino que muchas veces es
necesario para asegurar la rentabilidad del proyecto, con esto podemos analizar la efectividad del
método y su caso respectivo elegido anteriormente como caso base:

Las variables simuladas fueron:

® Espaciamiento entre pozos.
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®  Ubicacidén de los disparos del pozo inyector.

®*  Presioén de inyeccion.

* Concentracion de fluidos de inyeccidn.

®*  Condicidon de saturacion (inyeccidn antes o después de alcanzar la presién de burbuja).

Los casos mostrados a continuacién fueron simulados tomando como caso base el caso de
“inyeccion 1000%” con la variacion de relacion de permeabilidades presentada en las
sensibilidades de yacimiento correspondiente al caso: “PERMZ 10M 50F”, puesto que este acerca
al yacimiento de mejor manera a la realidad.

Espaciamiento de pozos

La distancia entre los pozos en el desarrollo de un campo depende de muchas variables, para este
caso se tomaron valores arbitrarios promedio para la simulacién de los métodos, en este caso
variaremos esa distancia disminuyéndola y aumentdndola analizando la respuesta del yacimiento
a la inyeccion con estas variables.

Los casos anteriores se simularon con una distancia fija entre productor e inyector de 750 [m],
para estas sensibilidades se hicieron dos casos, en el primero se disminuyd esta distancia a 450 [m]
y en el segundo se aumentd a 950 [m], a continuacidn se presentan los resultados:
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Fig. 4. 49 Resultado de simulaciones de sensibilidades de espaciamiento de pozos.

En los resultados mostrados en la figura 4.49 se observa que el caso con mayor variacion es el de
espaciamiento de 450 [m], esta variacién es minima y no demuestra impacto para la recuperacion
o el éxito del proyecto.

Presion Produccién Dias antes Produccién Produccién

final del de aceite dela acumulada promedio
campo promedio declinacién de gas de gas
[psia] [bls] [dias] [MMpc] [MMpc/dia]

Inyecciéon 100%

o SoF 20.75 45 6.5 1520 5207 2490 12800 32,0 10900
epacianSto: 20.57 45 6.1 1520 5156 2435 12700 31.9 10900
450 [m]

:Ssza[‘m'“'e""’: 20.75 45 65 1520 5204 2475 12700 320 10900

Tabla 4. 48 Resultado de simulaciones de sensibilidades de espaciamiento de pozos.

Inyeccion
acumulada
[MMpc]

Prod. Factor de Factor de

Acumulada recuperacion recuperacion
[MMbls] [%] adicional [%]
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Segun los resultados de estos casos se observa que no siempre un menor espaciamiento resultara
en una mayor recuperacion, en este caso al disminuir el espaciamiento se disminuye el area
barrida por el gas lo que disminuye la recuperacién y que podria provocar recirculacién del gas
arruinando el propésito de la inyeccion.

Ubicacion de los disparos del pozo inyector

La modificacion de esta variable se hizo con el propdsito de analizar el efecto del gas de inyeccion
como mecanismo de empuje variando la ubicacién de los disparos. Los casos de este sector fueron
simulados con los disparos ubicados en la base del sector, por lo tanto las sensibilidades se
referirdn a la parte alta y media del yacimiento para asi poder analizar el impacto de esta
variacion.

Celdas

s Profundidad [m]

22-25
30-34

5950 - 6030
5200 - 5250

Disparado arriba

Disparado medio

Tabla 4. 49 Sensibilidades variando intervalos disparados.
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Fig. 4. 50 Resultados de simulacion variando intervalos disparados.

La figura 4.50 demuestra ligera variacién pero mayormente empalme entre las curvas de
produccién acumulada de gas (segundo recuadro) y presion (cuarto cuadrante) el mayor impacto
se refleja en la recuperacion sin embargo esta variacion en el factor de recuperacidon no es mayor

al 1%.

Presién Produccién ERELIEN Produccién Produccién vz
Prod. Factor de Factor de . . ) Inyeccién
" s final del de aceite dela acumulada promedio
Acumulada recuperacion recuperacion I e declinacién (s RS acumulada
9 far o
[MMBE! % adicional [%] 1oy [bls] [dias] MMpc]  [MMpc/dia]  (MMPe]
Inyeccion
1000% 10M 20.75 45 6.5 1522 5207 2490 12800 321 10900
50F
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Disparos 20.69 45 6.4 1519 5190 2455 12700 319 10900
arriba
Disparos 20.69 45 6.4 1519 5190 2455 12700 319 10900
medio

Tabla 4. 50 Resultados de simulacién variando intervalos disparados.

Los resultados anteriores no muestran variacién grande en estas sensibilidades, por lo cual se
determina que esta variable no impactd en el sector, pues el tamafio del éste es muy pequefio
para que la diferencia sea sustancial e impacte a la recuperacion.

Presion de inyeccion

Unicamente para efectos de analisis técnico se evaluardn los resultados cuando la presién de
inyeccion es aumentada o disminuida, la presién minima de inyeccién para vencer la presién del
yacimiento después del primer afio es de 8400 [psi], a partir de ésta se varié de la siguiente forma:

Caso Descripcion

BHP Menor Presidn de inyeccidn inicial 8400, esta se disminuye 1000
[psi] cada 2 afios en un periodo de 6 afios.

BHP 10% Mayor Presidon de inyeccion de 9245 [psi] durante todo el
periodo de inyeccidn.

BHP 20% Mayor Presidon de inyeccion de 10100 [psi] durante todo el
periodo de inyeccidn.

BHP 50% Mayor Presién de inyeccién de 12590 [psi] durante todo el

periodo de inyeccidn.
Tabla 4. 51 Descripcion de casos variando la presion de inyeccion.
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Fig. 4. 51 Resultados de simulacidn de casos variando la presion de inyeccion.

Como se muestra en la figura 4.51 una presidn de inyeccién mayor no impacta en la recuperacién
lo cual demuestra que la presién de inyeccion utilizada es eficiente para la recuperacion, sin
embargo disminuir la presién de inyeccidn con el tiempo puede impactar de forma importante a la
eficiencia del método.
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Prod Factor de Factor de Presion Produccién Dias antes de Produccién Produccién Inveccion
’ iy oy final del de aceite la acumulada promedio de v
Acumulada recuperacion recuperacion Ene ETEED declinacién oS - acumulada
o ici o
[PATMIG] 1%l Ecionalllee [psia] [bls] [dias] [MMpc] [MMpc/dia] [MMpc]
Inyeccion
1000% 20.75 45 6.5 1522 5207 2490 128000 32100 109000
10M 50F
BHP
MENOR 19.49 42 3.8 1480 4900 2400 5180000 13000 329000
9
BMT;;?A 20.75 45 6.5 1522 5207 2486 1280000 32100 109000
o
BM::’::M 20.75 45 6.5 1522 5207 2485 1280000 32100 109000
o
:A:';:?A 20.82 45 6.7 1522 5225 2485 1280000 32100 109000

Tabla 4. 52 Resultados de simulacion de casos variando la presion de inyeccion.

En este sector en el que la presidn inicial del yacimiento (8200 [psi]) estd mas cerca de la presion
de saturacién (5600 [psi]) una disminucién en la presidn de inyeccidon afecta bastante al
yacimiento pues el barrido no sera tan eficiente a que si existiera un mantenimiento de presion.

Con respecto al aumento en esta presion, el yacimiento muestra mayor respuesta a una presién
50% mayor a la presidn de inyeccidn original. Sin embargo la compresion para alcanzar presiones
tan altas es muy costosa, si este caso obtuviera una mayor recuperacion seria necesario hacer una
evaluacién costo/beneficio para determinar si es viable aumentar la presién de inyeccion.

Concentracion de fluidos de inyeccion

Los casos simulados anteriormente fueron hechos con las concentraciones correspondientes de
C1: 70% y C2C3: 30%, con el objetivo de analizar una reduccidn de costos en el fluido de inyeccidn
se evalué el impacto de reducir la concentracidon de cada componente en el gas hidrocarburo, a
continuacion se muestran los resultados de los casos de simulacidon en los que fueron variadas
estas concentraciones:
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Fig. 4. 52 Resultados de sensibilidades de concentracion en el gas hidrocarburo.
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Los resultados mostrados en la recuperacidn no varian seguin la concentracién de fluidos sin
embargo se puede observar que la presidon del yacimiento (cuarto recuadro) se mantendra en
niveles mas altos en los casos donde las concentraciones de C1 son mayores. El corte de agua
variard también pero no lo suficiente para crear un impacto en el método.

20.75 45 6.5 1522 5207 2490 128000 32100 109000
20.88 45 6.8 1518 5240 2476 127000 31900 109000
20.69 45 6.4 1522 5192 2485 128000 32000 109000
20.63 45 6.3 1522 5175 2470 128000 32100 109000
20.63 45 6.3 1522 5173 2475 128000 32100 109000

Tabla 4. 53 Resultados de sensibilidades de concentracion en el gas hidrocarburo.

A diferencia del sector anterior, este yacimiento no tuvo mejor respuesta al aumentar la
concentracién de C1, esto debido a que la inyeccidn se hizo cuando la presién del yacimiento
estaba cercana a la presidn de saturacién lo cual ocasiona que exista menor disolucién entre el gas
metano y el petréleo. Al existir una mezcla de varios componentes livianos el desplazamiento de
este gas es mas efectivo por lo cual se puede alcanzar una mayor recuperacion.

Presion de yacimiento

Para esta sensibilidad se hicieron dos casos donde la inyeccién comienza tiempo después de
pasada la presidon de burbuja, con el objetivo de determinar que tanto impacto puede tener este
pardmetro en la recuperacion, los casos simulados son los siguientes:

Caso Descripcion
Inyeccién 2700 [psi] por Comienzo de la inyeccion 2700 [psi] por debajo de
debajo de Pb la presién de saturacion.
Inyeccién 3800 [psi] por Comienzo de la inyeccion 3800 [psi] por debajo de
debajo de Pb la presién de saturacién.

Tabla 4. 54 Descripcion de los casos de sensibilidad de presion de yacimiento.
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Fig. 4. 53 Resultados de simulacion de sensibilidades de presion de yacimiento.
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Se puede apreciar en la figura 4.53 que el desfase en el momento de inyeccién impactara el
comportamiento de la presidn (cuarto cuadrante) asi como el corte de agua que casi llegara al
doble del caso base en algunos casos. Como se menciond, arriba la inyeccion de gas hidrocarburo
en este sector no serd miscible debido a que la presidn del yacimiento durante la inyeccion es
menor a la presidn de burbuja, por lo cual la recuperacion adicional es obtenida por un proceso de
mantenimiento de presidn y desplazamiento inmiscible lo cual demuestra que es indistinto el
momento de la aplicacién del método cuando la presidén aln se encuentra en un nivel aceptable
pero por debajo de la presién de burbuja.

Presién Produccién Dias antes Produccién Produccién

Ac:r::j-a da re:::::agieén rez::t:'ra:’:;n final del de aceite dela acumulada promedio de al:uy::ucII::a
o o campo promedio declinacién de gas gas

[MMbls] [%] adicional [%] [psial [bls] [dias] [MMpc] [MMpc/dia] [MMpc]
Inyeccién
1000% 10M 20.75 45 6.5 1522 5207 2490 128000 32100 109000
50F
Inyeccién
i:?‘;g:;;o 21.0 46 7.1 1518 4637 2465.3982 112000 24800 941000
de Pb
Inyeccién
:i?%iﬁ:go 212 6 7.6 1520 4592 2465 969000 20900 941000

- Tabla 4. 55 Resultados de simulacion de sensibilidades de presion de yacimiento.
Como se determind anteriormente en los casos de inyeccién de gas hidrocarburo, debido a la alta
presion de saturacion del yacimiento y que la presidn inicial es muy cercana a esta los métodos
probados anteriormente no son miscibles con el yacimiento. El periodo de inyeccion es el mismo
que en los casos anteriores sin embargo el tiempo de produccidn se alarga para poder depresionar
el yacimiento y alcanzar una presidon menor a la presidon de saturacion, aunque no haya inyeccion
en ese periodo la produccidn adicional provoca un incremento en el factor de recuperacién.

Por lo anterior la inyeccion después de alcanzada la presién de saturacidon no tiene mucho impacto
pues no se pierde mayor volumen de aceite que con el caso base, haciendo que el método sea
eficiente de cualquier manera.

Resumen de resultados yacimiento tipo B

* Este sector responde positivamente a la inyeccion de fluidos aun cuando los métodos no
alcanzan la miscibilidad pero el barrido es bueno y se alcanzan valores altos de
recuperacion adicional.

* El método mas compatible con el yacimiento es la inyeccién de gas hidrocarburo con la
cual se alcanzé una recuperacién adicional del 6.5% en los resultados de simulacidn
reportados anteriormente.

* De la sensibilidad sobre las propiedades de yacimiento las de mayor impacto son: la
continuidad capilar y la intensidad de fracturamiento.

®* En cuanto a las caracteristicas operacionales, las variables que impactan de manera
sustancial son: la presion de inyeccidn y la concentracion de fluidos.

Como se pudo observar en los resultados, este yacimiento no tiene factores de recuperacién tan
altos como el sector tipo A, pero hay que recordar que no todos los yacimientos son iguales y a
pesar de estar en la misma cuenca y tener caracteristicas similares responden de diferente manera
a la inyeccidn de fluidos. Esto no sdlo demuestra la necesidad de estudios mas profundos para la
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implementacién de algin método de recuperacion mejorada, sino que también nos dice que la
incertidumbre puede ser muy alta y que la simulacién es parte esencial en el proceso de escrutinio
de los distintos métodos.

A pesar de que los métodos probados no son procesos miscibles, el yacimiento tiene mejor
respuesta a la inyeccidon de gas hidrocarburo pues es un fluido afin al yacimiento el cual no
contaminara al casquete o la zona de aceite, a diferencia de un proceso de inyeccion otro tipo de
fluido en el cual el yacimiento podria resultar bastante afectado por una inundaciéon de este fluido.

El bajo fracturamiento del sector ayuda a una buena conductividad de los fluidos sin que exista
canalizaciéon alta y por lo tanto genere grandes cantidades de aceite remanente atrapado en la
matriz.

El tipo de fluido combinado con la mojabilidad preferentemente al agua de la roca, generan una
facil movilidad del petréleo en el sistema lo que ayuda a la segregacion gravitacional aumentando
el factor de recuperacion final.
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Conclusiones y recomendaciones

Existen muchos factores que pueden alterar el resultado en un proyecto de inyeccion, lo mas
importante es analizar las variables de impacto. Un yacimiento sdlo puede producirse una vez
mientras que con simulacién pueden hacerse infinidad de casos de prueba distintos, los resultados
de estos no seran decisivos pero disminuiran el riesgo de explotacién.

Los métodos de recuperacién mejorada de mayor compatibilidad en los yacimientos
tipicos de la cuenca del sureste son: inyeccion de gas hidrocarburo, inyeccién de CO2, e
inyeccién alternada de gas y agua.

* El método de recuperacion adicional mas compatible con los yacimientos naturalmente
fracturados del sureste mexicano es la inyeccion de gas hidrocarburo generando
recuperaciones incrementales de hasta 18%, el volumen original dependiendo de las
condiciones de inyeccidn y el momento en el que se inicie la inyeccidn.

* Las propiedades a nivel de yacimiento de mayor influencia en la eficiencia de inyeccion de
gas hidrocarburo, seguin los yacimientos tipo de la cuenca del sureste estudiados son:
continuidad capilar e intensidad de fracturamiento.

= Las caracteristicas operacionales son las que juegan el papel mds importante pues son las
variables que impactan de manera sustancial, estas son: condicién de saturacidn al inicio
de la inyeccién y las concentraciones disponibles de los componentes del gas hidrocarburo
asi como una presion de inyeccion suficientemente alta.

= A medida que el inicio de la inyeccion este mds distante de la presidn de saturacion del
yacimiento disminuyen las posibilidades de alcanzar recuperacién de aceite residual.

®* Es muy recomendable la inyeccién de algin método en épocas tempranas de produccion
por cuanto al no haber gas libre en el yacimiento se minimizan los tiempos de llene y se
maximiza la posibilidad de barrido uniforme.

* El bajo fracturamiento genera buena conductividad de los fluidos sin que exista
canalizacion alta y por lo tanto genere grandes cantidades de aceite remanente atrapado
en la matriz.

®* El tipo de fluido combinado con la mojabilidad preferentemente al agua de la roca,
generan una facil movilidad del petrdleo lo que ayuda a la recuperacién de petroéleo.

= Dadas las condiciones avanzadas de explotacion en la mayoria de los yacimientos
naturalmente fracturados de la regidn sur-este es poco probable se encuentren
condiciones suficientes para generar miscibilidad, sin embargo los resultados son
suficientemente atractivos desde el punto de vista técnico para considerar los métodos
evaluados como una opcidn tecnoldgica viable.

Las sensibilidades llegan a tener un doble propdsito pues ademds de ayudar a encontrar las
variables de impacto, en el caso de existir incertidumbre de que las propiedades PVT o de la roca a
introducir son precisas y representativas del campo, con estos casos de sensibilidades es posible
analizar un mejor panorama de resultados en el caso de que los rangos conocidos sean otros.

150



Por medio de la simulacién se pueden encontrar dreas de oportunidad para una explotacién de
estos yacimientos mds dptima pues la incertidumbre puede ser muy alta y la simulacién debe ser
parte esencial en todo este proceso.

Contrario a lo que se piensa, es posible implementar procesos de recuperacién mejorada de
manera eficiente en yacimientos naturalmente fracturados, es necesario un mayor analisis y
pruebas para reducir el riesgo. Aunque son dificiles de modelar, los simuladores cada vez cuentan
con mejores algoritmos practicos con los que se pueden obtener resultados mas confiables.

La cuenca del sureste de México muestra un potencial suficiente para la implementacion de
métodos de recuperacién mejorada, puesto que ademas de tener un volumen alto de recursos
que podrian convertirse en reserva tienen un buen espectro de compatibilidad con distintos
métodos.
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