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RESUMEN

TITULO: ANALISIS DE YACIMIENTOS SOMETIDOS A PROCESOS DE
INYECCION ALTERNADA DE AGUA Y GAS (WAG) MEDIANTE SIMULACION NUMERICA.

AUTORES: DIANA MARCELA MONROQOY ZAPATA
JORGE LUIS CORONADO NAVARRO

PALABRAS CLAVE: |Inyeccion WAG, simulacion numérica, recobro de
aceite, eficiencia de desplazamiento.

DESCRIPCION:

El recobro de aceite en un yacimiento sometido a un proceso de inyeccion de agua puede
ser optimizado mediante la combinacion de la inyeccién de agua y la inyeccion de gas
inmiscible al sistema. Esta tecnologia es denominada inyeccién alternada de agua y gas
(WAG). Algunos parametros de esta técnica como: tasa de inyeccion, relacion agua-aceite,
numero de ciclos y tamafio de bache deben ser analizados en detalle.

La implementacion de esta técnica de recobro permite mejorar la eficiencia de
desplazamiento macroscoépica y microscopica en el yacimiento a través de la inyeccién de
baches alternados y sucesivos de agua y gas. Esto permite lograr un mejor barrido de la
zona de interés, y con ello un aumento del factor de recobro.

En este trabajo se presentan diferentes modelos de simulacion numérica, con el fin de
analizar el comportamiento de yacimientos homogéneos y heterogéneos de aceite negro.
Adicionalmente, se estudian los parametros operacionales, las propiedades del yacimiento y
del fluido, para establecer los mejores escenarios de aplicaciéon del proceso WAG. Uno de
los propdsitos de esta investigacion es determinar la viabilidad técnica de la implementacién
de la tecnologia WAG inmiscible en la cuenca del magdalena medio en Colombia, a través
de la evaluacién de un modelo de simulacion conceptual con las propiedades promedio de
un campo de esta zona.

* Proyecto de grado
** Universidad Industrial de Santander. Facultad de Ingenierias Fisico-quimicas. Escuela
de Ingenieria de Petrdleos. Director. M.Sc. Samuel Fernando Mufioz Navarro



ABSTRACT

TITLE: NUMERICAL SIMULATION OF WATER ALTERNATING GAS (WAQG)
INJECTION PROCESS IN STRATIFIED RESERVOIRS.

AUTHORS: DIANA MARCELA MONROQOY ZAPATA
JORGE LUIS CORONADO NAVARRO

KEY WORDS: WAG Injection process, numerical simulation, oil recovery,
sweep efficiency.

DESCRIPTION:

Oil recovery efficiency after waterflooding process can be enhanced by combining water and
gas injection through the Water Alternating Gas (WAG) implementation process. Miscible and
immiscible gas solvent can be injected into the reservoir depending on economical and
technical issues. Main operational parameters of WAG technique, such as injection rate,
water-gas ratio, number of cycles and slug size must be considered.

This EOR technique can improve both, water sweep efficiency and gas microscopic oil
displacement by injecting water slugs alternated with gas slugs in the same process. In this
way, the development of the displacing front would be more uniform and higher recovery
factors can be obtained.

This project summarizes the WAG process simulation analysis results from homogeneous
and heterogeneous conceptual models. Main approaches of the present work include the
design of single black-oil stratified and not stratified models to determine the optimum WAG
immiscible injection parameters for field implementation and the analysis of reservoir and
fluid properties which are determining factors in WAG strategies design. The main purpose of
the research is to determine the technical viability of applying immiscible WAG technology in
the Middle Magdalena Valley Basin in Colombia by numerical modeling simulation using the
basin average properties.

* Project of degree
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INTRODUCCION

La pérdida de energia en los yacimientos causada por la produccion de
hidrocarburos ha hecho necesario el desarrollo de diferentes técnicas de
recobro capaces de mantener y aumentar la presién del yacimiento, ademas
de permitir un desplazamiento mas eficiente de los fluidos en él, logrando con
esto aumentar el factor de recobro. Técnicas como la inyeccion de agua,
inyeccion de vapor, inyeccion de gases miscibles e inmiscibles, inyeccion de
surfactantes y polimeros entre otras, se han desarrollado para este fin. Estos
métodos han mostrando buenos resultados en la practica, en especial la

inyeccion de agua.

Con el fin de optimizar los procesos de inyeccién continua de gas e inyeccion
de agua, en los anos 50 se desarroll6 un meétodo llamado inyeccion alternada
de agua y gas (WAG), el cual consiste en la inyeccion de baches alternados
y sucesivos de agua y gas al yacimiento. Este proceso permite integrar los
beneficios de la inyeccion de agua (alta eficiencia de desplazamiento
macroscopico) y de la inyeccion de gas (alta eficiencia de desplazamiento
microscopico) sobre el desplazamiento de aceite, mitigando algunos
problemas presentados en la implementacion de estas técnicas de recobro

secundario, y logrando un mayor recobro de hidrocarburos del yacimiento.

Durante el desarrollo de este trabajo de investigacion, se presentaran los
principios fisicos que fundamentan esta técnica de recobro, los tipos de
gases empleados y los problemas que se presentan durante su
implementacion. Adicionalmente, considerando que Ila simulacién de

yacimientos es una herramienta util para la ingenieria, y en especial cuando



se busca evaluar el comportamiento de un proceso de recobro que ayude a
mejorar la produccion de un campo, se contemplé en este trabajo el
desarrollo de diferentes modelos de simulacién en el simulador IMEX de
CMG para analizar el comportamiento de yacimientos homogéneos y
heterogéneos sometidos al proceso de inyecciéon WAG, en donde se analizan
los principales parametros operacionales como: tasa de inyeccion, tamafio de
bache, frecuencia y duracion de ciclos. Con el objetivo de definir los

parametros optimos bajo los cuales se obtiene el mayor beneficio.

Finalmente se desarrolla un modelo aplicado a un campo en el Magdalena
medio en donde se analiza la viabilidad técnica de la aplicaciéon de este
método de recobro mediante el analisis de sensibilidad de los parametros

seleccionados.



1. GENERALIDADES DE LA INYECCION WAG.

La inyeccién alternada de agua y gas, conocida como WAG, por sus siglas
en inglés “Water Alternating Gas” consiste en la inyeccion alternada de
baches sucesivos y continuos de agua y gas durante ciclos definidos en la
etapa de implementacion del proceso. Con la inyeccion de estos fluidos al
yacimiento se aprovechan las ventajas que ofrece el agua con respecto a la
eficiencia de barrido volumétrica, y el gas sobre la eficiencia de
desplazamiento microscopico de petréleo, haciendo de este proceso de
inyeccion una técnica mas eficiente. El proceso WAG se ha implementado en
varias zonas del mundo como Mar del Norte, Rusia y Norteamérica, dando

como resultados un aumento en el recobro de hidrocarburos.

1.1. HISTORIA DE LA INYECCION WAG.

Durante la produccion de hidrocarburos de un yacimiento la energia del
sistema va declinando a medida que se retiran fluidos de la formacién, esta
caida de presion continua hasta el punto en el que el yacimiento no es capaz
de producir de forma natural. Con el fin de evitar esta declinacion, se han
implementado una serie de técnicas que permiten mantener la energia del
sistema y mejorar el desplazamiento de hidrocarburos. La inyeccidon de agua
y la inyeccion continua de gas han sido las técnicas mas empleadas ya que
son relativamente sencillas, permiten mejorar el recobro y se cuenta con
suficiente informacion sobre ellas. No obstante, estas dos técnicas presentan
problemas de desplazamiento microscépico y macroscopico que impiden
lograr eficiencias maximas de recobro de hidrocarburos. Para esto se ha
implementado la técnica WAG que consiste en la inyeccion de baches

alternados y sucesivos de agua y gas, permitiendo mejorar el factor de



recobro mediante la unién de los beneficios de la inyeccidén de agua y de la

inyeccion de gas.

El primer caso WAG reportado en la literatura se desarrollé6 en el campo
North -Pembina en Alberta Canada, en el afio de 1957 por la empresa Mobil.
La figura 1 muestra los paises donde se ha implementado la técnica WAG:
USA, Canada, Rusia, Noruega, Inglaterra, China y Argelia, son los pioneros
en el desarrollo de este proceso; siendo USA el pais que mas casos ha

registrado; con un total de 37 aplicaciones.

Figura 1. Paises y numero de campos en los cuales el proceso WAG ha sido

desarrollado.

s NORUEG b
CANADA RUSIA
NGLATER

Uha CHINA
ARGELIA
USA 37 Inglaterra 1
Canada 9 China 1
Rusia 5 Argeha 1
Noruega 5

Fuente: Review of WAG Field Experience, SPE 39883.

En los ultimos afios, diversos factores como: el aumento de los precios del

petréleo y la reduccion de las reservas, ha motivado a retomar y reforzar los



estudios sobre este proceso, logrando conocer mas a fondo las variables que

afectan y mejoran su desempefio.

La inyeccion alternada de agua y gas ha sido implementada tanto en
Offshore como en Onshore. Esta ultima representa el 88% del total de los
campos donde ha sido aplicada la técnica WAG en comparacion con el 12%

del total de casos aplicados en Offshore figura 2.

Figura 2. Tipo de locacién donde se ha implementado la inyeccion WAG.

0 OFFSHORE 12%
B ONSHORE 88%

Fuente: Review of WAG Field Experience, SPE 39883.

Como se mencioné anteriormente al realizar la inyeccion WAG el
desplazamiento entre el gas inyectado y los fluidos del yacimiento puede
presentarse de forma miscible o inmiscible. Del total de los campos
registrados donde se ha implementado este método de recobro el 80%
presenta desplazamiento miscible (Figura 3). En este tipo de
desplazamiento, al entrar en contacto el gas de inyeccién con el aceite del
yacimiento se presenta miscibilidad al primer contacto o miscibilidad

dinamica.



En gran parte de los procesos de inyeccion WAG miscible, los yacimientos
son represurizados para alcanzar la presion minima de Miscibilidad de los
fluidos en la formacidn. No obstante, es muy dificil mantener presiones altas
en el yacimiento, y bajas presiones ocasionan pérdidas de miscibilidad.
Debido a esto, el desplazamiento en muchos casos oscila entre miscible e

inmiscible durante el lapso que dura la inyeccion WAG.

El 20% restante representa el desplazamiento Inmiscible. Este tipo de
proceso se ha aplicado con el objetivo de mejorar la estabilidad del frente de
desplazamiento y contactar zonas no barridas por la inyecciéon de agua.
Adicionalmente, la eficiencia de desplazamiento microscopico puede ser
mejorada. La inyeccion WAG inmiscible se ha usado en campos donde el
suministro de gas es limitado lo que hace que la inyeccion no sea estable y

en aquellos que presentan fuertes heterogeneidades’.

Figura 3. Mecanismo de desplazamiento en procesos WAG.

OInmiscible 20%
B Miscible B0%

Fuente: Review of WAG Field Experience, SPE 39883.

' CHRISTENSEN, J.R. STENBY, E. H. SKAUGE, A. “Review of WAG Field Experience”.
Reservoir Evaluation & Engineering. SPE 71203. Abril 2001.



Algunas veces el primer bache de gas se disuelve en algun grado en el
petroleo. Esto causa que se presente un intercambio de masa entre el gas y
el petréleo, lo que repercute en un favorable cambio en la relacion viscosidad
/ densidad en el frente de desplazamiento, haciendo que el desplazamiento

se vuelva casi miscible.

En la figura 4 se puede observar la distribucién de los principales gases
usados durante la inyeccion WAG. Como es de esperar, el gas mas
empleado es aquel que permite un desplazamiento miscible ya que este tipo
de desplazamiento representa el 80% del total de los casos. Para que este
tipo de desplazamiento se presente se necesita un gas hidrocarburo
intermedio o CO,. El diéxido de carbono (CO;) es el gas que mas se inyecta
en los procesos WAG, gracias a que es posible obtenerlo a bajos costos y
adicionalmente presenta un comportamiento similar al de los hidrocarburos
intermedios vitales en los proyectos de inyeccidn miscible. Los gases
hidrocarburos livianos o intermedios ocupan el segundo lugar con un
porcentaje del 47%. Segun como sea su composicion asi se sera su efecto
en el mecanismo de desplazamiento. El 3% restante representa al nitrégeno,
el cual tiene un comportamiento similar al de los hidrocarburos livianos de tal
forma que producira un desplazamiento miscible (empuje de gas por

vaporizacion).



Figura 4. Tipo de gas inyectado en procesos WAG.

ODidxide de Carbono
509
m Gas Hidrocarburo 47%

mNitrogeno 3%

Fuente: Review of WAG Field Experience, SPE 39883.

1.2. PRINCIPALES PROBLEMAS ASOCIADOS A LA INYECCION DE
FLUIDOS INMISCIBLES.

La técnica de inyeccion WAG surge como solucién a los problemas de
barrido y desplazamiento que se presentan durante la inyeccidn continua de
agua y de gas. La baja eficiencia de barrido es la principal razén por la cual
se obtiene un menor recobro durante el proceso de inyeccion de agua o de
gas, esto se debe a problemas del yacimiento que se relacionan

directamente con:

» Heterogeneidad del yacimiento.
= Relacién de Movilidades.

= Segregacion Gravitacional.

A continuacion se hace una descripcién de cada uno de estos factores que

afectan el proceso WAG:



1.2.1. Heterogeneidad del yacimiento.

Luego de millones de afos de sedimentacion, compactacion y erosion de
minerales y materia organica sobre la corteza terrestre, la distribucion de las
capas o estratos del subsuelo han quedado completamente conformados y
establecidos. Cada uno de estos estratos tiene propiedades especificas
diferentes entre si, que se encuentran ligadas al ambiente y condiciones de
depositacion. Es posible encontrar diferentes zonas con propiedades
idénticas distribuidas a lo largo de un yacimiento. Sin embargo, para el
proceso de recuperacion de hidrocarburos es indispensable que estas zonas
se encuentren comunicadas. Para determinar zonas favorables para la
inyeccion de fluidos miscibles o inmiscibles, es necesario llevar a cabo una

buena caracterizacion del yacimiento estudiando caracteristicas como:

= Variacion horizontal y vertical de la permeabilidad.
= | enticularidad de arenas.
= Fracturas naturales e inducidas.

= Permeabilidad direccional.

Si se tiene una alta permeabilidad vertical, los fluidos de mayor densidad en
el yacimiento se desplazaran hacia el fondo de la formacién (es el caso del
agua), y los fluidos de menor densidad se moveran hacia el tope de la
formacion (es el caso del gas) generando frentes de desplazamiento
inestables. Por otro lado, si las arenas no presentan buena continuidad areal
es posible que se presenten problemas de conectividad entre los pozos y los

procesos de recuperacion mejorada no tengan éxito.

El movimiento de los fluidos a través del yacimiento no sera uniforme si
existen grandes variaciones en las propiedades de la formacion como; la

porosidad, permeabilidad y cementaciéon de la roca, ocasionando que el



movimiento de estos fluidos sea tortuoso, dificultando su desplazamiento a
través de yacimiento y de esta manera reduciendo la produccion de

hidrocarburos
1.2.2. Relacién de movilidades desfavorable.

La razén de movilidad se conoce como el cociente de las relaciones de
permeabilidad / viscosidad (k/u) de un fluido desplazante con respecto a
otro fluido desplazado. Durante las operaciones de inyeccion de agua a un

yacimiento, la razén de movilidad se expresa como:

K%
/’lW
K

Ho

M =

Donde ky y K, representan las permeabilidades efectivas del agua y el

petroleo respectivamente, mientras que u,y u,, las viscosidades

correspondientes al agua y al petréleo.

Una relacion de movilidad igual a uno “1” indica que el fluido inyectado y el
fluido desplazo pueden fluir a través del yacimiento con la misma facilidad,
mientras que una relacion de movilidad mayor a uno “1” indica que el fluido
desplazante puede moverse mas rapido que el fluido desplazado. Las
relaciones desfavorables o relaciones de movilidad mayores que 1 ocasionan
Inestabilidad viscosa del frente de invasion debido a que un fluido de menor

viscosidad desplaza a uno de mayor viscosidad.
En ese caso la interfase adquiere perturbaciones ondulatorias debido a que

el fluido de menor viscosidad (agua o gas) tiende a avanzar con una mayor

velocidad produciendo un efecto de digitacion viscosa (Figura 5) que puede
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provocar tiempos de ruptura tempranos, y frentes de desplazamiento

inestables.?

Figura 5. Digitacion viscosa.

1.2.3. Segregacion gravitacional.

Mientras que la razén de movilidades afecta la eficiencia areal, la
segregacion gravitacional afecta la eficiencia de barrido vertical, la cual
combinada con una buena permeabilidad vertical ocasiona el desplazamiento

del gas hacia el tope y del agua hacia el fondo de la formacion.

La idea de la inyeccion WAG es la de aprovechar el barrido macroscopico del
agua, Yy el desplazamiento microscoépico del gas. Al entrar en contacto el
agua y el gas provoca una estabilizacion en las relacion de movilidades,

contribuyendo a la estabilizacion del frente en la zona de mezcla.

2 BALLAEY, Bill. TYRLE, Job. ELPHIC, John. “Water control”. Oilfielreview-Schlumberger.
Verano Del 2000.
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El frente de desplazamiento de un proceso de inyeccion WAG mencionado
anteriormente, con el tiempo se divide en tres zonas: una zona de gas en el
tope de la formacion, una zona de agua en el fondo de la formacién, y una
zona de mezcla agua-gas en el medio de las dos anteriores como lo muestra
la figura 6. Entre mas grande sea esta zona de mezcla mejor sera el recobro

de hidrocarburos en la zona barrida por el frente.

Figura 6. Distribucion del frente de desplazamiento.

1.3. EFICIENCIAS DE DESPLAZAMIENTO.

La eficiencia de desplazamiento esta definida como la fraccion de aceite que
es efectivamente desplazado por otro fluido (agua, gas) dentro del
yacimiento. Las eficiencias de desplazamiento microscépica y macroscopica

(producto de la eficiencia de barrido horizontal y vertical) definen al factor de

recobro como sigue:

Fr=EEE, (2

Donde:
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E, = Eficiencia de desplazamiento vertical.

Eh = Eficiencia de desplazamiento horizontal.

Em = Eficiencia de desplazamiento microscopico.

La eficiencia de desplazamiento microscopico se relaciona con el
desplazamiento o movilizacion del petréleo a escala de poros, y es una
medida de la efectividad del fluido desplazante para mover el petroleo en
aquellos lugares de la roca donde dicho fluido contacta el petroleo, es decir,
refleja la magnitud de la saturacion del petréleo residual, Sqr, en las regiones
contactadas por el agua; y la eficienca de desplazamiento macroscopico
representa la efectividad del fluido desplazante para contactar al yacimiento
volumétricamente, es decir, es una medida de la efectividad del agua para
barrer, areal y verticalmente, el volumen de un yacimiento y para mover el
petroleo desplazado hacia los pozos productores. A menudo se representa el
desplazamiento macroscépico como el producto de las eficiencias de
desplazamiento horizontal y vertical que refleja la magnitud de una saturacion
residual promedio, debido a que se basa en el petréleo residual que queda

en las zonas barridas y no barridas del yacimiento.

Para que un proyecto de inyeccion de fluidos sea exitoso se requiere que el
factor de recobro sea alto, y esto se logra aumentando cualquiera de las
eficiencias presentes en la ecuacion 2.

1.3.1. Eficiencia de desplazamiento vertical.

La eficiencia de desplazamiento vertical puede definirse como la porcidn

vertical del yacimiento que ha sido desplazada o barrida efectivamente por el

fluido inyectado dentro del yacimiento. En la figura 7 se observa la
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distribucion vertical del agua y del gas en el yacimiento luego de

implementarse la inyeccion WAG.

Figura 7. Distribucion de los fluidos verticalmente.

Los principales factores que afectan la eficiencia de desplazamiento vertical

son:

e Estratificacion.
¢ Anisotropia.
e Comunicacioén entre zonas.

¢ Relacién entre fuerzas viscosas y gravitacionales (Rv )
9

Los yacimientos estratificados pueden representar condiciones geoldgicas
favorables para la inyeccion WAG. Si se presenta un caso en el que los
estratos de alta permeabilidad se encuentran ubicados en el fondo de la
formacion, y los de baja permeabilidad se localizan en la parte alta, la
migracion de gas hacia el tope va a ser mucho mas lenta y por lo tanto el
frente de inyeccion va a ser mucho mas estable. Esta distribucion vertical de

los fluidos en la inyeccion WAG también puede mejorarse empleando tasas

14



de inyeccion relativamente altas comparadas con el espaciamiento entre

POZOS.

Al igual que en la inyeccién continua de agua o de gas, en el proceso WAG la
segregacion gravitacional es un fendmeno que afecta directamente la
estabilidad del frente de inyeccion. Este fendmeno ocurre luego de
transcurrido cierto tiempo, asi que existe una regidn alrededor del pozo
inyector donde la distribucion vertical es buena. El tamafio de esta region se
encuentra determinado principalmente por la tasa de inyeccion, la
permeabilidad vertical, y la diferencia de densidades entre el agua y el gas.
En algunos yacimientos es posible disefiar una inyeccion WAG en la cual
esta region sea relativamente grande comparada con el volumen de

yacimiento drenado por el pozo.

La relacion entre las fuerzas viscosas y gravitacionales es el factor que mas
influye sobre la distribucidén vertical agua/gas en una inyeccion WAG y por lo
tanto permite hacer un analisis del fendmeno de segregacién gravitacional.

Esta relacion se puede definir de la siguiente manera:

R — V_ /0 L 3
%_(kgAp](hj ( )
Donde:

V' = Velocidad Darcy.

Ho = Viscosidad del aceite.

L = Distancia entrelos pozos.

K = Permeabilidad al aceite.

J = Fuerzade gravedad.

Ap = Diferencia de densidad entre fluidos.

h = Espesor de la arena.
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Los parametros clave que determinan el valor de la relacién entre las fuerzas
viscosas y gravitacionales, y controlan el proceso de segregacion son la tasa
de flujo, el espaciamiento entre pozos, la diferencia de densidades y la

permeabilidad.

>>> RV Dominan las fuerzas
@ gravitacionales.

<<<R,, Dominan las fuerzas
/9 Viscosas.

Las principales propiedades que afectan el desplazamiento vertical son:

e Buzamiento del yacimiento.
e Permeabilidad.

e Porosidad.

En general, el frente de desplazamiento sera mucho mas estable si la
porosidad y la permeabilidad aumentan hacia abajo. En yacimientos con alto
buzamiento la migracion de los fluidos verticalmente sera mucho mas

acelerada.’
1.3.2. Eficiencia de desplazamiento horizontal.

La eficiencia de desplazamiento horizontal es la medida de la efectividad del
fluido desplazante para barrer horizontalmente el volumen de un yacimiento y
para mover el petrdleo desplazado hacia los pozos productores. Este

desplazamiento puede ser esquematizado como se muestra en la figura 8.

® LEON, N. PINTO, E. “Estudio Preliminar de la Permeabilidad Relativa en Tres Fases Para
un Proyecto de Inyeccion Alternada de Agua y Gas-WAG”. Tesis de grado. Universidad
Industrial de Santander. p 102.
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Figura 8. Distribucién de los fluidos horizontalmente.

@ Agua
Gas
. Dos fases

Los principales factores que afectan la eficiencia de desplazamiento

horizontal son:

e Movilidad de los fluidos.

e Distribucion areal de la permeabilidad.

La movilidad de los fluidos determina la estabilidad del frente. Las
condiciones Optimas para el desplazamiento de aceite en procesos de
inyeccion WAG se alcanzan si el agua y el gas se mueven con la misma
velocidad. Este efecto solo se alcanza por periodos de tiempo muy cortos, y
solo puede controlarse temporalmente por medio del manejo de tasas y

presiones de inyeccion.

La relacion de movilidades para un proceso de desplazamiento de aceite con

gas puede escribirse como:
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K/t
v = K/t (4
Kro / 4o

Donde:

krg = Permeabilidad relativa al gas.

Hg = Viscosidad del gas.
Ko = Permeabilidad relativa al aceite.

Ho = Viscosidad del aceite.

Si se obtiene una relacion de movilidad desfavorable, es decir mayor que
uno, el gas se desplazara mas rapido que el crudo dentro del yacimiento.
Debido a esto, se presentara digitacion viscosa, barridos ineficientes del

yacimiento y tiempos de ruptura tempranos.

De modo general, el desplazamiento de la inyeccién WAG se optimizara si la
relacion de movilidades alcanza valores cercanos a 1. Esto puede obtenerse
reduciendo la viscosidad del crudo, o aumentando la viscosidad del frente de
desplazamiento del gas (con la inyeccion WAG se obtiene una reduccion de

la movilidad del gas debida a la mezcla de este con agua).

1.3.3. Eficiencia de desplazamiento microscopico.

Previo a una inyeccion WAG, parte de la fase no mojante (aceite), ha sido
dejada atras por la fase mojante (agua) luego de un proceso de inyeccidon de
agua. Esta fase no mojante se entrampa en un estado inmdévil discontinuo. El
objetivo de la implementacion de un proceso de inyeccion WAG es reducir la

saturacion de la fase no mojante (crudo) que se encuentra entrampada en el
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espacio poroso, mediante el entrampamiento del gas inyectado® tal como se

muestra en la figura 9.

Figura 9. Distribucion de los fluidos a nivel poroso.

En yacimientos mojados por agua, el agua ocupa los canales porosos mas
pequefios y moja las superficies de los granos, mientras que el petrdleo
ocupa los canales porosos mas grandes. En la figura 9 se muestra un
yacimiento de este tipo en el cual la fase aceite se encuentra entrampada por
la fase agua. Al inyectar WAG el gas se mueve a través de los poros mas
pequefos, llegando a los poros ocupados por el aceite para desplazarlo y
reducir la cantidad entrampada de aceite, aumentando el entrampamiento del
gas. El resultado final es una distribucion similar a la presentada en la figura
9 en donde el gas ocupa los centros de los poros y el aceite que habia en su

lugar es recuperado adicionalmente.

* SURGUCHEV, L.M. RAGNHILD, K. ROGALAND, R. HAUGEN, S. KRAKSTAD, O.S.
“Screening of WAG Injection Strategies for Heterogeneous Reservoirs” SPE 25075. Statoil
AJS.

19



Este proceso de desplazamiento efectuado por el gas sobre el aceite
entrampado permite recuperar una fraccion adicional de crudo del espacio

pOroso.
1.4. MECANISMOS DE DESPLAZAMIENTO.

La miscibilidad se define como el estado fisico entre dos o mas fluidos que
permite mezclarse en todas sus proporciones sin la presencia de una
interface entre ellos. Esta propiedad depende de la composicion, presién y
temperatura de los fluidos en contacto; asi, cuando la composicién de estos
fluidos es similar y los valores de temperatura y presion son altos sus

componentes seran mutuamente miscibles.

Al poner en contacto el petrdleo con hidrocarburos de peso molecular
intermedio como el propano, butano, o mezclas de gas licuado de petroleo,
puede observarse el proceso de miscibilidad. Estos hidrocarburos se
mezclan directamente con el petroleo del yacimiento en todas las

proporciones y su mezcla permanece en una sola fase®.

Contrario a esto se dice que dos fluidos son inmiscibles cuando al estar en
contacto forman dos fases separadas. El gas natural y el petréleo son
ejemplos de fluidos inmiscibles entre si, aunque el gas presenta una ligera
solubilidad en el petréleo, la cual depende de la presion del sistema, una vez
superado el limite de solubilidad (presion de burbuja), se forman dos fases

definidas claramente y separadas por una interface.

La miscibilidad depende de variables como la presion, temperatura y
composicion tanto del fluido inyectado como del fluido del yacimiento. La

importancia de estas dos ultimas variables radica en el hecho que al estar en

> NORMAN, C. “Elements of petroleum Reservoirs”. SPE. Henry Doherty Series. 1969. P 10.
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contacto el fluido de inyeccién con el fluido del yacimiento, se produce una
variacion en su composicion, ademas de cambios fisico-quimico en su
comportamiento, haciendo que la manera como contactan y se alcanza la
miscibilidad dependa en gran parte y del estado en que se encuentre estos
fluidos. Esto puede observarse con mayor detalle a través de diagramas

ternarios los cuales se explicaran mas adelante.

En forma general puede hablarse que existen dos mecanismos por los cuales
se logra miscibilidad. Estos mecanismos tendran lugar entonces, de acuerdo
al tipo de fluido que se utilice para realizar el desplazamiento, a la
composicién y estado de los fluidos desplazados y desplazante. Los dos
mecanismos son: desplazamiento miscible al primer contacto vy

desplazamiento con miscibilidad dinamica.

1.4.1 Diagramas ternarios.

Los diagramas ternarios son representaciones geométricas (triangulos
equilateros) en los que cada vértice de esta figura representa un componente
puro o mezcla de componentes. Estos diagramas permiten analizar el
comportamiento de una propiedad en especial como por ejemplo la
miscibilidad, manteniendo constante la presion y temperatura. El analisis de
la miscibilidad es realizado en funciéon de la composicién de las sustancias
presentes en él; asi, cuando se varia las composicién de la mezcla variara su

miscibilidad.

La miscibilidad puede describirse a través de diagramas ternarios; si se
representan familias de hidrocarburos con propiedades termodinamicas
similares en cada uno de los vértices de un triangulo equilatero. Estos grupos

pueden ser:
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e Componentes Livianos. Principalmente C1y posiblemente el Ny

e Componentes Intermedios. Todos los componentes intermedios desde
el C, hasta el Cg y posiblemente el CO,.

e Componentes Pesados. Como el C; e hidrocarburos Cy..

La eleccion de estas familias es arbitraria, la cual puede variar segun las
caracteristicas del sistema a evaluar, por ejemplo el grupo de componentes
pesados puede cambiar de C7+ a componentes Cg:, 0 los componentes
intermedios pueden cambiarse de (C, —C4) a (C, — C7) sin que esto afecte la
descripcion del yacimiento. Una vez se hayan establecido los grupos de
componentes a usar, se traza el triangulo equilatero y se le asigna un veértice
a cada familia de componentes representando el 100% de su composicion,
ademas cada uno de estos vértices corresponde al cero por ciento 0%, del
componente representado por el vértice opuesto, véase figura 10. Las
divisiones de los tres lados del diagrama deben ser realizadas de manera
proporcional y consistente, para que de esta manera se obtenga una

respuesta acertada al problema evaluado.
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Figura 10. Ubicacion de una mezcla en el diagrama Ternario.
CI

G, 0 % GG 100 C,-Cy

N
Fuente: GONZALEZ, R. y LIZARAZO, N. EI Desplazamiento Miscible y su Uso en
el Recobro de Petréleo. Trabajo de Grado. UIS. 1986.

Los diagramas ternarios son realizados a presidon y temperatura constante,
estos diagramas estan divididos en diferentes zonas: Una zona liquida, una

gaseosa, una region bifasica y una zona de mezclas miscibles, ver figura 11.

Figura 11. Representacion de las diferentes zonas de estado de fases en el

diagrama ternario.

Gy

— Curva de Punto de Burbuja

Mezclas Miscibles

Liquido

CT CZ_CB

+

Fuente: GONZALEZ, R. y LIZARAZO, N. EIl Desplazamiento Miscible y su Uso en
el Recobro de Petréleo. Trabajo de Grado. UIS. 1986.
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Como la fase liquida esta conformada principalmente por moléculas de
componentes pesados, su ubicacidn dentro del diagrama ternario sera junto
a la familia de hidrocarburos pesados “C7.”, de forma similar la fase gaseosa
esta constituida por componentes livianos por lo tanto estara ubicada en la
parte superior del diagrama junto a los componentes livianos “C4” entre la
zona liquida y gaseosa se forma la regidn bifasica separada por la curva del

punto de burbuja y el punto de rocio.

La curva de punto de rocio y la de burbuja se intercepta en el punto C, este
es llamado punto critico y su composicion es aquella de la mezcla de los tres
componentes, para la cual, la temperatura y la presion dadas son la
temperatura y la presion critica. Una recta tangente a la curva trazada en el
punto critico “C” divide en dos al diagrama ternario; A la derecha de esta
tangente esta la zona de mezclas miscibles. En esta region las mezclas son
miscibles en todas las proporciones y son también miscibles con mezclas de
la zona liquida y gaseosa a lo largo de la linea de unién de la zona miscible y
la region a la izquierda de la recta tangente donde existen las fases liquidas,
gaseosas y bifasicas; alli los hidrocarburos son inmiscibles o no son

miscibles en todas las proporciones®.

1.4.2. Desplazamiento Miscible al Primer contacto.

Este método se basa en la inyeccidn de un solvente con caracteristicas muy
similares al petroleo del yacimiento de tal forma que al ponerse en contacto,
se mezclen en todas las proporciones formando una sola fase. Los
hidrocarburos de peso molecular intermedio como el propano, butano o

mezclas LPG, son los solventes mas usados para realizar desplazamiento

® GONZALEZ, R. y LIZARAZO, N. El Desplazamiento Miscible y su Uso en el Recobro de
Petroleo. Trabajo de Grado. UIS. 1986. P. 42.
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miscible al primer contacto’. Esto puede explicarse a través de diagramas

ternarios como se observa en la figura 12.

EL punto P de esta figura representa la composicion del petréleo en el
yacimiento y el punto A sobre la linea C4 — C,-Cg, la composicion del gas que
sera inyectado. Como puede observarse, éste gas esta conformado en su
mayoria por componentes intermedios, ya que esta ubicado cerca al vértice
de C,; — Cg. La linea que une al punto P y A, representa todas las
composiciones de las mezclas que se formaran en el yacimiento una vez
estén en contacto estos dos fluidos; esta linea no cae dentro de la region
bifasica por lo tanto las mezclas dentro del yacimiento seran todas miscibles
al primer contacto. El solvente o gas de inyeccion puede estar compuesto por
solo componentes intermedios “C,-Cs” , 0 podria ser diluido con metano
hasta un valor maximo representado por el punto A ya que si se aumentara la
concentracion de metano la recta trazada entre estos dos puntos caeria
dentro de la region bifasica y la miscibilidad al primer contacto no sera

alcanzada.

" STALKUP, F. “Miscible Displacement”. Monograph Series Volume 8, SPE. Texas 1983. P.
65
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Figura 12. Diagrama ternario del mecanismo de miscibilidad al primer

contacto.
CI

Crs C,-C

Fuente: GONZALEZ, R. y LIZARAZO, N. EI Desplazamiento Miscible y su Uso en
el Recobro de Petréleo. Trabajo de Grado. UIS. 1986.

Para que se presente miscibilidad al primer contacto entre el petréleo y el
solvente, la presién de desplazamiento debe estar por encima de la presion
cricondembarica, ya que toda mezcla de petrdleo y solvente por encima de

ella, se encuentra en una sola fase.

1.4.3. Desplazamiento con Miscibilidad dindmica.

En este tipo de desplazamiento la miscibilidad se desarrolla por la
transferencia de hidrocarburos intermedios del petréleo del yacimiento hacia

el solvente inyectado y viceversa.

El solvente inyectado y el crudo del yacimiento forman dos fases al estar en
contacto y son conocidos como fluidos no miscibles al primer contacto, no
obstante el proceso de transferencia de masa entre el fluido desplazante y el

fluido desplazado, crea una zona de transicion que varia desde la
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composicion del fluido desplazante hasta la composicién del crudo en el
yacimiento, de tal forma que todas las mezclas dentro de esta zona se

encuentran en permanente miscibilidad.

La miscibilidad obtenida por la continua transferencia de masa in situ, como
resultado de los contactos repetidos crudo-fluido durante el desplazamiento,
es mas conocida como miscibilidad dinamica o miscibilidad de multiple

contacto.

El desplazamiento con miscibilidad dinamica puede dividirse segun la
transferencia de masa en: empuje de gas por condensacion o
desplazamiento por gas enriquecido; y empuje de gas por vaporizacién o

desplazamiento a alta presion.

Empuje de Gas por Condensacion o Desplazamiento por Gas

Enriquecido.

En yacimientos conformados por crudos con una baja proporcion de
componentes intermedios, la miscibilidad sélo puede producirse a altas
presiones, muchas veces por encima de la presiéon de fractura del
yacimiento, por lo tanto en estos casos es imposible que la miscibilidad sea

alcanzada.

Una forma de alcanzar la miscibilidad es inyectando un gas con alto
contenido de hidrocarburos intermedios de tal forma que cuando este fluido
entre en el yacimiento se produzca la condensacion de componentes
intermedios formandose una zona de transicibn que a condiciones
apropiadas es miscible con el gas de inyeccidn. La concentracion de
hidrocarburos de peso molecular intermedio requeridos en el gas de

inyeccion depende de la presion del yacimiento. Un incremento en la presion
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reduce el tamano de la region de dos fases y disminuye la concentracion

necesaria de intermedios.
Este proceso puede representarse a través de diagramas ternarios como se

observa en la figura 13.

Figura 13. Empuje de Gas por Condensacién o Desplazamiento por Gas

Enriquecido a través de diagramas ternarios.

C7+ Cz_CG

Fuente: GONZALEZ, R. y LIZARAZO, N. EI Desplazamiento Miscible y su Uso en
el Recobro de Petréleo. Trabajo de Grado. UIS. 1986.

En la figura anterior, el punto P representa la composicion del petrdleo y el
punto A la composicion del solvente inyectado. Se observa que la linea “P-A’
cae dentro de la region bifasica por lo cual a esas condiciones iniciales no
existe miscibilidad al primer contacto, en esta situacion un mecanismo

dinamico de miscibilidad resulta de la transferencia in situ de hidrocarburos
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de peso molecular intermedio predominantemente etano y butano, del gas

inyectado dentro del yacimiento.

Cuando el petroleo y el solvente se ponen en contacto se crea una zona de
transicion con composicion M1. Ver figura 13. Esta mezcla estara en
equilibrio con el liquido L1 y el gas G1, La inyeccion de mas gas de
composicion A tendra el efecto de impulsar al gas de composicion G1,
haciendo que este avance en el yacimiento mientras la mezcla M1, que es
menos movil se va enriqueciendo con la continua inyeccion de gas rico en
hidrocarburos de peso molecular intermedio, formando de este modo una
nueva mezcla de composicion M2, estara en equilibrio con el liquido L2 y el
gas G2, inyeccidn de mas gas A resultara en la mezcla M3; esta etapa de
desplazamiento y mezcla continia hasta que la mezcla resultante alcanza la
composicidén del punto critico, tiempo en el cual comienza el desplazamiento

verdaderamente miscible.

La composicidon del solvente inyectado hasta la cual puede darse miscibilidad
por gas enriquecido va desde el punto B hasta el punto A; ya que la
miscibilidad maxima que el sistema podra alcanzar sera el corte entre la
tangente trazada sobre el punto critico y la linea Cy — C,-Cg del triangulo
equilatero. Asi cualquier punto por encima de este, como ejemplo el punto C
producto de extrapolar la linea de union L1 - G1, soélo produce
enriquecimiento del crudo hasta una composicién de liquido en equilibrio L1,
desde este punto en adelante no se presentara mas enriquecimiento y el

desplazamiento con el nuevo gas inyectado sera siempre inmiscible.

Empuje de Gas por Vaporizacién o Desplazamiento a Alta Presion.

Este mecanismo de desplazamiento ocurre cuando la composicion del

petroleo en el yacimiento presenta una alta composicion de hidrocarburos
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intermedios y consiste en la inyeccion de un gas capaz de evaporar a los

componentes intermedios para crear una zona de transicion miscible.

En este sistema se utilizan gases como: gas natural, gas de chimenea, o

nitrégeno, para alcanzar la miscibilidad.

En la figura 14 se observa una representacién de este proceso en la cual el
petroleo presenta una alta composicion de componentes intermedios, es por
esta razon que el punto P, que representa la composicion de petrdleo en
yacimiento, esta ubicado muy cercano al vértice C,-Cs y el punto A que
representa el gas inyectado esta ubicado proximo al vértice de componentes
livianos; la linea trazada entre el punto P y A cae en su mayoria dentro de la

zona bifasica indicando que no existe miscibilidad al primer contacto.

El gas inyectado inicialmente desplaza al petréleo inmisciblemente, pero deja
una gran cantidad de petréleo sin desplazar detras del frente de gas, este
primer contacto forma una zona de transicion M1 en equilibrio con un liquido
L1 y un gas G1. Inyeccién adicional de este gas dentro del yacimiento
empuja al gas en equilibrio G1 dejado después del primer contacto hacia
dentro del yacimiento, donde contacta petréleo fresco; liquido L1 es dejado
atrds como un saturacion residual. Como resultado de este contacto una
nueva composicidon M2 es alcanzada con su correspondiente gas y liquido en
equilibrio, G2 y L2. La inyeccion adicional causa que el gas G2 fluya hacia
delante debido a su gran movilidad y contacte mas petréleo y el proceso es
repetido. De esta manera la composicion del gas en el frente desplazante es
alterado progresivamente a lo largo de la curva de puntos de rocio hasta que
alcanza la composicién del punto critico. El fluido en el punto critico es

directamente miscible con el petréleo del yacimiento.
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Figura 14. Empuje de Gas por Vaporizacion o Desplazamiento a Alta Presion

a través de diagramas ternarios.

C

C;

+

Fuente: GONZALEZ, R. y LIZARAZO, N. EI Desplazamiento Miscible y su Uso en
el Recobro de Petréleo. Trabajo de Grado. UIS. 1986.

1.5. FACTORES QUE AFECTAN LA INYECCION WAG.

Los factores que afectan el proceso de inyeccion WAG pueden dividirse en
tres grupos: caracteristicas del yacimiento, propiedades de los fluidos, y
parametros operacionales.

1.5.1. Caracteristicas del yacimiento.

Dentro de las caracteristicas del yacimiento se encuentran:

e Heterogeneidad del yacimiento.

e Espesor de la formacion productora.
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e Profundidad del yacimiento.

A continuacién se describe cada una de estas caracteristicas.

Heterogeneidad del yacimiento.

La heterogeneidad del yacimiento tanto vertical (figura 15) como areal
(figura 16) ejerce una alta influencia en el proceso de inyeccién WAG. Por un
lado, si se presenta una alta heterogeneidad del yacimiento con
permeabilidades en sentido decreciente desde el tope hasta el fondo de la
formacion, se presenta un frente de desplazamiento inestable debido a que
las capas de mayor permeabilidad se encuentran encima de las de menor
permeabilidad y no ejercen ningun tipo de barrera al desplazamiento vertical
de los fluidos inyectados. Esto ocasiona un rapido desplazamiento del gas
hacia el tope de la formacion y una disminucion de la eficiencia macroscépica
del proceso. Si por el contrario, se presenta alta heterogeneidad del
yacimiento con permeabilidades en sentido decreciente desde el fondo hasta
el tope de la formacion, se presenta un frente de desplazamiento mucho mas
estable debido a que las capas de mayor permeabilidad se encuentran
debajo de las de menor permeabilidad y estas ultimas ejercen una barrera
considerable al desplazamiento vertical de los fluidos inyectados. De esta
manera, el gas migra lentamente en sentido vertical y la eficiencia de
desplazamiento microscépico a lo largo de la formacién de interés es mucho

mayor.

Si el yacimiento presenta una alta heterogeneidad areal, se puede presentar
dos situaciones. En el primer escenario es probable que el pozo inyector no
este comunicado con el pozo productor y el proceso de inyeccion no tenga
buenos resultados. Para ello es necesario reducir espaciamientos y buscar

zonas que presenten cierta continuidad dentro del area de interés. En el

32



segundo escenario se puede tener comunicacion entre zonas altamente
permeables y los fluidos inyectados se pueden canalizar rapidamente a los
pozos productores. En general, el mejor escenario es tener zonas de alta
permeabilidad intercaladas con zonas de baja y media permeabilidad que
permitan estabilizar el frente de inyeccidn y retarden la ruptura del agua y del

gas.

Figura 15. Estratificacion en el yacimiento.

Figura 16. Anisotropia en el yacimiento.
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Espesor de la formacion productora.

El espesor de la formacién sometida al proceso de inyeccion WAG
determinara en gran medida la estabilidad del frente de desplazamiento
debido a que entre mas grande sea este espesor, las fuerzas gravitacionales
van a ejercer una mayor influencia, y van a ocasionar la migracion del gas al
tope y el desplazamiento del agua hacia el fondo, reduciendo la estabilidad

del frente como lo muestra la figura 17.

Figura 17. Espesor desfavorable para la inyecciéon WAG.




Si por el contrario el espesor de la formacion es bajo, las fuerzas
gravitacionales no van a tener una gran influencia sobre los fluidos

inyectados, y es posible mantener un frente mucho mas estable (figura 18).

Profundidad del yacimiento.

Finalmente, la profundidad del yacimiento determina los gradientes de
presion y de fractura, y por lo tanto proporciona una idea de las tasas y las
presiones maximas que se deben emplear en la inyeccion de los fluidos para
no fracturar el yacimiento. Adicionalmente, conociendo la profundidad del
sistema es posible hacerse una idea de la viscosidad del crudo, la
temperatura ademas, permite dar un concepto previo de la viabilidad de

llevar a cabo una inyeccion WAG.

1.5.2. Propiedades de los fluidos.

Dentro de las propiedades de los fluidos que afectan la inyeccion WAG se

encuentran:

e Permeabilidades relativas de los fluidos.
e Distribucion de los fluidos en el yacimiento.
e Viscosidad del crudo.

e Condiciones de miscibilidad.

A continuacion se hace referencia a cada uno de ellos.

Permeabilidades relativas de los fluidos.

En la figura 19 se muestra un diagrama de tres fases que indica el

desempefo de dos ciclos alternados de agua y de gas en un proceso de
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inyeccion WAG. Durante el primer ciclo se inyecta gas a una saturaciéon de
agua Sw1 hasta alcanzar una saturacion de gas Sgi1. Luego se inicia la
inyeccion de agua desplazando el gas hacia una saturacion de gas residual
Scr1 Y a una saturacion de agua Sy, mayor que la saturacion de agua Sy
finalizando el primer ciclo. El segundo ciclo inicia a estas condiciones
incrementando la saturacion de gas hasta una saturacion de gas Sg: Y
desplazando al agua hacia una saturacion de agua Sws. Obsérvese la
reduccion en la permeabilidad relativa al gas durante este nuevo ciclo. Luego
la saturacion de gas es nuevamente reducida a un valor de saturacién
residual Sgr2 incrementando la saturacién de agua a un cuarto valor Sys, y
dejando un porcentaje aproximado de 20% a 30% de gas entrampado dentro
del yacimiento. Este proceso se repite hasta alcanzar el numero total de

ciclos de la inyeccion®.

En general, la permeabilidad relativa de cada fase, en un sistema de tres
fases, se relaciona esencialmente a la saturacion existente, es decir, la
permeabilidad relativa a cada fase depende de si misma, a excepcion de la
permeabilidad relativa al aceite, ya que esta depende de las saturaciones de

aguay gas.

® SANCHEZ, Néstor. “Management of Water Alternating Gas (WAG) Injection Projects” SPE
53714. PDVSA Exploration and production. 1999
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Figura 19. Permeabilidad relativa en tres fases.
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Fuente: Management of water alternating gas (WAG) injection projects. SPE 53714.

Distribucidon de saturaciones de los fluidos en el yacimiento.

En la figura 20 se muestra la distribucion de saturaciones en un sistema en
el que se ha implementado un proceso de inyeccion WAG. Inicialmente,
cuando se inyecta un bache de gas, la saturacion de gas aumenta, la de
agua disminuye igual que la de aceite. Con la inyeccion de un bache de
agua, la saturacién de agua aumenta reduciendo las saturaciones de gas y
de aceite. En este punto es finalizado un primer ciclo de inyeccién. Posterior
a ello para el segundo ciclo de inyeccidon se sigue un camino similar al
anterior, en donde cabe resaltar que la saturacién de la fase aceite siempre
va a disminuir, mientras que las saturaciones de agua y de gas aumentan y
disminuyen de acuerdo a cual de ellas este siendo inyectada en un instante
dado.
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Figura 20. Saturacion de fluidos en el yacimiento.
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1.5.3. Pardmetros operacionales.

Dentro de los parametros operacionales que afectan a la inyeccién WAG se

encuentran:

e Tasas y presiones de inyeccion.

e Tamafo de los baches de agua y gas.
e Relacién agua/gas inyectada.

e Frecuencia de los ciclos.

e Espaciamiento entre pozos.

Tasas y presiones de inyeccion.

En yacimientos horizontales, las altas tasas de inyeccion pueden ayudar a
contrarrestar el efecto negativo de la segregacion gravitacional sobre la

eficiencia de barrido vertical, pero producen digitacion viscosa del frente lo
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cual ocasiona la canalizacion del agua y del gas. En yacimientos inclinados
y/o naturalmente fracturados es recomendable inyectar a tasas bajas por las

siguientes razones:

= Favorecen la segregacion gravitacional e impiden la inestabilidad viscosa
del frente de invasion.
= Favorecen la imbibicion del agua en la matriz y su segregacion

gravitacional en las fracturas.

De acuerdo a experiencias de campo desarrolladas alrededor del mundo es
recomendable iniciar una inyeccion WAG inmiscible con presiones de
inyeccion por encima del 40% de la presién promedio del yacimiento y una
inyeccion WAG miscible con presiones de inyeccion por encima del 20% de
la misma. Esto con el fin de no disminuir la energia que tiene el yacimiento al
inicio del proceso WAG, y asegurar que el yacimiento reciba las cantidades

de gas y de agua que se tienen proyectadas inyectar.

La eficiencia de barrido en yacimientos estratificados y el control del perfil de
inyeccion durante un proceso de inyeccion WAG se relacionan fuertemente
con las inyectividades de los baches de agua y de gas. En el proceso WAG
se asume que la penetracion del agua en los estratos de mayor
permeabilidad disminuye comparandola con una inyeccién continua de agua
debido a que el gas que se inyecta siendo la fase de mayor movilidad ingresa
preferencialmente a los estratos mas permeables y debido a los efectos de la
permeabilidad en tres fases y a la compresibilidad, la inyectividad del agua
durante la inyeccion se reduce. Esta reduccion también puede ser producto
de la redistribucion de los perfiles de presién cuando el fluido inyectado se

cambia de gas a agua y la permeabilidad vertical es limitada.
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La inyectividad del gas se incrementa en los estratos de mayor permeabilidad
y disminuye en los estratos de menor permeabilidad después de los primeros
ciclos. El entrampamiento intensivo de gas en los estratos mas permeables

previene la penetracion del agua en ellos.

El aumento de las tasas de inyeccion y de la relacidon viscosidad/gravedad
elimina las diferencias de inyectividad entre el agua y el gas en los estratos
de baja y alta permeabilidad al comienzo de una inyeccion WAG y hace que
el proceso de entrampamiento sea proporcional en todos los estratos. Como
resultado, se obtienen tasas de inyectividad de agua y de gas proporcionales
durante toda la fase del proceso WAG. La inyeccidén a tasas relativamente
altas al inicio de un proyecto, impide que el gas entrampado en los estratos
mas permeables, reduzca la inyectividad del agua. Por el contrario, se

mantiene la inyectividad en los estratos de mas baja permeabilidad.

La dependencia del recobro de hidrocarburos en la relacion
viscosidad/gravedad no es uniforme a través de todo un yacimiento
estratificado. El incremento de la tasa de inyeccién no siempre permite
obtener el maximo factor de recobro de todos los estratos de un yacimiento.
Pueden presentarse diferentes regimenes de flujo en diferentes estratos al
mismo tiempo. En las secciones con permeabilidad vertical restringida un
incremento en la tasa de inyeccion puede incluso disminuir la cantidad de
gas que invade las porciones mas altas de un estrato. Es posible que el
aumento en las tasas de inyeccion incremente el recobro de aceite en los
estratos de mayor permeabilidad, pero lo disminuya en los estratos menos
permeables. Debido a las diferentes influencias que puede tener el

incremento o la disminucion de las tasas de inyeccion de acuerdo a la
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permeabilidad de los estratos, cada yacimiento debe ser objeto de un tipo

diferente de optimizacion de parametros®.

Finalmente, las bajas tasas de inyeccion pueden afectar negativamente la
parte econdmica del proyecto puesto que se retardaria la recuperacién de la
inversion inicial. Por esta razon debe realizarse un estudio econdmico y
técnico muy riguroso del desempefo del yacimiento antes de disefiar un

proceso de inyeccion WAG.

Tamafo de los baches de aguay gas.

El tamafio de los baches de agua y gas determina la cantidad de agua y gas
que va a ingresar al yacimiento en cada uno de los ciclos. En general se
inyectan porcentajes de entre 1% y 20% de volumen poroso de yacimiento
de acuerdo al disefio inicial del proyecto. Para proyectos de inyeccion WAG
inmiscible se recomienda inyectar menos del 10% del volumen poroso debido
a las altas presiones que ejercen en el yacimiento baches de mayor tamano.
Estos baches representan altos cortes de agua y de gas en los pozos

productores, lo cual incrementa los costos de produccion de aceite.

Para proyectos de inyeccion WAG miscible es posible inyectar baches de
hasta el 20% o el 30% del volumen poroso total de yacimiento debido al
fendmeno de disolucidn que presenta el gas en el aceite, y debido a que
muchos proyectos de este tipo se disefian de tal manera que solo se inyecte
uno o dos baches de gran tamafo seguidos nuevamente de una inyeccién

continua de agua.

® SURGUCHEV, L.M. RAGNHILD, K. ROGALAND, R. HAUGEN, S. KRAKSTAD, O.S.
“Screening of WAG Injection Strategies for Heterogeneous Reservoirs” SPE 25075. Statoil
A/S.
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De cualquier modo, el tamano de los baches a inyectar puede variar
dependiendo de las propiedades del yacimiento, del volumen de gas
disponible para inyectar, de los precios del gas y de la economia total del

proyecto'’.
Relacién agua/gas inyectada.

Otro parametro que determina la inyeccion de agua y gas al yacimiento es la
relacion agua/gas inyectada. En lo referente al proceso de inyeccion WAG,
es posible analizar la relacion WAG desde dos puntos de vista diferentes. El
primero de ellos, se refiere en términos de tiempo a la relacion entre la
duracion de un bache de agua y un bache de gas, es decir que si se habla de
una relacion 0.5, se puede estar inyectando agua durante 3 meses y gas
durante 6 meses a la misma tasa de inyeccién. El segundo de ellos se refiere
en términos de cantidad a la relacidén entre un bache de agua y un bache de
gas. De esta manera, si se habla de una relacién WAG igual a 0.5, se puede
estar inyectando un volumen de agua equivalente al 5% de volumen poroso
de yacimiento y un volumen de gas equivalente al 10% del volumen poroso
de yacimiento en baches de igual duracion a tasas de inyeccion diferentes.
En el presente trabajo, cuando se hable de relacion WAG se esta haciendo
referencia a la relacién entre cantidades y no entre tiempos de inyeccién. En
las aplicaciones de campo, comunmente se manejan relaciones WAG de 1,
sin embargo de acuerdo a las necesidades y disponibilidad del gas, es
posible inyectar relaciones de 0.5 o de 2. Las relaciones menores a 0.5 no
son recomendables debido a que el yacimiento pierde presion
aceleradamente; y las relaciones mayores a 2 aumentan los cortes de agua,

y los costos de produccion de un barril de crudo.

' MANRIQUE, E. CALDERON, G. MAYO, L. STIRPE, M.T. “Water-Alternating-Gas Flooding
in Venezuela: Selection of Candidates Based on Screening Criteria of International Field
Experiences”. SPE 50645. PDVSA INTEVEP.
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Duracién de los ciclos WAG.

La duracién de un ciclo WAG se refiere al tiempo empleado para completar la
inyeccion de un bache de gas y un bache de agua. En la inyeccion WAG
inmiscible normalmente se manejan ciclos de un aiio o0 menos, de acuerdo al
disefio del proyecto. Si se manejan tasas relativamente altas en patrones de
inyeccion grandes, es posible mantener ciclos de un afio. Si se manejan
tasas de inyeccion bajas, es recomendable inyectar en ciclos mas cortos
para mantener la presién del yacimiento. Los ciclos mayores a un afno no se
recomiendan debido a las pérdidas de presion que se experimentan en el
yacimiento debido a la prolongada inyeccion de gas; en lugar de obtenerse
un aumento en el factor de recobro, se obtienen pérdidas de fluido en
superficie. La duracién de los ciclos puede variar dentro del mismo proyecto
de acuerdo a la respuesta del yacimiento a los ciclos de inyeccion iniciales;
asi, si se requiere iniciar un nuevo ciclo antes de lo planeado, es posible
iniciarlo de la misma manera como se inician y varian los ciclos de inyeccién

de vapor en un campo de crudo pesado.

Finalmente, el numero ciclos esta restringido por las cantidades totales de
gas que un yacimiento es capaz de recibir. Por lo general, un proceso de
inyeccion WAG se desarrolla hasta alcanzar el 30% o 40% de volumen
poroso total inyectado de gas. Volumenes adicionales de gas inyectado, no

aumentan el recobro de hidrocarburos de manera significativa.
Espaciamiento entre pozos.

Por lo general, un proceso de inyeccion WAG se aplica luego de haberse
llevado a cabo un proceso de inyeccidn de agua. Los procesos de inyeccién

de agua, generalmente manejan patrones de inyeccion de 40 acres. Este tipo

de patrén es demasiado grande para desarrollar un proyecto de inyeccion
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WAG, debido a que en una distancia entre pozos tan grande, el gas puede
migrar hacia el tope de la formacion y el agua hacia el fondo,
disminuyéndose la efectividad del proceso y ocasionando tiempos de ruptura
muy tempranos. Este fendmeno puede agudizarse o disminuirse de acuerdo
a la distribucion de permeabilidades en el yacimiento; si se tiene una
distribucion de permeabilidades decreciente desde el tope hacia el fondo de
la formacion el problema se agudiza debido a que el gas migra a los estratos
de mayor permeabilidad en el tope de la formacion, facilitando la creacion de
una capa de gas de mayor movilidad que irrumpe en los pozos productores a
tiempos muy tempranos. Para evitar problemas como este, es recomendable
disminuir espaciamientos mediante perforacién in-fill, o aplicar el proceso en
pozos que se encuentren relativamente cerca. Se recomienda manejar

patrones aproximados de 20 acres.

1.6. SCREENING DE PROCESOS WAG.

El siguiente Screening fue realizado con base en los casos de campo
aplicados alrededor del mundo. Las tablas 1, 2 y 3 muestran las propiedades
de la roca, fluido, yacimiento y los parametros operacionales mas comunes

en las que se ha implementado la técnica WAG.

En la tabla 1 se detallan las propiedades del fluido mas usuales en la que el
WAG ha sido efectivo, la saturacion de aceite no es un parametro critico por
lo tanto esta propiedad tiene un gran rango de aplicabilidad, sin embargo es
recomendable aplicarse por encima de 0.187 (Fraccion) de saturacion de
aceite, ya que en valores menores a éste, la cantidad de aceite en el
yacimiento no es suficiente para que la inyeccion alternada de agua y gas
sea efectiva. Por otra parte para que la inyeccion de agua realice un
desplazamiento eficiente se necesita que el fluido sea liviano, por esta razon

se recomienda emplearla en fluidos de gravedad API por encima de los 17°,



debido a que fluidos con gravedad APl menores necesitaran presiones altas
para un buen desplazamiento. La viscosidad puede variar de 0.18 — 160 cp.
Se recomiendan valores bajos de viscosidad, para evitar la digitacion viscosa
ademas, para que el fluido no presente una alta resistencia a fluir y de esta

manera pueda mejorarse la eficiencia de desplazamiento.

Tabla 1. Screening de propiedades del fluido.

Propiedad del fluido Rango encontrado  Valor representativo
Saturacién de aceite (Fraccion) 0.187 -0.873 No critico
Gravedad del aceite (°API) 17 — 51 30 — 45
Viscosidad del aceite (cP) 0.18 - 160 <2

Fuente: JIMENEZ, R. “Analisis e interpretacion de yacimientos sometidos a
procesos de inyeccién Alternada de Agua y Gas (WAG), mediante Analogias” UIS-
2005.

En la tabla 2 se presentan las propiedades del yacimiento y la roca mas
comunes en que la inyeccion WAG ha sido realizada, esta técnica se ha
aplicado en yacimientos con presiones desde 790 hasta 6500 psia, se
recomienda aplicarse en valores intermedios ya que yacimientos con
presiones muy bajas necesitan de un gran proceso de inyeccion, para que de
esta forma el fluido de la formacion supere la columna hidrostatica y llegue a
superficie. Yacimientos con presiones elevadas necesitan altas presiones de
inyeccion en cabeza lo cual en muchos casos aumenta los costos

economicos haciendo que el proceso no sea rentable ademas, corre el riesgo
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de sobrepasar la presion de fractura de la formacion, produciendo danos al
sistema. Al ser el WAG un método de produccion en frio, la profundidad del
yacimiento no es un parametro critico ya que no se presentan pérdidas de
calor como en los métodos que inyectan fluidos calientes, pero debe
considerarse en el disefio de las bombas en superficie para la inyeccion de

agua y gas a altas profundidades.

Tabla 2. Screening de propiedades del yacimiento y de la roca.

Propiedades del yacimiento  Rango encontrado Valor representativo

Y laroca
Presion de yacimiento (psi) 790 - 6500 >3000
Profundidad (Pies) 1950 — 15400 >4000
Temperatura del yacimiento (°F) 73 — 295 100 — 200
Porosidad (fraccion) 0.0393-0.324 0.2
Permeabilidad (mD) 0.1 —-3000 <100
Espesor neto (Pies) 6 — 1570 <100

Fuente: JIMENEZ, R. “Analisis e interpretacion de yacimientos sometidos a
procesos de inyeccién Alternada de Agua y Gas (WAG), mediante Analogias” UIS-
2005

Ademas se presentan las propiedades de la roca, esta técnica recomienda
emplearse en yacimientos que presenten una buena saturacién de aceite y
permeabilidades horizontales aceptables, para que de esta manera los

fluidos inyectados puedan desplazarse de forma apropiada desde el pozo
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inyector al productor valores de permeabilidad de 100 mD son los
presentados por la mayoria de yacimientos en que WAG ha sido empleado.
Para que el frente de desplazamiento del agua y gas permanezca en forma
uniforme se necesita de espesores de formacion intermedios ya que grandes
espesores producirian la segregacion de los fluidos inyectados alejandose de

la finalidad WAG que es aumentar el factor de recobro.

En la tabla 3 se observan los principales parametros operacionales en que la
inyeccion WAG ha sido empleada, cada uno de estos parametros se
explicaran con mayor detalle a través de simulaciones realizadas en el
simulador IMEX de CMG en el capitulo 2.

Tabla 3. Screening de los parametros operacionales WAG.

Parametros Operacionales Rango encontrado

Total de solvente inyectado (% VPI*) 30-40

Proceso Miscible: <15

Tamano de bache (% VPI7) Proceso Inmiscible: <10

Relacion WAG 1:1

Proceso Miscible: <20

Recobro Incremental o
Proceso Inmiscible: <10

Fuente: Water-Alternating-Gas Flooding in Venezuela: Selection of Candidates

Based on Screening Criteria of International Field Experiences. SPE 50645.

Antes de iniciar cualquier proyecto de recobro es importante conocer las
caracteristicas del fluido, roca y yacimiento para de esta forma predecir el

comportamiento del sistema durante el proceso y establecer los parametros
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operacionales 6ptimos bajo los cuales se obtengan los mejores beneficios.
El screening anterior es una recopilacion de las propiedades del sistema que
presentaron la mayoria de campos donde WAG ha sido implementado y es
de gran utilidad para comparar cualquier caso en el que se desee
implementar esta técnica con casos en los que se han obtenido buenos

resultados.



2. SIMULACION NUMERICA DEL PROCESO DE INYECCION
ALTERNADA DE AGUA'Y GAS (WAG).

El objetivo principal de este trabajo es analizar mediante simulacion numérica
el desemperfio del proceso de inyeccion WAG en yacimientos homogéneos y
heterogéneos previamente sometidos a procesos de inyeccion de agua. Con
el fin de establecer los mejores escenarios para la aplicacion de este proceso
es necesario efectuar un analisis de sensibilidad de los parametros mas
influyentes y asi determinar las mejores condiciones de aplicacion. Para este
fin se ha escogido la simulacion numérica como herramienta de construccion

y analisis de los modelos establecidos previamente.

La simulacion numérica de yacimientos es una de las herramientas mas
empleadas en la industria del petroleo como medio de analisis del
comportamiento de los fluidos en el subsuelo. El principal objetivo de ella es
estudiar el yacimiento bajo diferentes esquemas de explotacion, mejorando la
produccion de aceite bajo la integracion de diferentes areas de la ingenieria
de petréleos tales como petrofisica, ingenieria de yacimientos y facilidades
de produccion. En la actualidad la simulacion numérica se emplea entre otras

cosas para:

0 Determinar el volumen de aceite original en el yacimiento.

o Conocer el comportamiento de los fluidos en el medio poroso a través del
tiempo.

o Establecer el comportamiento del yacimiento bajo diferentes mecanismos
de desplazamiento.

o Simular procesos de recuperacion secundaria o terciaria.

o Optimizar los sistemas de recoleccion de fluidos en superficie.
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o Determinar los efectos de la localizacién de pozos y su espaciamiento, en
su productividad y eficiencia de barrido.

0 Realizar analisis de sensibilidad a los resultados obtenidos mediante las
variaciones de parametros operacionales y de yacimiento.

o Planear los escenarios de explotacion a futuro.™’

2.1. METODOLOGIA DE SIMULACION.

2.1.1. Seleccion del software de simulacién

El software empleado para el analisis de procesos WAG en modelos
homogéneos y heterogéneos mediante simulaciéon numérica fue el software
IMEX de la compania Computer Modelling Group, CMG. IMEX es un
simulador trifasico de aceite negro implicito/explicito; que modela el flujo en
yacimientos de gas, agua-gas, agua-aceite o agua-aceite-gas. Los sistemas
de enmallado pueden ser cartesianos, cilindricos, o de profundidad variable y
espesor variable. Es posible realizar configuraciones bidimensionales y

tridimensionales con cualquiera de estos sistemas de enmallados .
Entre las aplicaciones del simulador IMEX, se encuentran:

o Depleciéon primaria y predicciones de recobro inicial de yacimientos
subsaturados y saturados.

o Estudios de conificacion.

0 Recobro secundario: Desplazamiento por inyeccidn de agua e inyeccion

de gas.

" ARIZA, L. M. ULLOA, J.M. “Evaluacién del efecto de la saturacion de gas al inicio de un
proceso de inyeccion de agua mediante simulacion numérica”. Tesis de grado. Universidad
Industrial de Santander. p 67.

12 Computer Modelling Group Ltda. Users guide IMEX advanced oil/gas reservoir simulator.
Calgary, Alberta, Canada. 2007.
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0 Recobro mejorado: Inyeccidon miscible y seudo-miscibles y procesos
WAG.

2.1.2. Seleccion de los datos del modelo

Basados en los criterios de screening disponibles en la industria para el
proceso de inyeccion WAG, determinar las propiedades Optimas para la
construccion de los modelos de simulacion. Adicionalmente recopilar
informacion de experiencias de campo, pruebas piloto y trabajos de
simulacién que puedan reforzar la seleccion de los datos. Finalmente,
emplear correlaciones para determinar aquellas propiedades que no puedan

ser establecidas directamente.

2.1.3. Construccion de modelos de simulacién

La construccion de un modelo de simulacion requiere en primera instancia
establecer un caso base de simulacion, que permita efectuar corridas de
ajuste preliminares para analizar resultados previos obtenidos y de esta
manera, corregir parametros y propiedades que pueden haber sido mal
seleccionados. El procedimiento que se llevd a cabo para construir los

modelos de simulacion fue el siguiente:

o Seleccion del grid de simulacién: La selecciéon del grid de simulacion
debe tener en cuenta los criterios de seleccidn basicos para evitar
problemas de convergencia y exactitud, optimizar el tiempo de corrida y
evitar posibles errores que se puedan presentar en el balance de materia
del yacimiento. Para esto se analiza la coherencia de los resultados
obtenidos de diferentes casos de simulacion previamente planteados, los
porcentajes de variacion entre ellos, y los tiempos de simulacion de cada

uno.
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o Analisis de modelos confinados y no confinados: Durante la

generacion del modelo final de simulacion es necesario determinar la
conveniencia de emplear un patrén confinado o uno no confinado, con el
fin de establecer los mejores escenarios de simulacién. La diferencia
entre estos radica, en que en el modelo confinado no se consideran
alrededores que puedan influenciar el patrén de inyeccidon, mientras que
en el no confinado el anillo en los alrededores influye en el

comportamiento al interior del mismo.

Construccion de modelos de produccion primaria e inyeccion de
agua: Debido a que el proceso de inyeccion WAG se aplica para
optimizar la inyeccibn de agua o la inyeccion continua de gas, es
necesario ajustar modelos de produccion primaria e inyeccion de agua o
gas previos a la inyeccion WAG, que permitan sobre ellos evaluar el

verdadero desempefio del proceso WAG.

Corridas preliminares y ajuste de parametros: se realizan varias
corridas preliminares con el fin de revisar los datos no recurrentes y
verificar la validez de los datos de entrada del modelo construido,
identificando y corrigiendo los problemas que estos presenten con el

objetivo de obtener resultados confiables.

Construccion del caso base de simulaciéon de inyeccion WAG: Luego
de haber ajustado la produccion primaria, y la produccion secundaria del
modelo, se construye el caso base de simulacién del proceso de
inyeccion WAG con base en los criterios de screening expuestos
anteriormente. Se efectuan corridas preliminares y se ajusta el modelo

para efectuar sobre él el analisis de sensibilidad.
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2.1.4. Analisis de sensibilidad de parametros

Luego de establecido el modelo base de simulacién, se efectuan corridas
adicionales variando parametros operacionales, parametros de yacimiento y
de los fluidos de tal manera que se pueda identificar cuales de ellos tienen un
mayor efecto en la eficiencia del proceso de inyeccion WAG y de esta
manera se establezca los mejores escenarios operacionales que permitan

una mejor recuperacion de aceite.

2.2. CONSTRUCCION DEL MODELO DE SIMULACION HOMOGENEO.

Para evaluar la eficiencia del proceso de inyeccion WAG, se construy6 un
modelo base homogéneo conceptual con el objetivo de modelar un
yacimiento con las mejores propiedades para aplicar la inyeccion WAG, y asi,
evaluar el desempefio de esta. Para la construccion de este modelo se
efectué un andlisis al grid de simulacion; analisis de confinamiento y no
confinamiento; construccién y analisis del modelo de produccién primaria e
inyeccion de agua; y finalmente se construyd el caso base de simulacion
para el proceso de inyeccion WAG sobre el cual se efectud el analisis de
sensibilidad de los parametros operacionales, los parametros de yacimiento y

parametros de los fluidos.

El modelo base homogéneo representa un patron de inyeccion de cinco
puntos normal (Figura 21) de 15 acres ubicado dentro de un area total de
drenaje de 25 acres a una profundidad de 5000 pies y con un espesor neto

productor de 50 pies.
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Figura 21. Patrén de cinco puntos normal.
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2.2.1. Analisis al grid de simulacion en los ejes Xy Y:

Para establecer las dimensiones y el tamafio del grid de simulacidn se
planteo inicialmente cuatro enmallados cartesianos para representar el area
total de drenaje de 25 acres y el espesor neto de 50 pies. Cada enmallado
difiere del siguiente en el tamafo de celda y en el numero de celdas segun

como se plantea a continuacion:

o Grid 13*13*10 sin refinamiento:

La figura 22 muestra un grid de 13*13*10 que representa 1043.5 pies en los
ejes Xy Y, y 50 pies en el eje Z. El enmallado tiene un total de 1690 celdas.
Todas las celdas en el eje Z tienen la misma longitud. La celdas en los ejes X
y Y tienen dimensiones especiales que permiten la ubicacion de los pozos

inyectores en los extremos del patron de 15 acres.



Figura 22. Grid 13*3*10 sin refinamiento.

@ Pozo Productor ’ Pozo Inyector

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Versién 2007. Computer Modelling

Group.

En la tabla 4 se encuentran relacionadas las dimensiones de celda del grid e

Profundidad
{Pies)

13*13*10 en los ejes X y Y en términos de longitud de celda.

Tabla 4. Longitud de celda para el grid 13*13*10 sin refinamiento.

#CeldaenXyY Long. Celdaen Xy Y
(pies)

1 104.14
2 53.88
3al1 80.83
12 53.88
13 104.14
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0 Grid 13*13*10 completamente refinado:

La figura 23 muestra el grid de dimensiones 13*13*10 descrito anteriormente
con un refinamiento adicional en X y en Y de todas las celdas, de tal modo
que el resultado final es un enmallado de 39*39*10 con un total de 15210

bloques de igual volumen cada uno.

Figura 23. Grid 13*3*10 completamente refinado.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

o Grid 13*13*10 parcialmente refinado:

En la figura 24 igual que en las dos anteriores se muestra un grid base de
13*13*10 sobre el cual se efectué un refinamiento parcial de las areas
cercanas a los pozos con el fin de discretizar aun mas estas zonas y analizar

mejor el comportamiento de los frentes de inyeccion. Este tipo de
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refinamiento permite ahorrar tiempos de simulacion ya que se deja sin refinar
aquellas zonas en las que el movimiento de los fluidos no ejerce gran

influencia.

Figura 24. Grid 13*13*10 parcialmente refinado.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

o Grid 27*27*10:

El ultimo caso que se analizé se puede observar en la figura 25 y consiste
en un enmallado de 27*27*10 de diferentes dimensiones de celda distribuido
de tal modo que las zonas cercanas a los pozos presentan una mayor
discretizacion y asi es posible visualizar detalladamente el movimiento de los

fluidos en el modelo, en especial el comportamiento de los fluidos inyectados.
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Figura 25. Grid 27*27*10.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

Para lograr esta distribucion fue necesario establecer longitudes de celda

como se muestran en la tabla 5.

Tabla 5. Longitud de celda para el grid 27*27*10.

Long. Celdaen Xy Y
#Celdaen XyY

(pies)

3a8 25.07
9y 10 80

11a17 37.53
18y 19 80

20a25 25.07
26 y 27 40
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o Comparacién enmallados:

Con el fin de plantear una discusion final a cerca de los enmallados
propuestos y asi determinar cual de ellos es el mas apropiado para el analisis
que se esta llevando a cabo, se analizé los resultados obtenidos de cada uno
de ellos con respecto al comportamiento de diferentes parametros
operacionales y de yacimiento durante las fases de produccidén primaria e
inyeccion de agua en el modelo. Parametros como la presion, las tasas de
produccion, los cortes de agua, etc., demandan ser analizados con
detenimiento, sin embargo, como el principal objetivo del estudio es analizar
la viabilidad de un proceso de inyeccion de fluidos inmiscibles al yacimiento y
ésta en gran medida se rige por la eficiencia de recobro de hidrocarburos, el

parametro que se va a analizar en detalle es el factor de recobro.

Las figuras 26 y 27 muestran la respuesta del factor de recobro durante las
etapas de produccion primaria y de inyeccion de agua respectivamente, de
los cuatro tipos diferentes de enmallado. Como se observa claramente no se
presentan diferencias notables entre los cuatro casos y la conclusién luego
de analizar el comportamiento de parametros adicionales como la presion y
las tasas de produccion es que, es posible optar por cualquiera de los

enmallados propuestos.
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Figura 26. Analisis al grid de simulacién en etapa de produccion primaria.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

Figura 27. Analisis al grid de simulacién durante la inyeccidon de agua.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.
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Adicionalmente, se efectu6é un analisis de los tiempos invertidos por el
simulador en cada corrida con cada uno de los enmallados propuestos para
evaluar cual de ellos era mucho mas eficiente. Los resultados se muestran

en la figura 28.

Figura 28. Analisis a los tiempos de simulacion de los enmallados

propuestos.
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Como se observa en la figura 28, a pesar, de considerarse el grid de
13*13*10 completamente refinado, como el enmallado de mayor exactitud en
los resultados debido a la densidad de celdas empleadas, los tiempos de
simulacién son elevados comparados con los demas enmallados y esto no es
positivo para el estudio que se esta llevando a cabo. Adicionalmente, el grid
de 13*13*10 sin refinamiento presenta el menor tiempo de simulacion pero

por emplear un numero tan reducido de celdas también fue descartado. El
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enmallado seleccionado como modelo base fue el grid de 27*27*10 ya que
presenta un tiempo de simulacion menor que el grid de 13*13*10
parcialmente refinado y presenta un mayor refinamiento de las zonas de
mayor flujo de fluidos sin presentar el problema numérico de enfrentar una

celda a tres celdas contiguas.

o0 Andlisis al grid de simulacion en el eje Z:

Una vez seleccionado el grid de 27*27*10, se procedié a efectuar una
sensibilidad al grid en el eje Z. Para llevar a cabo este analisis se varid la
cantidad de celdas y se dejo constante el tamafio de celda. Se plantearon
tres casos como lo muestra la figura 29: el primer caso consta de 10 celdas,
el segundo caso consta de 20 celdas, y el tercer caso consta de 30 celdas en

el eje Z.

Figura 29. Variaciones al grid de simulacién en el eje Z.
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Caso 3 -30 Celdas eneje Z

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group

Figura 30. Analisis de la variacion del grid de simulacién en el eje Z sobre la

grafica de factor de recobro.
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El analisis del grid de simulacién en la direccion Z se efectud con el objetivo
de evaluar las alteraciones que pueden presentarse en la simulacién con
respecto a la representacion del movimiento de los fluidos en sentido vertical

y en especial de fendmenos importantes como la segregacion gravitacional.

La figura 30 muestra la respuesta del factor de recobro de los tres casos de
discretizacion del grid de simulacion en el eje Z durante la etapa de
produccion primaria. En esta figura se observa claramente una pequefa
variacion en el factor de recobro del modelo de 10 celdas con respecto a los
demas modelos presentados. Esta variacion deja de presentarse a partir del
modelo de 20 celdas y se espera que los cambios sean cada vez mas
pequefios a medida que la densidad de celdas aumenta. Esta variacion se
debe a que con un modelo de 10 celdas o menos el movimiento de los fluidos
en sentido vertical dentro del yacimiento no se representa con la precision

suficiente y los errores en la aproximacion de los resultados son mayores.

Debido a que con un modelo de 20 celdas en el eje Z se logra una
representacion adecuada del flujo de los fluidos en el yacimiento, y que
adicionalmente, no se emplean tiempos de simulacién muy altos, el modelo
de simulacidon mas conveniente para el presente trabajo es un grid de

27*27*20 para un total de 14580 celdas como lo muestra figura 31.



Figura 31. Modelo final de simulacion.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

Una vez definido el modelo de simulacion se fijaron las propiedades del
enmallado, de la roca y de los fluidos del modelo base tal como lo muestran
las tablas 6, 7 y 8.
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Tabla 6. Propiedades del enmallado de simulacion.

PROPIEDAD VALOR UNIDAD
Espaciamiento entre pozos 15 Acres
Profundidad del tope 5000 Pies
Presion inicial 2165 psi
Espesor neto 50 Pies
Compresibilidad de la roca 2.74 € 1/psi
Temperatura de yacimiento 140 °F

Tabla 7. Propiedades del fluido.

PROPIEDAD VALOR  UNIDAD
Viscosidad del aceite 1.5 cP
Gravedad 20 API
Viscosidad del agua 0.432871 cP
Presién de saturacion 900 psi
Gravedad especifica del gas (Aire) 0.7
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Tabla 8. Propiedades de la roca.

PROPIEDAD VALOR UNIDAD
Permeabilidad Horizontal 100 mD
Permeabilidad Vertical 20 mD
Porosidad 20 %

Asi mismo, quedaron establecidas las curvas de permeabilidades relativas

Agua- Aceite y Gas-Liquido para el sistema. Figuras 32 y 33.

Figura 32. Curva de permeabilidades relativas agua-aceite para el modelo de

simulacion homogéneo.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.
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Figura 33. Curva de permeabilidades relativas Gas-liquido para el modelo de

simulacion homogéneo.

072

krg Sl ¥
— —krogws sl 3 : : ’

029

Permeabilidad relativa - Kr

0,14

0,00 3 : : ;
0.00 0.20 0.40 0,60 0,80 100

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

2.2.2. Analisis de confinamiento y no confinamiento:

Como se mencioné en la metodologia de simulacién se efectué un analisis
de confinamiento con el fin de evaluar la respuesta del yacimiento si se tenia
en cuenta el efecto de los alrededores del patron de inyeccidon en el modelo,
o si por el contrario, se evaluaba al yacimiento como un tanque cerrado, en el

cual no se presenta flujo de fluidos desde los alrededores hacia el patron.

En la figura 34 se muestra el modelo de simulacion bajo confinamiento y
bajo no confinamiento. En esta figura se puede ver claramente que el modelo
no confinado cuenta con un anillo de porosidad diferente que rodea al patrén

y representa un volumen adicional de hidrocarburos que simula el efecto de
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la presencia de los alrededores. EI modelo confinado por el contrario se
puede definir como una especie de tanque sellado que no tiene
comunicacion con los alrededores y por lo tanto los fluidos que rodean al

patron no tienen influencia sobre este.

Figura 34. Modelo confinado y no confinado.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

En la figura 35 se puede observar la respuesta del factor de recobro bajo
condiciones de confinamiento y bajo condiciones de no confinamiento. Se
realizaron cambios al volumen de hidrocarburos en el anillo de no
confinamiento, variando la porosidad de dicho anillo desde un valor de 0.2
hasta un valor de 0.6 para evaluar de que manera respondia el yacimiento a
este tipo de variaciones. Como se puede observar el modelo confinado se
vacia mucho mas rapido que los modelos no confinados y se obtiene un

mayor factor de recobro debido a que tiene una menor cantidad de
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hidrocarburos in situ que en los modelos no confinados. Entre mayor sea el

valor de la porosidad del anillo externo, mayor es la cantidad de aceite en el

modelo.

Figura 35. Respuesta del factor de recobro bajo condiciones de

confinamiento y no confinamiento.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

En la tabla 9 se encuentran consignados los volumenes porosos y las
cantidades de aceite in situ correspondientes a cada valor de porosidad del

anillo de no confinamiento.
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Tabla 9. Variacion de la porosidad del anillo de no confinamiento y su

correspondiente volumen poroso y cantidad de aceite in situ.

Porosidad anillo Volumen poroso . . .
. . . Aceite original in
de no confinamiento anillo externo situ (Mbbl)
(Fraccion) (Mbbl)
0.2 702.454 1551.558
0.3 1053.681 1832.540
0.4 1404.908 2113.521
0.5 1756.134 2394.503
0.6 2107.361 2675.484

La figura 36 muestra cdmo se comporta la presion promedio del yacimiento
con y sin la presencia de los anillos de no confinamiento. Como se puede
observar, a medida que aumenta la porosidad en el anillo de no
confinamiento, se mantiene mas la presion dentro del yacimiento debido a
que existe una mayor cantidad de hidrocarburos entrando al patréon y
compensando las pérdidas de fluidos y de energia causadas por el pozo en
produccion. Como el modelo confinado no tiene la posibilidad de compensar
estas pérdidas debido a que esta aislado de los alrededores, se depleta
rapidamente comportandose como un tanque aislado. El factor de recobro en
el modelo confinado es mayor debido a que hay menos cantidad de

hidrocarburos in situ para extraer.
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Figura 36. Respuesta de la presion promedio del yacimiento bajo

condiciones de confinamiento y no confinamiento.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

El comportamiento del modelo no confinado se aproxima al comportamiento
real en un yacimiento. Una vez que el radio de drenaje del pozo productor
alcanza los limites del patrén de inyeccién, los fluidos de los alrededores
comienzan a migrar hacia el pozo productor, compensando las pérdidas de
presion y de fluidos ocasionadas por la produccién. De acuerdo a lo anterior,
resulta mejor trabajar con un modelo no confinado. Se tomd el anillo de
porosidad 0.4 para trabajar en el modelo que se esta construyendo
actualmente debido a que representa acertadamente el comportamiento del
factor de recobro en produccidon primaria para un yacimiento cuyo
mecanismo de empuje es el de gas en solucién. La seleccion de este
parametro depende de las condiciones de disefio de cada modelo, del

mecanismo de empuje, del tamano del patron, etc.
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2.2.3. Construccién del modelo de produccién primaria.

Como la inyeccion WAG es un método de recobro terciario, es necesario fijar
primero las condiciones de produccidon primaria y produccién secundaria o

inyeccion de agua, antes de someterlo a un proceso de inyeccion WAG.

Para construir el modelo de produccién primaria se efectué una serie de
analisis de sensibilidad a ciertos parametros operacionales y de disefio que
se consideraron determinantes para establecer los mejores escenarios en

esta fase de produccion.

o Sensibilidad a la tasa de produccion:

En la figura 37 se muestra la respuesta del factor de recobro para diferentes
tasas de produccion manteniendo constantes todos los demas parametros
operacionales. Como se puede observar, a menor tasa de produccién el
factor de recobro es menor ya que la cantidad de fluidos producidos es mas
baja que a tasas de produccion mas altas. Bajo esta premisa se podria
concluir que el yacimiento deberia producir a tasas maximas, y que para
desarrollar el presente trabajo de simulacion no deberia existir restriccion de

tasa para el modelo.
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Figura 37. Comparacion del factor de recobro en produccion primaria a

diferentes tasas de produccion.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

En realidad, los pozos no producen al maximo de su capacidad debido a
cuidados operacionales que se deben tener con las bombas, las tuberias de
produccion, las capacidades de las estaciones de tratamiento, entre otros. La
tasa oOptima de produccion depende de las caracteristicas y condiciones de
operacion de cada pozo. De acuerdo a esto, las tasas de producciéon pueden
ser altas o bajas. Para la construccion del modelo de simulacién presente en
este trabajo se selecciond la tasa maxima de 500 bbl de produccién durante
produccion primaria. Esta tasa no es la tasa maxima a la que el pozo puede
levantar fluidos del yacimiento a superficie, y este valor puede ser modificado
de acuerdo al estudio que se esté llevando a cabo. Las tasas de produccion

para cada campo dependen de muchos factores y pueden variar de acuerdo
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a las condiciones optimas de trabajo que se consideren prudentes por los

ingenieros de produccidn.

Figura 38. Comparacién del comportamiento de la presién promedio de

yacimiento durante produccién primaria a diferentes tasas de produccion.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

Como se muestra en la figura 38 la presion promedio de yacimiento se
mantiene mas con las tasas de produccion mas bajas. Esto se debe, a que a
menores tasas de produccidon el yacimiento se depleta lentamente y la
energia se pierde con menor rapidez. Si bien es cierto que con tasas mas
bajas el modelo se depleta en menor medida, también es cierto que el
objetivo de la industria petrolera es extraer la mayor cantidad de

hidrocarburos en menor tiempo debido a los ingresos que esto representa. La
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eleccibn de una tasa u otra depende de decisiones economicas,

operacionales y técnicas.
o Sensibilidad a la presion de fondo:
En la figura 39 se muestra la respuesta del factor de recobro a diferentes

presiones de fondo manteniendo constantes todos los demas parametros

operacionales.

Figura 39. Comparacion del comportamiento del factor de recobro durante

produccion primaria a diferentes presiones de fondo.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.
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Como se puede observar, a menor presion de fondo el factor de recobro es
mayor debido a que la caida de presion en el yacimiento es mayor y se

producen mayores cantidades de aceite.

La figura 40 muestra el comportamiento de la presion promedio de
yacimiento ante la variacién de la presion de fondo del pozo productor. A
menores presiones de fondo, el modelo se depleta rapidamente y pierde toda
su energia en los primeros afnos de produccion. Las presiones de fondo
maximas son perjudiciales debido a que se opone mas resistencia a la
produccion de fluidos, y el recobro de hidrocarburos disminuye en gran
medida. Las presiones en fondo minimas pueden ocasionar dafios al pozo y

a la formacién debido a la gran caida de presién en la cara de la arena.

Figura 40. Comparacion del comportamiento de la presién promedio de

yacimiento durante produccién primaria a diferentes presiones de fondo.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.
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Adicionalmente, si la caida de presion en el pozo es muy alta se producira
grandes cantidades de gas y esto puede ser perjudicial para el equipo de

levantamiento y en general para el sistema de produccion.

La seleccion de la presion de fondo adecuada depende de muchos factores
operacionales que deben ser analizados para optimizar el proceso de
producciéon e implementar sistemas de levantamiento artificial. Para el
modelo de simulacion actual se seleccion6 una presién de fondo de 200 psi.
La seleccion de este parametro depende de muchos factores como se ha

mencionado anteriormente y varia de un pozo a otro.
La tabla 10 muestra las condiciones operacionales que se fijaron para el

modelo de produccion primaria.

Tabla 10. Condiciones operacionales del modelo de simulacién en

produccion primaria.

Tasa de produccion ESIS[0Nelellfe]

Presion de fondo 200 psi

2.2.4. Construccion del modelo de inyeccién de agua.

Luego que el yacimiento ha perdido una gran parte de su energia, es
necesario implementar un proceso de recuperacion secundaria que le
permita extraer una cantidad adicional de fluidos. La inyeccion de agua y la
inyeccion continua de gas son los procesos que mas se aplican en la

industria para el recobro de crudos medios y livianos. Debido a que la
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inyeccion WAG por lo general se aplica posterior a una estimulacién previa
del yacimiento con agua, en este trabajo se implementara como método de

recobro secundario la inyeccion de agua.

El modelo de produccion secundaria se construyd basado en los analisis de
sensibilidad que se realizaron a las tasas de inyeccion y produccion; y al afo

de inicio de la inyeccion de agua.

o Sensibilidad al afio de inicio de la inyeccion de agua:

Se efectuod un analisis de sensibilidad al afio de inicio de la inyeccion de agua
para observar el comportamiento del factor de recobro al inyectar a tiempos
tempranos y a tiempos tardios, y de esta manera determinar las fechas

Optimas de inyeccién.

Como se muestra en la figura 41, se obtienen mayores factores de recobro
en la media en que se inicie la inyeccion de agua en tiempos tempranos.
Esto demanda facilidades de produccion adicionales de tratamiento,
vertimiento e inyeccidn de agua en épocas muy tempranas del proyecto que
requieren una inversidbn de capital adicional. Esto quiere decir que la
implementacion de un proyecto de inyeccion de agua depende en gran
medida de las condiciones que la compaiia operadora tenga para iniciar el
proyecto. Para el modelo que estamos desarrollando se decidid iniciar la
inyeccion de agua en el afio 2011, es decir luego de tres afios de produccion
primaria. Esto se debe a que se esta trabajando un patrén de 15 acres con
un espesor neto productor de 50 pies que se depleta rapidamente y requiere

una estimulacién temprana.
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Figura 41. Respuesta del factor de recobro durante produccion secundaria

variando el afio de inicio de la inyeccién.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

o0 Sensibilidad a la tasa de inyeccién de agua:

Luego de definir en qué afo se implementaria la inyeccion de agua, se
realizd un analisis de sensibilidad a la tasa de inyeccidn, variandola de 400

bbl/d a 1600 bbl/d distribuida en los cuatro pozos inyectores del patron.

La restriccion del pozo productor nivela las tasas que se inyectan al patrén
con las tasas que se producen. Es decir, que si se inyecta 400 bbl/d de agua
al yacimiento, se ponen a producir los mismos 400 bbl/d de crudo en el pozo
productor. En general, se espera que los fluidos que entran al patron sean los
mismos que salen de él, sin embargo, aunque al pozo productor se le fijan

tasas iguales a las que se inyectan, la energia del yacimiento no es suficiente
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para extraer dichas cantidades. Esto ocasiona que la presion promedio del

yacimiento se mantenga durante un periodo mayor al esperado.

Figura 42. Comparacion del factor de recobro en produccion secundaria

variando la tasa de inyeccion.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

La figura 42, presenta la respuesta del factor de recobro variando la tasa de
inyeccion de agua. Como se puede observar, a mayores tasas de inyeccion,
mayor es el recobro de hidrocarburos, sin embargo, como lo muestra la
figura 43, estas altas tasas conllevan a altos cortes de agua, que
desembocan en altos costos de produccion. La tasa ideal de inyeccion
depende del limite econdmico que se haya fijado para el proyecto. De esta
manera, si se dispone de la capacidad para manejar una alta produccion de
agua en superficie es posible inyectar altas tasas de agua. Para el estudio

presente se tomé una tasa intermedia de 720 bbl/d.
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La tabla 11 muestra las condiciones operacionales que se fijaron para el

modelo de inyeccion de agua.

Figura 43. Comportamiento del corte de agua en produccién secundaria

variando la tasa de inyeccion.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.
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Tabla 11. Condiciones operacionales del modelo de simulacion en
produccion secundaria.

Pozos Inyectores

180 bbl/d/pozo

Tasa de inyeccion

720 bbl/d

Afo de inicio de la
2011
inyeccion

Pozo productor

Tasa de produccién 720 bbl/d

Presion de fondo 200 psi

Como se menciond anteriormente, a pesar de haber fijado una tasa de
produccion de 720 bbl/d con el fin de equilibrar la entrada y salida de fluidos
al yacimiento, este no alcanza la energia suficiente para producir esta
cantidad de hidrocarburos. La tasa de produccidon maxima que alcanza luego

de implementarse la inyeccion de agua es de 450 bbl/d.
2.2.5. Planteamiento del caso base de inyeccion WAG.
El caso base de inyeccion WAG se plante6 con base en el screening técnico

expuesto anteriormente. La tabla 12 muestra los criterios de seleccion del

caso base.
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Tabla 12. Criterios de seleccion del caso base de inyeccion WAG.

Criterios de seleccion caso base inyeccion Valor
WAG seleccionado

Corte de agua entre 70% Y 90% 85%
Tamafio del bache < 10% VP 5% VP
Relacion WAG entre 0.5 y 5 comunmente 1 1
Volumen total de gas inyectado entre

0.5 VP
0.3y 0.4 VP de yacimiento.
Frecuencia de ciclos entre 3 meses y 2 afos 1 ano
Espaciamiento entre pozos 15 acres

El criterio de corte de agua depende en gran medida del limite econdmico de
cada proyecto de recobro secundario de un campo en particular, y de las
capacidades de tratamiento del agua producida en dicho campo. Cuando se
alcanzan cortes de agua muy altos, la inyeccion WAG es una muy buena
opcidon de recobro debido a que estos cortes se reducen considerablemente

cuando se producen los baches de gas.

Como se puede observar en la tabla 12, el volumen total de gas inyectado
seleccionado se encuentra muy por encima de los volumenes de gas
inyectados segun los criterios de screening hallados en la literatura. Esto se
hizo con el fin de comprobar hasta qué punto es efectivo el proceso de
inyeccion WAG, y por encima de que valor no es rentable aplicar este

proceso.



Figura 44. Respuesta del factor de recobro del caso base de simulacioén a la

inyeccion WAG.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

La figura 44 muestra la respuesta del modelo a la inyeccion WAG. Como se
puede observar, bajo los criterios seleccionados en la tabla 12, es posible
obtener un factor de recobro adicional con la inyecciéon WAG. Partiendo del
caso base es necesario efectuar un estudio de la variacion de los parametros
mas influyentes en la inyeccion WAG, de manera tal que sea posible

optimizar el proceso y mejorar la eficiencia de recobro de este.
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La tabla 13 muestra las condiciones operacionales al inicio de la inyeccion
WAG. Como se puede observar, para tener en yacimiento 4064 ft*/d de gas
efectivos, es necesario inyectar un volumen de gas en superficie equivalente
a 1'610.960 SCFD. Si se inyecta este volumen de gas durante 6 meses, se
requeririan 294°000,200 SCF para completar un bache de gas vy
1764°001,200 SCF para completar un proyecto de 6 afios de inyeccion WAG.
En muchas ocasiones, el mayor obstaculo para llevar a cabo un proceso
WAG es precisamente la obtencion del volumen total de gas requerido para

llevar a cabo un proyecto en su totalidad.

Tabla 13. Condiciones operacionales al inicio de la inyecciéon WAG.

Condiciones operacionales al inicio de la inyeccion WAG

ARo de inicio de inyeccion WAG 2015-07-01
Corte de agua 85.06%
Volumenes porosos de agua inyectados 0.515
Factor de recobro 26.15%
Tasa de inyeccion de agua 181 bbl/d/pozo
Tasa de inyeccion de gas en yacimiento 1016 ft*/d/pozo
Tasa de inyeccidon de gas en superficie 1'610.960 SCFD
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Figura 45. Comportamiento del corte de agua durante la inyeccion WAG.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

En la figura 45 es posible diferenciar los baches de gas de los baches de
agua, debido a que los cortes de agua aumentan cuando se esta inyectando
gas debido a que los fluidos que se estan produciendo son aceite y agua. Y
cuando se esta inyectando un bache de agua, se esta produciendo gas y

aceite, lo cual disminuye los cortes de agua considerablemente.

La figura 46 muestra el comportamiento de la saturacion de los fluidos en el
yacimiento de acuerdo a como avanza el proceso de inyeccion WAG.
Inicialmente, con la inyeccién de un bache de gas aumenta la saturacién de

gas en el sistema y disminuye la saturacion de agua y aceite.

87



Posteriormente, cuando se inyecta un bache de agua, las saturaciones de
gas y de aceite disminuyen al mismo tiempo que la saturacion de agua
aumenta. Este proceso se repite de acuerdo a la cantidad de ciclos del

proceso.

Figura 46. Comportamiento de la saturacion de agua, gas y aceite durante
un proceso de inyeccion WAG.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

En la tabla 14 se plasma lo que anteriormente se mencionaba con respecto a
la variacion de la saturacion de agua, gas y aceite en el modelo. Como se
puede observar a medida que aumenta la cantidad de ciclos WAG, las
saturaciones residuales de agua y gas en el yacimiento son mayores y la

saturacion de aceite es cada vez menor.
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Tabla 14. Variacion de la saturacion promedio de agua, gas y aceite del

modelo a medida que aumentan los ciclos WAG.

# de ciclo WAG Sw 59

(%)
0 38.08 0.0113757 61.91
1 38.24 1.38 60.38
2 39.48 2.04 58.48
3 40.75 2.35 56.90
4 41.81 2.54 55.66
5 42.67 2.72 54.61
6 43.34 2.96 53.69
7 43.91 3.23 52.86
8 44.40 3.52 52.09
9 44.84 3.78 51.38
10 45.20 4.07 50.73

2.3. ANALISIS DE SENSIBILIDAD DE PARAMETROS.

El analisis de sensibilidad se lleva a cabo para establecer los escenarios en
los cuales se comporta mejor la inyeccion WAG, y para determinar cuales
son los parametros y condiciones de yacimiento éptimos para aplicar este

proceso.

89



El analisis de sensibilidad que se efectud para la inyeccion WAG fue dividido

en tres grandes grupos (figura 47).

Figura 47. Sensibilidad de parametros.
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Como se observa, el analisis de sensibilidad se realizé para evaluar el efecto
de los parametros operacionales, parametros de yacimiento y propiedades

de los fluidos sobre el desempefo del proceso de inyeccion WAG.

2.3.1. Analisis de sensibilidad de parametros operacionales.

Debido a que los parametros operacionales son los uUnicos que pueden
manipularse durante un proyecto de inyeccion WAG, son los factores que
generan mayor interés y demandan mayor cuidado. Una compafia que
piensa implementar un proceso de inyeccion WAG, centra su interés en
manipular estos factores operacionales de tal modo que al menor costo se

obtengan las mejores eficiencias de recobro.
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Como se muestra en la figura 47 los parametros operacionales analizados

fueron:

Relacion WAG.
Tamano de los baches.
Duracion de ciclo WAG.

Volumen total de gas inyectado.

O O O o©

A continuacion se describen los resultados obtenidos para cada uno de ellos.
2.3.1.1. Andlisis de sensibilidad a la relacion WAG.

Para el caso base de inyeccion WAG se establecié un tamano de bache del
5% del volumen poroso del yacimiento. Este porcentaje representa una
inyeccion de agua de 724 bbl/d (181 barriles por dia por pozo) y 4064 ft*/d de

gas a condiciones de yacimiento (1016 ft*/d/pozo).

Con base en los criterios del caso base de simulacién vy del screening
existente para el proceso WAG, se plante6 una variacion de la relacion WAG
de tal modo que se variara el volumen de gas inyectado, dejando fijo el
volumen de agua inyectada. Esto se hizo con el fin de evaluar la incidencia

del gas en la inyeccion WAG. (Ver tabla 15).
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Tabla 15. Variacion de la relacion WAG.

Tasade gas Tasadeagua Numero de

Relacion WAG (ft3/d/pozo) (bbl/d/pozo) ciclos
Relacion 1: 2 2032 181 5
Relacion 1: 1.5 1524 181 7
Relacion 1: 1 1016 181 10
Relacion 1: 0.5 508 181 20

En la tabla 15, la primera columna se refiere a la relacion entre el volumen
inyectado de agua y el volumen inyectado de gas durante un ciclo de
inyeccion WAG. Como se fijo un tamafio de bache de 5% del volumen
poroso de yacimiento el volumen de agua inyectado es de 181 bbl/d/pozo.
Partiendo de este volumen, se efectuaron las variaciones al volumen
inyectado de gas. Una relacion 1:1 Representa un volumen de agua
inyectada equivalente a un volumen de gas. Una relacién 1:2 indica que se

inyecta el doble de volumen de gas que de agua, y asi sucesivamente.
Debido a que el volumen total de gas inyectado es el mismo para todos los

casos, el numero de ciclos para cada relacion WAG varia de acuerdo al

volumen de gas inyectado en cada ciclo.
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Figura 48. Respuesta del factor de recobro durante la inyeccion WAG

variando la relacion agua/gas inyectada.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

La figura 48 muestra el comportamiento del factor de recobro del modelo de
simulaciéon durante la inyeccion WAG variando la relacion agua: gas
inyectada. Como se observa, el comportamiento de las curvas no es el
mismo a través del tiempo. Esto se debe a que cada una de las curvas
representa una tasa de inyeccién de gas diferente. En las relaciones en las
que se inyecta mayores cantidades de gas que de agua, la tasa de inyeccion
de gas es mayor, y el numero de ciclos es menor. Como el volumen total de
gas inyectado es el mismo para todas las curvas al culminar el ultimo ciclo de
inyeccién (50% de VP), y como la duracion de los ciclos es la misma (1 afio),
las curvas que tienen mayores tasas de inyeccion, alcanzan el ultimo ciclo

mas rapido que las otras.
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Debido a que las curvas no son comparables entre si cuando se grafica el
factor de recobro contra el tiempo, es necesario graficar el factor de recobro
contra el volumen de gas inyectado. Si se quiere evaluar la eficiencia de la
inyeccion WAG, se grafica la diferencia entre el factor de recobro de la
inyeccion WAG y de la inyeccion de agua contra el volumen de gas
inyectado. El resultado es una grafica como la que se muestra en la figura
49.

Figura 49. Diferencia entre el factor de recobro de la inyeccion WAG vy la

inyeccion de agua contra el volumen de gas inyectado.
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En esta grafica, la inyeccion de agua esta representada por una linea

horizontal que intercepta el punto cero “0” del eje vertical. Cuando se inicia
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un bache de gas, se observa un desplazamiento de la curva tanto en sentido
horizontal como en sentido vertical, ya que el grafico esta realizado en
funcién del volumen de gas inyectado. Durante la inyeccidn de agua solo se
observa un aumento en el factor de recobro, ya que la inyecciéon de agua no
afecta el volumen de gas inyectado. Como se puede observar, la relacion
WAG 1:2 es la que mejores resultados presenta, y esto puede deberse a que
a mayores cantidades inyectadas de gas (mayores tasas de inyeccion), mejor
es la estabilidad del frente de inyeccion, y mejor es el proceso de
desplazamiento del petréleo entrampado. En situaciones en las que el
volumen inyectado de gas es menor que el volumen inyectado de agua, se
observa una pendiente negativa. En este caso es mejor continuar inyectando

agua, que iniciar un proyecto de inyeccion WAG.

La figura 50 muestra el comportamiento del corte de agua contra el tiempo
para cada una de las relaciones WAG. Se puede observar que a mayores
relaciones agua-gas, es decir a mayores tasas de inyeccidn de gas se
obtiene una mayor reduccion de la produccion de agua. Como entra un
mayor volumen de gas que de agua al yacimiento en cada ciclo, se produce

un volumen mayor de gas, y se reduce el volumen de agua.
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Figura 50. Corte de agua contra tiempo para un proceso de inyeccion WAG

en el que varia la relacién agua: gas inyectada.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

2.3.1.2. Analisis de sensibilidad al tamafno de los baches.

De igual modo que para la sensibilidad de la relacion WAG, para el tamano
de bache, se propuso una variacion a partir del caso base de simulacion,
teniendo en cuenta el screening propuesto anteriormente. El caso base fue
construido con un tamafo de bache de 5% de VP, una relacion WAG 1:1,
una duracion de ciclo de 1 afio y un volumen total de gas inyectado de 50 %
de VP.
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Para la sensibilidad del tamafio de bache se dejo constante todos los
parametros del caso base, excepto el volumen de gas y agua inyectado en

cada ciclo. Se propuso la siguiente variacion:

Tabla 16. Variacion al tamano de bache.

Tasade gas Tasade agua
Tamaio de bache

(ft3/d/pozo) (bbl/d/pozo)

2.5%VP 508 90.5
5% VP 1016 181
7.5% VP 1524 271.5
10% VP 2032 362
15% VP 3048 543

Como se observa en la tabla 16, a medida que aumenta el tamafo de bache,
también aumentan las tasas de agua y gas inyectadas debido a que la

duracién del ciclo es la misma para todos los casos.

La figura 51 muestra la respuesta del factor de recobro a medida que se
varia el tamafo de bache de agua y gas en la inyeccion WAG. Para tamanos
de bache menores al 10% de VP, a medida que aumenta el tamafio de
bache, es decir, la tasa de inyeccién, también aumenta el factor de recobro.
Sin embargo, para tamafos de bache mayores al 10% de VP, el factor de
recobro tiende a disminuir a medida que aumenta el tamafo de bache. Este
comportamiento puede deberse a que estos tamafios de bache incurren en
tasas altas de inyeccidon y pueden causar graves danos a la formacién y a las

tuberias de inyeccion. Adicionalmente, inyectar a estas tasas es bastante
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costoso, pues requiere equipos especiales de inyeccion. Las tendencias de
estas curvas pueden apreciarse mejor sobre un grafico en funcién del
volumen de gas inyectado, en lugar de tiempo, como el realizado para el

analisis de la relacion WAG.

Figura 51. Comportamiento del factor de recobro durante la inyeccién WAG
a diferentes tamanos de bache.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

La figura 52 presenta un grafico de la diferencia entre el factor de recobro de
la inyeccion WAG vy la inyeccion de agua contra el volumen de gas inyectado.
Asi como para la relacion WAG, esta grafica presenta la eficiencia adicional
de la inyeccion WAG variando el tamafo de bache. La inyeccion de agua
esta representada por la linea horizontal que intercepta el punto cero “0” del

eje vertical. Como se observa, la mejor tendencia es la del tamafio de bache
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de 7.5% VP. Esta curva representa tasas inyectadas de agua y de gas
intermedias que son benéficas para la eficiencia del proceso. Las curvas del
tamafo de bache de 10% de VP Y de 15% de VP muestran una tendencia
menos eficiente que las tendencias de tamafios de bache menores al 10% de
VP.

Figura 52. Diferencia entre el factor de recobro de la inyeccion WAG vy la
inyeccion de agua contra el volumen de gas inyectado variando el tamafio de

bache inyectado.
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Aunque las tasas de produccion de aceite en tiempos tempranos son
mayores al aumentar el tamafo del bache, en tiempos medios y tardios la
produccion de aceite es mayor para tamafios de bache menores. Esto puede

deberse a varios factores. En primer lugar, es posible que el yacimiento
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reciba altas tasas de inyeccion en un principio, pero luego debido al dafio a la
formacion, esta se tapone y no reciba mas fluidos; Y en segundo lugar, la
formacion puede estar recibiendo todas las cantidades inyectadas, sin

embargo, estos fluidos pueden estarse canalizando hacia el pozo productor.

El comportamiento del corte de agua es similar al de la sensibilidad de la
relacion WAG. La figura 53 muestra la respuesta del corte de agua contra el
tiempo para diferentes tamanos de bache. Se presentan cambios drasticos
para los tamafos de bache mas grandes, y se alcanzan los limites
economicos mucho mas rapido que para los baches de menor tamano, cuyo

comportamiento es mucho mas homogéneo.

Figura 53. Respuesta del corte de agua durante la inyeccion WAG, variando

los tamanos de bache inyectados.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.
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2.3.1.3. Andlisis de sensibilidad a la duracién del ciclo WAG.

La duracion del ciclo WAG es un parametro importante que debe analizarse
con el fin de optimizar el proceso de inyeccion. Para esto, se analiz6 la
respuesta del yacimiento manteniendo las tasas de inyeccién constantes, y
variando la duracién de los ciclos de inyeccion. La tabla 17 presenta las

variaciones hechas al caso base con respecto a la duracion del ciclo WAG.

Tabla 17. Variaciones a la duracion del ciclo WAG.

Duracion del ciclo Tasade gas Tasadeagua Numero de
WAG (ft3/d/pozo) @ (bbl/d/pozo) ciclos
6 meses 1016 181 20
12 meses 1016 181 10
24 meses 1016 181 5

Como se menciond anteriormente, las tasas de inyeccion de agua y gas
permanecen constantes a medida que avanza la inyeccion WAG. Un ciclo
WAG de seis meses corresponde a una inyeccion de gas y de agua durante
3 meses cada una, es decir la primera mitad del ciclo corresponde a la
inyeccion de gas, y la segunda mitad corresponde a la inyeccién de agua. De

igual manera funciona para los ciclos de 12 meses y de 24 meses.

La figura 54 muestra la respuesta del factor de recobro durante la inyeccion

WAG variando la duracién de los ciclos de inyeccién. Como se puede
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observar, se obtiene un mayor factor de recobro cuando la frecuencia del

ciclo es mayor, es decir, cuanto menor es la duracion del ciclo.

Figura 54. Respuesta del factor de recobro durante la inyeccion WAG

variando la duracién del ciclo.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

La variacion del factor de recobro para el ciclo de 6 meses y el de 12 meses
es muy similar, y la decisién de inyectar una forma u otra depende de la
facilidad de conseguir el gas de inyeccién. Los ciclos WAG de 6 meses dan
un poco mas de tiempo para conseguir los volumenes de gas a inyectar. A
diferencia de estos dos anteriores, los ciclos de inyeccién de 24 meses, no
son rentables, debido a que el gas no mantiene la presién en el yacimiento.

Por el contrario, si no se alterna la inyeccion de gas con baches de agua en
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intervalos prudentes, de tal modo que las pérdidas de presion por el gas sean
compensadas por el agua, el yacimiento va a entrar en una etapa de
deplecion y al iniciar la inyeccion de un bache de agua posterior a un afno de
inyeccion de gas, necesariamente ésta se vera obligada a llevar a cabo un
proceso de llenado que no proporciona ningun tipo de beneficio a la

inyeccion.

La figura 55 muestra de un modo mas claro lo que se menciono

anteriormente.

Figura 55. Diferencia entre el factor de recobro de la inyeccion WAG vy la
inyeccion de agua contra el volumen de gas inyectado variando la duracion
del ciclo WAG.
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La figura 55 muestra claramente que para la curva cuya duracién de ciclo es
de 24 meses, los periodos de inyeccion de agua experimenta un fendmeno
de llenado que no permite aumentar el factor de recobro del proceso. En

general, la eficiencia del proceso la esta asumiendo la inyeccién de gas.

2.3.1.4. Andlisis de sensibilidad al volumen total de gas inyectado.

Para este analisis, se analiz6 nuevamente las graficas 49, 52 y 55 y se llego
a la conclusién, que a pesar que todas las curvas en ellas muestran
variaciones al caso base inicial, y que se grafican bajo diferentes parametros
operacionales, sus tendencias son similares, y se puede concluir varios

aspectos importantes de ellas:

o En primer lugar, que se pueden obtener factores de recobro adicionales

durante los primeros 0.3 volumenes porosos inyectados de gas.

o En segundo lugar, que inyectar cantidades adicionales de gas posteriores
a los 0.3 volumenes porosos inyectados, no garantiza un aumento en el
factor de recobro adicional. Esto solo es posible durante un lapso muy

corto de tiempo, y bajo la condicion de inyectar a altas tasas.
o En tercer lugar, que bajo ninguna circunstancia se obtienen factores de

recobro adicionales si se inyectan volumenes de gas superiores a 0.4

volumenes porosos.
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Como resultado del analisis de sensibilidad realizado a los parametros

operacionales se obtuvo las siguientes tablas:

Tabla 18. Resultados analisis de sensibilidad a la relacion WAG.

Relacion WAG FR Corte de agua Corte de gas
<1 * t* t*
>1 L 4 *+t $

Tabla 19. Resultados analisis de sensibilidad al tamano de bache.

Tamano de - Corte de Corte de Presion
bache agua gas yacimiento
<10% VP 2 ) * ) 2 )
>10% VP L 4 Tt Tt 2 )

Tabla 20. Resultados analisis de sensibilidad a la duracion del ciclo.

Duracion Presion

del ciclo yacimiento
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Tabla 21. Resultados analisis de sensibilidad al volumen total de gas

inyectado.
Volumen total de gas inyectado FR
<30% VP *+t
Altas tasas

30% VP < Gas inyectado < 40% VP
Bajas tasas

>40% VP $

2.3.2. Analisis de sensibilidad de parametros de yacimiento.

El andlisis de sensibilidad de los parametros de yacimiento se basé
especificamente en el espesor de la zona productora, y en el area del patron.
A pesar que el primero de ellos sea un factor imposible de modificar en el
yacimiento, si es necesario evaluar el desempefio de la inyeccion WAG en
formaciones con espesores netos productores diferentes, para determinar en
qué tipo de yacimientos es mucho mas recomendable aplicar un proceso de

inyeccion WAG.

2.3.2.1. Andlisis de sensibilidad al espesor neto productor.
Segun el screening técnico existente, no es recomendable implementar un

proceso de inyeccion WAG en formaciones cuyo espesor neto productor

supere los 100 pies.
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A continuacion se presenta la variacion propuesta para analizar este

parametro.

Tabla 22. Variaciones al espesor neto productor.

Espesor neto productor
(Pies)

50

70

100

150

La figura 56 muestra la respuesta del factor de recobro durante la aplicaciéon
de un proceso de inyeccion WAG para diferentes espesores netos de la
formacion productora. Como se puede observar, las curvas se superponen
unas a otras en la etapa de produccion primaria. Esto se debe a que cada
una de las formaciones esta produciendo a su maxima capacidad, y el pozo
productor no tiene ninguna restriccidon. A pesar, que las formaciones de
mayor espesor tienen una mayor cantidad de hidrocarburos in-situ, también
estan produciendo cantidades mayores de aceite. Asi, la eficiencia de

recobro para todas las curvas se ve compensada.

107



Figura 56. Respuesta del factor de recobro durante la inyeccion WAG,

variando el espesor neto productor.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

El proceso de recobro secundario y terciario se ve favorecido por los modelos
de menor espesor. Esto se debe en primer lugar a que las cantidades de
aceite a desplazar son menores, y en segundo lugar, a que los efectos
gravitacionales no son tan notables en este tipo de formaciones, y por lo
tanto, la eficiencia de barrido macroscoépico y la eficiencia de desplazamiento
microscopico es mejor. En los modelos de mayor espesor, el agua tiende a
caer hacia el fondo de la formacion y el gas tiende a desplazarse hacia el

tope de la misma, ocasionando un pobre barrido de la zona de interés.
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La figura 57 muestra el comportamiento de la presion promedio del
yacimiento durante un proceso de inyeccion WAG, para diferentes espesores
netos productores. Como se puede observar, la presion se mantiene mas en
los modelos de menor espesor. Esto se debe a que las tasas de inyeccién
para todas las curvas permanecen constantes y serdn mucho mas efectivas

en los modelos cuyo espesor es mas bajo.

Figura 57. Respuesta de la presion promedio de yacimiento durante un

proceso de inyeccion WAG, para diferentes espesores netos productores.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.
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2.3.2.2. Andlisis de sensibilidad al &rea del patron.

Como se ha mencionado anteriormente, el proceso de inyeccion WAG se
inicia luego de una inyeccion de agua previa. En general los procesos de
inyeccion de agua manejan patrones de inyeccion aproximados de 40 acres.
Esta es un area bastante grande para implementar un proceso de inyeccion
WAG, debido a las grandes distancias que tendria que recorrer el gas desde
los pozos inyectores hasta los pozos productores. Esta distancia es propicia

para que el gas se canalice y cree una capa en el tope de la formacién.

Es necesario hacer una sensibilidad al area del patron para poder evaluar la
viabilidad de implementar un proceso de inyeccion WAG en un campo. Para
esto se propuso una variacion del area del patron de inyeccién, manteniendo
constantes todos los parametros WAG tal como se plantearon para el caso
base de simulacion. Las variaciones propuestas se encuentran consignadas
en la tabla 23.

Tabla 23. Variaciones al area del patrén.

Area del patrén de inyeccion

(acres)

40

80
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La figura 58 muestra el comportamiento del factor de recobro durante la
inyeccion WAG para diferentes areas de inyeccion. Como se observa, el
factor de recobro aumenta a medida que disminuye el espaciamiento entre
pozos. Esto se debe en primer lugar, a que la cantidad de hidrocarburos in
situ es menor en los patrones de menor tamafo. Y en segundo lugar se debe
a que la inyeccion WAG no es tan eficiente a grandes distancias debido a
que las fuerzas viscosas hacen que el gas migre hacia el tope de la

formacién y no desplace las cantidades deseadas de hidrocarburos.

Figura 58. Respuesta del factor de recobro durante la inyeccion WAG,

variando el area del patron de inyeccion.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.
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La figura 59 muestra el comportamiento de la presion promedio de
yacimiento durante la inyeccion WAG para diferentes areas del patrén de
inyeccion. En esta figura se ve claramente que debido a la extension del area
de inyeccion, la presion se mantiene mas en los patrones mas grandes. En
estos patrones la cantidad de hidrocarburos in situ es mucho mayor, y por lo

tanto los modelos no se depletan tan rapidamente.

Figura 59. Respuesta de la presidon promedio de yacimiento durante un

proceso de inyeccion WAG, variando el area del patron de inyeccion.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

112



2.3.3. Analisis de sensibilidad a las propiedades de los fluidos.

Asi como no es posible cambiar el espesor de una formacion productora,
tampoco lo es manipular por completo las propiedades de los fluidos del
yacimiento. A raiz de esto, el analisis de sensibilidad planteado para las
propiedades de los fluidos solo se limita a obtener informacion acerca de que

tipos de crudo aceptan de mejor manera la aplicacion de un proceso WAG.
2.3.3.1. Andlisis de sensibilidad a la densidad API del crudo.
Para el analisis se plante6 una variacién a la densidad API del crudo como lo

muestra la tabla 24. Los parametros WAG se mantuvieron constantes en los

valores iniciales propuestos para el caso base.

Tabla 24. Variaciones a la densidad API del crudo.

Densidad API del crudo
(°API)

25

30

35

40
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La figura 60 muestra la variacion del factor de recobro durante la inyeccién
WAG para diferentes tipos de crudo. Es claro que el proceso presenta
mejores resultados en crudos livianos, que en crudos intermedios o pesados.
Esto se debe a dos factores importantes; en primer lugar, los crudos livianos
tienen mayor movilidad que los crudos pesados, y por lo tanto su produccion
es mayor; y en segundo lugar, las caracteristicas y las propiedades del gas
de inyeccidn se asemejan mas a las propiedades de los crudos livianos
permitiendo que se desarrolle un frente de inyeccibn mucho mas estable, y

que los fluidos en el yacimiento viajen a velocidades similares.

Figura 60. Respuesta del factor de recobro durante la inyeccion WAG,

variando la densidad API del crudo.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.
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2.4. CONSTRUCCION DEL MODELO DE SIMULACION
HETEROGENEO.

Partiendo del modelo homogéneo, se construyé un modelo heterogéneo con
el fin de determinar la eficiencia del proceso WAG en yacimientos
estratificados, y con el animo de acercar el modelo conceptual inicial, a un

modelo mas representativo de la realidad de un yacimiento.

El modelo heterogéneo tiene las mismas dimensiones que el modelo
homogéneo presentado en la figura 31. Las propiedades del modelo y las
propiedades de los fluidos contenidos en él se encuentran explicadas en las
tablas 6 y 7. Las unicas propiedades que se alteraron del modelo conceptual
homogéneo, fueron: la distribucibn de permeabilidades verticales vy

horizontales, y la porosidad.

Para el analisis del modelo heterogéneo se plantearon tres aspectos de

analisis importantes tal como lo muestra la figura 61.

Figura 61. Analisis al modelo heterogéneo.

Modelo de simulacion
heterogéneo
ANALISIS A LA DISTRIBUCION DE
PERMEABILIDADES

ANALISIS DE MODELOS CON INTERCALACIONES |
DE ARCILLAS

ANALISIS A LA RELACION Kv/Kh J
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A continuacion se hace un analisis de cada uno de ellos.

2.4.1. Analisis ala distribucion de permeabilidades.

Para efectuar este analisis, se plantearon tres tipos de distribucion de
permeabilidades. El modelo general consta de 5 capas de 10 pies cada una,
para un total de 50 ft. Cada capa tiene un valor de permeabilidad diferente.
La distribucion de permeabilidad de las capas varia de acuerdo a la
distribucién propuesta en la figura 62.

Figura 62. Distribuciones de permeabilidad.
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[ Modelo heterogéneo Caso 1 ] [ Modelo heterogéneo Caso 2 J

[ Modelo homogéneo Caso 3 }
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El caso 1, corresponde a una distribucidn de permeabilidades creciente en
sentido descendente. Esto significa que la capa de menor permeabilidad es
la que se encuentra en el tope, y la de mayor permeabilidad es la que se
encuentra en el fondo. El caso 2, representa un modelo de permeabilidades
decreciente en sentido descendente. Esta distribucién es inversa a la
distribucion del caso 1. Los valores de permeabilidad de los casos 1y 2 son
los mismos, pero en sentido contrario. Estos valores se encuentran
consignados en la tabla 25. El caso 3, corresponde a un modelo homogéneo
de 5 capas de 10 pies cada una, con propiedades iguales. Los valores de
porosidad y permeabilidad horizontal del modelo homogéneo, permiten tener
la misma cantidad de hidrocarburos in situ que los casos 1 y 2. Las

propiedades del caso 3 se encuentran consignadas en la tabla 26.

Tabla 25. Propiedades de permeabilidad y porosidad de los casos 1y 2.

8 2 0.02
50 12.5 0.11
100 25 0.15
500 125 0.23

1000 250 0.26
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Para los casos 1 y 2 se manejo una relacion Kv/Kh de 0.25 y la porosidad

para cada capa se calculd por medio de la siguiente correlacion:

k = Ae®

Donde k es la permeabilidad horizontal de cada capa, ¢ es la porosidad de
capa, y Ay B son constantes que relacionan la permeabilidad y la porosidad.
Como se esta manejando un modelo conceptual, y adicionalmente, no se
tiene un registro histérico de porosidades y permeabilidades, las constantes
A y B se seleccionaron de acuerdo al siguiente procedimiento: en primer
lugar se establecieron seis valores aleatorios para cada una de las
constantes y se formaron diferentes combinaciones con ellas; en segundo
lugar se procedioé a calcular la porosidad para cada valor de permeabilidad
horizontal con las diferentes combinaciones establecidas en el paso anterior;
por ultimo, se tomo la combinacion que mejor ajustaba las permeabilidades

fijadas con las porosidades calculadas. Los valores seleccionados fueron:

A=5
B=20

El volumen de hidrocarburos in situ para los tres casos es de 1°194,700 bbl.
Para calcular las propiedades del medio poroso del caso 3, fue necesario en
primer lugar, calcular el OOIP de los casos 1 y 2. Con este valor y
conociendo la saturacidn de agua inicial, se calculé el volumen poroso total.
Posteriormente se efectud el calculo de porosidad conociendo el volumen
total del yacimiento. Y finalmente se empled la misma correlacion de
porosidad y permeabilidad de los casos 1 y 2 para calcular la permeabilidad
horizontal del modelo. La relaciéon Kv/Kh del modelo homogéneo también es
de 0.25.
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Tabla 26. Propiedades de permeabilidad y porosidad del caso 3.

Propiedad Valor

o 0.154
Kh (mD) 108.8
Kv (mD) 27.2

La figura 63 muestra la respuesta del factor de recobro para los tres casos
propuestos de distribucion de permeabilidad. Como se puede observar,
durante la produccion primaria, el caso 1 es el que produce mas
hidrocarburos. Esto se debe a que los efectos gravitacionales ayudan al
crudo a migrar hacia el fondo de la formacién, donde hay mayor
permeabilidad, y por lo tanto mayor movilidad del crudo hacia el pozo
productor. Este comportamiento genera un mayor depletamiento del modelo
ocasionado por la pérdida de fluidos. El caso 3 a pesar de no ser tan exitoso
como el caso 1, es un modelo mucho mas uniforme y mantiene mucho mas
la presion promedio del yacimiento, como se observa en la figura 64. Esto
permite tener mejores resultados si se aplica un método de recuperacion
secundaria cuyo objetivo sea entre otros, mantener la presion en el
yacimiento. Finalmente, el caso 2 es el que presenta los resultados mas
pesimistas. Esto se debe a que el aceite movil de los estratos mas
permeables se produce rapidamente, debido a la alta permeabilidad, y el

aceite remanente que se desplaza a los estratos mas bajos, no se produce
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por las bajas permeabilidades en este sector. Este es el modelo que mas

rapido se depleta.

Figura 63. Comportamiento del factor de recobro del modelo heterogéneo

variando la distribucion de permeabilidades.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

Si se observa la figura 63 en la etapa de produccion secundaria, se puede
ver que el caso 3 es el que mejores resultados presenta durante la inyeccion
de agua. Esto se debe a que el frente de inyeccidon es mucho mas estable
que en los otros casos, y adicionalmente la presiéon promedio del yacimiento
es superior. En el caso 1 la inyeccién de agua no arroja buenos resultados.
La distribucion de permeabilidades para este caso, y la movilidad del agua,
hacen que esta migre rapidamente hacia el fondo de la formacion, y se

pierda por el pozo productor, sin haber barrido los volumenes de aceite
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deseados. La inyeccion de agua en el caso 2 da buenos resultados, pero no
es superior a la inyeccion de agua en el modelo homogéneo. La distribucion
de permeabilidades en este caso permite tener un mejor control del frente de
inyeccion debido a que reduce los efectos gravitacionales ejercidos sobre el

agua, y esto ayuda a desplazar una mayor cantidad de aceite in-situ.

Cuando se aplica la inyeccion WAG, la respuesta de los modelos es
diferente. Si se comparan las curvas de los tres casos, el modelo homogéneo
es el que mayor factor de recobro presenta. Esto se debe en primera
instancia a que la inyeccidn de agua previa es exitosa y adicionalmente, a
que las propiedades de la roca son uniformes a lo largo de toda la formacion
permitiendo que se tenga un frente de inyeccién estable. Como el gas tiende
a desplazarse hacia el tope de la formacién, y el agua se mueve hacia el
fondo, la distribucién de permeabilidades del caso 1 presenta las mejores
condiciones de aplicacion del proceso de inyeccion WAG. Este modelo
permite retrasar el movimiento del gas hacia el tope debido a que los estratos
de menor permeabilidad se encuentran por encima de los estratos de mayor
permeabilidad. Con ello se obtiene un frente mas uniforme durante un mayor
lapso de tiempo. El caso 2 por el contrario, representa al modelo con las
peores condiciones de aplicacion de la inyeccion WAG. Esto se debe a que
los estratos de mayor permeabilidad estan ubicados en el tope de la
formacion, y el gas tiende a migrar rapidamente hacia esta zona, sin realizar

el proceso de desplazamiento, como se espera.
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Figura 64. Comportamiento de la presion promedio del modelo heterogéneo

variando la distribucion de permeabilidades.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

Luego de haber comparado la respuesta de los tres modelos entre si, es
necesario analizar el factor de recobro adicional obtenido con la inyeccion
WAG sobre la inyeccion de agua en cada uno de los modelos. Para ello se
construyé una gréafica de la diferencia entre el factor de recobro de la
inyeccion WAG y de la inyeccidon de agua contra el volumen poroso de gas
inyectado. La figura 65 muestra el comportamiento obtenido con los tres
casos propuestos. Como se puede observar, a pesar que el modelo
homogéneo presenta la mejor respuesta cuando se comparan todas las
curvas entre si, no es el mejor escenario si se analiza el factor de recobro
adicional de la inyeccion WAG. El modelo que mejor se comporta es el
modelo del caso 1, porque la distribucidén de permeabilidades para este

modelo permite que el gas desplace un volumen mayor de hidrocarburos que
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en los casos 2 y 3. A pesar de obtenerse un factor de recobro adicional con
el caso 2, este no es el escenario ideal para aplicar un proceso de inyeccion
WAG porque el gas se mueve hacia el tope y se pierde rapidamente por el
pozo productor. El caso 3 presenta buenos resultados, sin embargo, no es un
escenario comun dentro de los yacimientos reales, asi que no es un modelo

muy representativo.

Figura 65. Diferencia entre el factor de recobro de la inyeccion WAG vy la
inyeccion de agua contra el volumen de gas inyectado variando la

distribucion de permeabilidades.
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Lo que se observa en las figuras 63 y 65 puede clarificarse con los graficos
de los perfiles de saturacion de gas de la figura 66. En ella se ve claramente
que el modelo del caso 1 es el que mejor responde a la inyeccion WAG, y se

observa como el frente de desplazamiento es mucho mas uniforme que en
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los otros dos modelo. Por su parte el modelo del caso 2, evidencia los
problemas que se presentan cuando se inyecta gas en una formacién cuyos

estratos mas permeables se encuentran en el tope.

Figura 66. Perfiles de saturacién de gas variando la distribucion de
permeabilidades.

[ Modelo heterogéneo Caso 1 ]

[ Modelo heterogéneo Caso 2 }

[ Modelo homogéneo Caso 3 ]

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.
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2.4.2. Anélisis de modelos con intercalaciones de arcillas.

El objetivo principal de este analisis es evaluar el comportamiento del frente
de inyeccion WAG, cuando se disminuye el espesor de las arenas
productoras con intercalaciones de arcillas sin variar el espesor neto
productor total. Es decir, que partiendo de un modelo homogéneo de 50 pies
de arena neta, se construyen 3 modelos adicionales con intercalaciones de la

siguiente manera:
0 Un modelo de 2 capas productoras, de 25 pies cada una.
0 Un modelo de 7 capas productoras, de 7.143 pies cada una.

0 Un modelo de 10 capas productoras de 5 pies cada una.

La figura 67 presenta los cuatro modelos propuestos para este analisis. Y la
tabla 27 presenta las caracteristicas de cada uno de ellos.

Figura 67. Modelos de intercalacion de arcillas.

Modelo homogéneo Modelo heterogéneo de 2 capas
Modelo heterogéneo de 7 capa.s Modelo heterogéneo de 10 capas
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Tabla 27. Caracteristicas de los modelos con intercalaciones de arcillas.

Espesor de capa Porosidad Kh Kv
# Capas : »
(Pies) (fraccién) (mD) (mD)

2 25

0.154 108.8 27.2
7 7.143
10 5

Como se observa en la tabla 27, todas las capas de cada modelo tienen las

mismas propiedades de roca.

La figura 68 muestra el comportamiento del factor de recobro para los cuatro
modelos. A medida que el espesor de las capas productoras disminuye
manteniendo constante el espesor total, El factor de recobro aumenta tanto
en produccion secundaria, como en la inyeccion WAG. Por un lado, a menor
espesor de las capas, menor va a ser el efecto de segregacion gravitacional
del agua inyectada, y esta tendera a barrer una mayor cantidad de
hidrocarburos del yacimiento. Por otro lado, a menor espesor de las capas
productoras, el gas no se desplaza hacia el tope de la formacion de una
manera tan aguda, por el contrario se mantiene un frente de inyeccion mucho
mas uniforme a lo largo de la formacion. Esto permite que el gas desplace un
mayor volumen de aceite entrampado. Los perfiles de saturacion durante la
inyeccion WAG permiten ver de una manera mas clara, las razones por las
cuales a medida que el espesor de arena disminuye, el factor de recobro

aumenta. Estos perfiles se muestran en la figura 69.
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Figura 68. Respuesta del factor de recobro de un modelo intercalado arenas-

arcillas, variando el espesor de arena productora.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

Figura 69. Perfiles de saturacion de gas durante un proceso de inyeccién

WAG, variando el espesor de las capas productoras.

[ Modelo homogéneo ]
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[ Modelo heterogéneo de 2 capas ]

[ Modelo heterogéneo de 7 capas ]

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.
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2.4.3. Anédlisis alarelacién Kv/Kh.

Este analisis se efectud con el fin de evaluar la respuesta del yacimiento si se
reducia la permeabilidad vertical del modelo, dejando constantes las demas
variables, tanto operacionales como de yacimiento. Para ello se tomd un
modelo de una capa de 50 pies de espesor. A este modelo se le varid la
permeabilidad vertical de acuerdo a las relaciones Kv/Kh mostradas en la

figura 70.

Figura 70. Variacion de la permeabilidad vertical de acuerdo a la relacion
Kv/Kh.

Como se observa en la tabla 28, la permeabilidad horizontal y la porosidad

permanecen constantes en los tres modelos.

Tabla 28. Propiedades modelo de analisis de la relacién Kv/Kh.

Relacion
Kh (mD) Kh (mD) Porosidad
Kv/Kh
0.1 108.8 10.88 0.154
0.2 108.8 21.76 0.154
0.25 108.8 27.2 0.154
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La figura 71 muestra la respuesta del factor de recobro de los tres casos
analizados en los que se varia la relacion Kv/Kh. Como se puede observar a
medida que disminuye esta relacion, se obtiene una mejor respuesta del
factor de recobro. Esto se debe a que a medida que disminuye esta relacion,
también disminuye la permeabilidad vertical. Esta disminucién en la
permeabilidad vertical ocasiona que los fluidos se desplacen verticalmente
con menor velocidad, disminuyendo los efectos de segregacion gravitacional,

y estabilizando el frente de inyeccidn.

Figura 71. Respuesta del factor de recobro para los modelos de andlisis de

la variacion de la relacion Kv/Kh.
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A partir del analisis al modelo heterogéneo, se construyo tres tablas que
resumen los principales resultados y conclusiones presentados

anteriormente.

Tabla 29. Resultados analisis a la distribucion de permeabilidades.

Distribucion de >
permeabilidad | >

FR Secundario 4 1t e

FR Terciario 11 1t e

Tabla 30. Resultados analisis al espesor de las arenas productoras.

Intercalacion de

arcillas

Disminuye el espesor

de la arena

Tabla 31. Resultados analisis a la relacion Kv/Kh.

Relacion Kv/Kh

Disminuye la relacion
Kv/Kh
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3. ANALISIS DE VIABILIDAD DEL PROCESO DE INYECCION WAG EN
UN CAMPO COLOMBIANO MEDIANTE SIMULACION NUMERICA.

Con el fin de llevar a cabo un analisis de viabilidad de la aplicaciéon de un
proceso de inyeccion WAG en un campo colombiano, se construyd un
modelo de simulacién que permitiera modelar las principales caracteristicas y
propiedades del yacimiento. EI campo seleccionado fue el campo llanito,
ubicado en la cuenca del Valle Medio del Magdalena. Este campo cuenta con
caracteristicas que se ajustan al screening existente en la literatura para el
proceso de inyeccion WAG, y al analisis previamente realizado en el
presente trabajo. Dentro de los parametros que hicieron candidato al campo
llanito se encuentran el espesor petrolifero promedio de la formacién a
modelar, que no supera los 50 pies, y no presenta buzamientos
considerables de gran angulo. Adicionalmente, este campo maneja un crudo
medio de aproximadamente 19 a 21° API, que permite el desplazamiento con

gas.

Para efectuar el andlisis, se selecciond en primer lugar una seccion del
campo que cumpliera con las condiciones de aplicabilidad del proceso y que
ademas se pudiera someter a una inyeccion de agua previa. Posteriormente,
se construyd el modelo de simulacion del sector con informacion geoldgica,
petrofisica y de produccién. Una vez construido el modelo, se procedié a
realizar un ajuste de la produccién primaria y secundaria, con los datos
proporcionados del campo al 2008. Por ultimo se implementd el proceso de
inyeccion WAG y se analizé el comportamiento del proceso en lo referente a
factor de recobro, tasas de produccion, presion promedio de yacimiento, y

cortes de agua y gas.
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A continuacion se presentan las principales caracteristicas del campo llanito
y del sector de analisis, que fueron fundamentales para la construccion del

modelo de simulacion, y del posterior analisis.

3.1. UBICACION DEL CAMPO LLANITO.

El campo llanito se encuentra ubicado en el departamento de Santander al
norte de la ciudad de Barrancabermeja en el occidente de la cuenca

sedimentaria del Valle Medio del Magdalena al sur del rio Sogamoso y al

oriente del rio Magdalena. Ver figura 72.

Figura 72. Ubicacion del campo llanito.
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Fuente: Modificacion mapa fisico-politico de colombia. Instituto Geografico Agustin
Codazzi.
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3.2. HISTORIA DEL CAMPO LLANITO.

El campo llanito fue descubierto por ECOPETROL en 1955 con la perforacion
del pozo Llanito-1. Durante la primera campafa de exploracién del campo se
perforaron 6 pozos que no justificaron el desarrollo del campo. No fue si no
hasta el afnio de 1960 que se considerd al pozo llanito-9 el descubridor del

campo con 580 BOPD en flujo natural.

La primera campafia de perforacién y desarrollo del campo se culminé en
1968 con la perforacion de 44 pozos, 2 de ellos secos y 3 gasiferos. Esta
campania permitié determinar los limites petroliferos de algunos sectores del

campo.

En el afno de 1981 se inicia la segunda campafna de desarrollo del campo con
el objetivo de reducir espaciamientos entre pozos y acelerar la recuperacion
de hidrocarburos. Adicional a las labores de perforacion se llevaron a cabo
operaciones de reacondicionamiento de algunos pozos para abrir nuevas
zonas productoras. La segunda campania de desarrollo del campo culmina en
el ano de 1985 con la perforacién total de 30 pozos, 28 de los cuales fueron

productores.

La tercera y ultima campafa de desarrollo se inicia durante el primer
semestre del afilo 2004. Durante este periodo se adquirid registros especiales
como el de resonancia magnética y se efectué muestreo de fluidos para

analisis PVT, entre otros.

El comportamiento general de los pozos del campo evidencia una rapida
deplecion del yacimiento para presiones por encima de la presion de punto
de burbuja. Luego se experimenta un periodo de estabilizacion de la presion

que lleva a concluir que el mecanismo de produccion del campo es empuje
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por gas en solucién y empuje parcial de agua. En la tabla 32 se observa el

estado de los pozos del campo llanito.

Tabla 32. Informacién actualizada de los pozos del campo llanito a 2008.

Estado de los pozos Cantidad

Productores 99
Abandonados parcialmente 31
Abandonados 24
Inactivos 98
Total 252

Fuente: Grupo técnico Valle Medio del Magdalena. Departamento de Yacimientos y

Produccién, Superintendencia de Mares. Ecopetrol. 2008.

3.3. MODELO ESTRUCTURAL DEL CAMPO LLANITO.

El campo llanito corresponde a la zona norte del tren productivo de fallas de
casabe (Ver figura 73). Aparentemente el campo llanito hace parte del
anticlinal Casabe-Galdn ya que presenta rasgos estructurales vy
geomorfolégicos que llevan pensar que su origen fue el mismo. Los
ambientes deposicionales y las paleocorrientes que arrastraban los detritos

fueron las mismas.
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Figura 73. Esquema general del campo llanito.
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GALA
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Fuente: Estimacion de tasa critica para el control de dano a la formacién, originado

por migracién de finos en los Campos Gala y Llanito. Proyecto de Grado.

Como se puede observar en la figura 73 el campo llanito se encuentra
dividido en 7 bloques separados por fallas inversas. El bloque siete del

campo llanito comparte su produccion con el campo Gala.
Segun interpretacion sismica y petrofisica, el campo llanito se presenta en el

subsuelo como un suave levantamiento del Cretaceo Superior, erosionado en

su parte central, de tal manera que deja hacia los bordes sedimentos del
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Cretaceo mas reciente (formacion Umir), y hacia el centro, aparece

parcialmente erosionada, la formacién La Luna.

La acumulacion de hidrocarburos ocurre en formaciones del Terciario y esta
controlada principalmente por factores estratigraficos combinados con

aspectos estructurales.

3.4. MODELO ESTRATIGRAFICO DEL CAMPO LLANITO.

La columna litolégica que se presenta en el Campo llanito, comprende rocas
que van de las edades del Jurasico hasta el Terciario reciente, como se
observa en la columna estratigrafica generalizada del Valle Medio del

Magdalena de la figura 74.

Formaciéon Colorado- Zona A. Comprende la seccion de arenas ubicadas

entre "La Cira Shale™ y los fésiles de la formacion Mugrosa.

Formacién Mugrosa- Zonas B y C. La formacién Mugrosa constituye la
parte basal del grupo Chuspas. Es una de las unidades de distribucion mas
amplia y constante del Valle Medio del Magdalena y puede subdividirse
litolégicamente en dos horizontes: El inferior Zona C predominantemente

arenoso y el superior Zona B, arenoso- arcilloso.
Formacién Esmeralda- Zona D. Constituye la parte superior del grupo

Chorro. Esta compuesta por arcillolitas lutiticas intercaladas por bancos de

areniscas.
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Figura 74. Columna estratigrafica generalizada del Valle medio del

Magdalena.
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3.5. CARACTERISTICAS DEL CAMPO LLANITO Y PROPIEDADES
PETROFISICAS.

El estudio desarrollado en el presente trabajo de investigacion se centra en el
analisis del desempefio del proceso de inyeccion WAG en las arenas de la
formacion mugrosa B. Esta formacion se subdivide en cuatro unidades
denominadas B1, B2, B3 Y B4. El modelo de simulacién se construy6 para

las zonas B2 y B3, que son los estratos de mayor aporte de fluidos a la
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produccion. La tabla 33 presenta las propiedades petrofisicas de las
unidades consideradas en el estudio en el area seleccionada. Estas unidades

son relativamente continuas a través de todo el patron de inyeccion.

Tabla 33. Propiedades petrofisicas promedio de las unidades en estudio de

la formacion mugrosa B.

Espesor . -
Formacién Unidad bruto Espes_or Poro‘,5|dad Permeabilidad
. neto (pies) (%) (mD)
(pies)
B2 300 24.25 21.92 90.17
Mugrosa B
B3 400 64.33 21.47 96.16

Fuente: Promedios PRIZM, Instituto Colombiano del Petréleo. Octubre de 2008.

La formacion del area de Llanito es altamente arcillosa, causando problemas
para la interpretacion de registros, ademas la alta salinidad de las aguas de
formacion afecta la respuesta en ellos, dificultando el establecimiento de
valores limites de porosidad vy resistividad que permite identificar el caracter
petrolifero o acuifero de una zona, asi también el alto grado de fallamiento

incrementa esta dificultad.

3.6. CARACTERISTICAS DE LOS FLUIDOS.

La calidad del crudo del campo llanito varia entre 17° APl Y 24°API. Estas
caracteristicas corresponden a un crudo medio que puede ser sometido a un
proceso de inyeccion de agua o a un proceso de inyeccién de gas. El GOR
inicial esta entre 200 y 400 SCF/STB.
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El agua de formacion del campo es salada, presenta 28000 ppm de CI'. Esta
salinidad es uno de los factores que impide una interpretacion precisa de los

registros eléctricos corridos en la zona.

3.7. DESCRIPCION DEL MODELO DE SIMULACION.

Luego de analizar el desempefio de la inyeccion WAG en un modelo
conceptual homogéneo y en uno heterogéneo, se construyé un modelo
conceptual sobre un area del campo llanito con el fin de llevar a cabo un
piloto de la técnica WAG, para determinar mediante simulacion numérica la
viabilidad de implementar este proceso desde el punto de vista técnico, para
incrementar la produccién del campo. La figura 75 muestra la distribucion de
los pozos en el campo llanito sobre un mapa de topes estructurales del

mismo, y el area seleccionada para el estudio.

El sector elegido para el modelamiento, corresponde a un patron piloto de
inyeccion de agua, que se encuentra en etapa de diseno. Al afio 2008 se han
establecido las condiciones operacionales suficientes para llevar a cabo una
simulacién numérica del proceso. Este piloto de inyeccion aun se encuentra
en etapa de estudios preliminares y se espera que para el aio 2009 se haga
efectivo. Existen dos razones principales por las cuales se seleccion6 esta
area de analisis; en primer lugar, porque el proceso de inyeccion WAG se
aplica posterior a una inyeccion de agua; y en segundo lugar porque no
existe otra area en el campo llanito ademas de la elegida para el estudio,
sobre la cual se haya efectuado un proceso de inyeccion de agua, o se haya

desarrollado un disefio preliminar de ella.

Los parametros operacionales fijados en el disefio previo realizado por

ECOPETROL para la inyeccién de agua, se emplearan para simular este
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proceso de recobro secundario, y sobre él analizar el desempefio del proceso
de inyecciéon WAG.

Figura 1. Mapa de pozos del campo llanito.
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En la figura 76 se puede observar un esquema ampliado de la zona
seleccionada para el modelamiento. Como se puede ver, se trata de un
sector ubicado entre los bloques 5 y 6 del campo llanito. Existe una falla de
no flujo que divide los dos bloques. El sector comprende un area de 247
acres, sobre la cual se encuentran ubicados 8 pozos productores. Cada uno
de estos pozos fue perforado en fechas diferentes como lo muestra la tabla

34, y su produccién acumulada es diferente.

Figura 76. Esquema del sector seleccionado para el modelamiento de la

inyeccion WAG.
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Fuente: Instituto Colombiano del Petréleo. 2008.

Los pozos llanito-21, llanito-77, llanito-97, llanito-102 y llanito-106, componen
el patron de inyeccidn disefiado. En medio de estos pozos se perforaran dos

pozos inyectores Iny-1 e Iny-2 ubicados segun lo muestra la figura 77. El
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area de inyeccion esta compuesta por dos patrones de cinco puntos

invertidos de aproximadamente 30 acres cada uno.

Tabla 34. Producciéon acumulada de los pozos del sector seleccionado para

la inyeccidon de agua y la inyeccion WAG.

. .. Produccion Produccion
Fecha de inicio
Pozo de produccion acumulada acumulada
P mugrosa B2 (bbl) mugrosa B3 (bbl)
Llanito-13 01/07/1961 - 379539
Llanito-21 01/10/1961 10607015 10912667
Llanito-38 01/10/1964 15305825 2130479
Llanito-77 01/07/1981 2783421 8089998
Llanito-97 01/02/1984 791813 13714527
Llanito-102 01/05/1985 112060 12185118
Llanito-106 01/04/2005 378166 431396

Fuente: Instituto Colombiano del Petréleo. ECOPETROL. 2008.

En la tabla 34 no se presenta la produccion del pozo llanito-96. Este pozo no
sera considerado dentro del estudio debido a que se encuentra ubicado al
otro lado de la falla, y por lo tanto no aporta fluidos del patrén considerado

para la inyeccion. Los calculos de factor de recobro se realizaron con base
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en el volumen de hidrocarburos in-situ del campo llanito, que corresponden

aproximadamente a 320°000,000 bbl de petrdleo.

Es importante aclarar que aunque el espesor bruto de las formaciones B2 y
B3 es demasiado grande para pensar en la aplicacion de un proceso de
inyeccion WAG, el espesor neto de cada formacion no supera los 70 pies.
Adicionalmente, se trata de una zona altamente estratificada, lo cual es

benéfico para la inyeccion WAG.

Figura 77. Area seleccionada para la inyeccion de agua.
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Fuente: Instituto Colombiano del Petréleo. 2008.
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El modelo de simulacion construido comprende un area total de 247 acres,
distribuidos en un grid de 11*10*12. Las dimensiones del enmallado de
simulacion se presentan en la tabla 35. Se emplearon mapas estructurales e
informacion de los pozos del patron para definir los topes de las unidades
mugrosa B2 y B3. Asi mismo, se fijaron las porosidades del modelo, y los

espesores netos productores.

Tabla 35. Dimensiones del grid de simulacion.

Direccion Dimensiones
X 11*298.2
Y 10*328
Z 6*50, 6*66.67

La figura 78 muestra el grid de simulacion en dos dimensiones. En esta
figura se puede observar la ubicacién de la falla y se aprecia la profundidad

de los topes a lo largo de toda el area.

En la figura 79 se puede observar el grid en tres dimensiones. En esta figura
se aprecia claramente la forma del anticlinal y la ubicacion de los pozos
productores. Cada uno de los pozos cuenta con informaciéon estructural,
petrofisica y de produccién que permitié fijar las propiedades de todo el

sector.
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Figura 78. Grid de simulacion en dos dimensiones del sector bajo estudio.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

Figura 79. Modelo de simulacion en tres dimensiones del sector bajo estudio.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.
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La curva de permeabilidades relativas correspondiente a la formacion

mugrosa B se presenta en la figura 80.

Figura 80. Curva de permeabilidades relativas de la formacion mugrosa B.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

En la tabla 36 se presentan las propiedades seleccionadas para el grid de

simulacién, y en la tabla 37 se presentan las propiedades de los fluidos.
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Tabla 36. Propiedades del grid de simulacion.

PROPIEDAD VALOR UNIDAD
Espaciamiento entre pozos 30 Acres
Profundidad del tope 5450 Pies
Presion inicial 2400 psi
Compresibilidad de la roca 2.74¢* 1/psi
Temperatura de yacimiento 135 °F

Tabla 37. Propiedades del fluido.

PROPIEDAD VALOR UNIDAD

Viscosidad del aceite 2 cP

Gravedad 21 API

Viscosidad del agua 0.432871 cP

Presion de saturacion 1900 psi
Gravedad especifica del gas (Aire) 0.7

Durante la etapa de produccion primaria, se ajusté los valores de produccion
acumulada de los pozos, el factor de recobro reportado y los eventos mas
importantes dentro de la etapa de desarrollo del campo. La figura 81

presenta una grafica de factor de recobro del campo llanito desde el afo
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1960 hasta el ano 2007. Como se puede observar, la curva presenta dos
cambios de pendiente importantes. Estos cambios se deben a las dos
primeras campafas de desarrollo implementadas en el campo llanito. La
primera de ellas se llevo a cabo entre los afios de 1960 y 1968 y la segunda
se efectud entre los afios 1981 y 1985. Como se puede observar, el factor de
recobro ultimo en produccion primaria es de aproximadamente 13% en el afio
2007. Esto quiere decir que aun resta un gran volumen de hidrocarburos por

extraer.

Figura 81. Comportamiento del factor de recobro en produccién primaria

para el campo llanito.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.
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Para efectuar el modelamiento de la produccién secundaria se perforaron
dos pozos inyectores Iny-1 e Iny-2 ubicados segun lo muestra la figura 82.
Se fij6 las condiciones operacionales de cada pozo de acuerdo a una

inyectividad establecida en el disefio inicial de 15 bbl/d/pozo/pie.

Figura 82. Ubicacion de los pozos en el patron de inyeccion.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

La figura 83 muestra el comportamiento del factor de recobro durante la
produccion secundaria para el modelo establecido. Como se puede observar,

la inyeccion de agua arroja resultados positivos para el campo. El factor de
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recobro adicional que se puede obtener con este proceso se aproxima al 9%

0 10%. Y el factor de recobro ultimo se pronostica en 24% para el afio 2025.

Figura 83. Comportamiento del factor de recobro en producciéon secundaria

para el campo llanito segun prondstico de simulacién numérica.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

El principal criterio de disefio de un proceso de inyeccion WAG, es el corte de
agua durante la produccién secundaria del campo. De acuerdo a la grafica
presentada en la figura 84, se selecciono el afio 2025 como fecha apropiada
para aplicar este proceso. Esta decision se tomo en primer lugar porque para

esta fecha los cortes de agua en el patrén son elevados, y en segundo lugar,
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porque para esta fecha el factor de recobro adicional de la inyeccion de agua

ya esta cercano a alcanzar su valor maximo.

Figura 84. Comportamiento del corte de agua durante la inyeccion de agua.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

Segun los resultados obtenidos en el estudio preliminar de los modelos
conceptuales construidos para la inyeccion WAG, se fijo un tamafo de bache
del 3% del volumen poroso correspondiente a 1°080,000 bbl o 6°064,200 cf.
La tabla 38 presenta los parametros operacionales establecidos en el disefio

del piloto de inyeccién WAG para el campo llanito.

152



Tabla 38. Condiciones operacionales de la inyeccion WAG.

Valor

Condiciones operacionales -
seleccionado

Corte de agua. 87%
Tamarno del bache. 3% VP
Relacion WAG. 0.5
Volumen total de gas inyectado. 30% VP
Frecuencia de ciclos. 1 afo
Espaciamiento entre pozos. 30 acres

Tasa de inyeccion de agua. 2960 bbl/d/pozo
Tasa de inyeccion de gas yacimiento. 16620 cf/d/pozo
Tasa de inyeccion de gas superficie. | 5°352,515 SCFD/pozo

Una vez fijadas las condiciones de operacién de los pozos inyectores, se
procede a inyectar los baches de agua y gas continuamente hasta finalizar
con el ultimo bache del 3% del volumen poroso. En la figura 85 se presenta

la respuesta del factor de recobro durante la inyeccion WAG.

Como se puede observar, la inyeccion WAG incrementa el factor de recobro
en aproximadamente un 4%. Una de las razones principales por la cual el
proceso resulta eficiente, es por la alta heterogeneidad de la formacion.
Como se ha mencionado antes, la diferencia de permeabilidades en el

yacimiento, permite crear obstaculos al desplazamiento vertical de los fluidos
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inyectados, y asi reducir los efectos gravitacionales sobre estos manteniendo

un frente de desplazamiento mucho mas estable.

Figura 85. Comportamiento del factor de recobro pronosticado para la

inyeccion WAG en el campo llanito.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

En conclusion, desde el punto de vista técnico resulta viable aplicar un
proceso de inyeccion WAG en el sector seleccionado del campo llanito como
método de recobro terciario para mejorar el desempefio de la inyeccion de
agua. Sin embargo, es importante efectuar un andlisis econédmico que
permita determinar la factibilidad de aplicar el proceso de acuerdo a costos

de inversion e ingresos por la produccion.
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CONCLUSIONES

El proceso de inyeccion WAG tiene como objetivo principal, desplazar
volumenes adicionales de aceite entrampados en el medio poroso. Por
ningun motivo se emplea como mecanismo para mantener la presion en
el yacimiento. Por el contrario, la presidn de formacion desciende
considerablemente cuando se inyectan baches de gas demasiado

grandes, o cuando se inyecta este fluido a tasas muy bajas.

Los procesos de inyeccion WAG deben manejar un equilibrio entre los
volumenes de gas y de agua inyectados para garantizar la eficiencia del

proceso y un mayor recobro de hidrocarburos. Esto se debe a:

v' Si se inyectan mayores cantidades de agua que de gas, se alcanzaran
cortes de agua elevados en muy poco tiempo.

v Si se inyectan mayores cantidades de gas que de agua, la presién del
yacimiento se reducira considerablemente y el agua experimentara un
proceso continuo de llenado de gas que no es benéfico para el

proceso.

El proceso de inyeccion WAG presenta muy buenos resultados en
yacimientos altamente heterogéneos debido a que la variacion de la
permeabilidad permite controlar mucho mejor el frente de inyeccion
reduciendo la segregacion gravitacional del agua y del gas. Estos fluidos
al desplazarse encuentran barreras que retardan su movimiento en

sentido vertical.

La técnica WAG es un proceso eficiente durante la inyeccion de los

primeros 0.3 volumenes porosos de gas. Por encima de este volumen, no
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se obtiene una recuperacion de hidrocarburos considerable debido a que
la presencia de gas entrampado en el yacimiento, comienza a reducir la
presion del sistema, y asi los fluidos desplazantes no ejercen ningun tipo

de influencia sobre el petréleo remanente.

La eficiencia de la inyeccion WAG aumenta en yacimientos con crudos
livianos debido en primer lugar a la mayor movilidad de estos fluidos
dentro del medio poroso; en segundo lugar a que la relacién de
movilidades entre el agua y el aceite es mucho mejor; y en tercer lugar,
porque los componentes livianos del aceite en el yacimiento son mas

compatibles con los componentes del gas inyectado.
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RECOMENDACIONES

Durante el desarrollo de un proceso de inyeccion WAG, se producen
volumenes considerables de agua y gas en superficie. Se recomienda no
inyectar a altas tasas para evitar elevar los costos de tratamiento y

manejo de estos fluidos.

Segun el estudio realizado, no se recomienda inyectar mas de 0.5
volumenes porosos de gas al yacimiento, debido a que no se obtienen
factores de recobro adicionales que permitan equilibrar los costos de

inyeccion y mantenimiento de estos volumenes de fluido.

Segun el analisis llevado a cabo durante este proyecto de investigacion,
se concluydé que aplicar un proceso de inyeccion WAG posterior a una
inyeccion de agua, resulta positivo desde el punto de vista técnico. Sin
embargo, se aconseja efectuar un analisis econdmico que incluya: costos
adicionales de tratamiento del gas, transporte e inyeccion del mismo, para

garantizar la rentabilidad del proyecto.

Antes de llevar a cabo el disefio de una inyeccion WAG, es recomendable
evaluar la disponibilidad de los volumenes necesarios de gas para
efectuar sin contratiempos la inyeccion de los baches. En muchas
ocasiones no resulta viable aplicar este proceso, porque no se pueden
conseguir las cantidades de gas requeridas, o porque los costos de

transporte del gas son muy elevados.

Para el desarrollo del estudio de simulacién realizado para el caso de
campo colombiano, se elaboré un modelo de yacimiento que involucra las

propiedades de un pequefo sector del campo, y solamente de dos
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unidades de la formaciéon mugrosa, por lo que se recomienda que para
trabajos posteriores, se lleve a cabo un analisis que tenga en cuenta el
modelo geoldgico de toda la formacion con el fin de obtener resultados

mas confiables.
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ANEXO A

GUIA DE SIMULACION PARA PROCESOS DE INYECCION ALTERNADA
DE AGUA Y GAS (WAG) EMPLEANDO EL SOFTWARE IMEX 2007 DE LA
COMPANIA COMPUTER MODELLING GROUP.
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INTRODUCCION

El disefio de un proceso de recuperacion mejorada, incluye estudios previos
de simulacion, de laboratorio, y analisis econdmicos que permitan analizar la

viabilidad de aplicar algun proceso de este tipo.

A continuacibn se presenta una guia de simulacién, que brinda las
herramientas basicas para la construccién de un modelo de inyeccion WAG.
A partir de este tipo de modelos se pueden realizar analisis de sensibilidad y

de viabilidad de procesos de recobro mejorado.

A.1INICIO DE LA PLATAFORMA DE LANZAMIENTO (TECHNOLOGIES
LAUNCHER)

Para acceder a la plataforma de lanzamiento del simulador, se debe hacer

doble clic en el icono de CMG LEI"=-£ o en el menu de programas del
computador donde se encuentra instalado el simulador; posteriormente
seleccione la carpeta CMG y haga clic en Launcher 2007.10. A continuacién
se abrird el Technologies Launcher (ver figura 1A), el cual permite acceder
a los diferentes simuladores, pre-procesadores y post-procesadores que
conforman la familia CMG, y que funciona como directorio de proyectos.
Mediante esta interface grafica, el usuario puede iniciar las simulaciones y

manejar los archivos utilizados y generados durante la simulacion.
A.2 CREACION DE UN NUEVO ARCHIVO DE SIMULACION

Para crear un nuevo modelo de simulacibn es necesario acceder en un

principio al archivo de creacién de datos dando doble click en el icono Model

Builder ®aerz0mio - A continuacion se abrirA una ventana que permite definir
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las unidades del modelo (Ver figura 2.A.): unidades del sistema internacional
(SI), unidades de campo (field) o unidades de laboratorio (lab), la porosidad
(especifica si se modela un yacimiento normal o uno fracturado) y la fecha de
inicio del proceso de simulacion. Para este estudio se trabajara con el
simulador IMEX, unidades de campo (field), y un sistema de porosidad
normal (Single Porosity). A demas de esto se debe ingresar el afio, mes y dia

en que se inicia la simulacién. Luego de realizar esta seleccion haga clic en
OK.

Figura 1.A. Plataforma de lanzamiento del technologies launcher 2007.10.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Versién 2007. Computer Modelling Group.
Figura 2.A. Ventana de configuracion del simulador.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Versién 2007. Computer Modelling Group.

Una vez realizado lo anterior, debe aparecer una ventana como se muestra

en la figura 3.A, que presenta todos los items seleccionados y advierte que

una vez seleccionados, no podran ser modificados. Haga clic en OK para

aceptar el mensaje.

El simulador ingresa automéaticamente al ModelBuilder, en este se puede

crear el archivo de entrada de datos a partir de una ventana principal, como

la que se muestra en la Figura 4.A, donde aparecen las siete secciones que

conforman este archivo.

Figura 3.A. Ventana para la configuracion actual del simulador.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

Figura 4.A. Ventana principal del ModelBuilder.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.
A.3. INGRESO DE DATOS EN MODEL BUILDER
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Basicamente el Model Builder esta dividido en siete secciones como lo
muestra la figura 5.A. Dos de ellas son opcionales, Input/Output Control y
Numerical Methods Control. Esta Ultima en algunas ocasiones es necesario
configurarla, como es el caso de los modelos de laboratorio, ya que los
valores por defecto en la seccién son para sistemas muy robustos, las otras

cinco son fundamentales y constituyen el cuerpo de la simulacién.

Figura 5.A. Secciones del ModelBuilder.

i Model Tree ¥iew = B X |

v 140 Cortral | »
@ Rezervair |’
@ Comporents |'
€9 RockFluid K
€3 Initial Conditions | »
v Numerical K
o Wwells & Fecurment | b

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

A continuaciéon se hara una breve explicacion de cada una de las secciones

del model builder:

e Input/Output Control (Control de entradas y salidas). Esta seccion
tiene como finalidad definir los parametros encargados de controlar las
actividades concernientes al ingreso y la salida del simulador, entre las
que podemos destacar: el control de reinicio, los titulos, la seleccion de
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variables, propiedades y frecuencia por medio de las cuales se podra
escribir la informacion del enmallado, pozos, archivos de salida y SR2
(archivo de resultado principal). Uno de los aspectos mas relevantes de
esta seccion es que no se requiere de palabras claves u obligatorias,
pues cada palabra clave cuenta con un valor por defecto que se puede

emplear.

Reservoir Description (Descripcién del yacimiento). Por medio de esta
seccion se pueden determinar e identificar las caracteristicas geométricas
del enmallado (grid) que se va a utilizar y posteriormente se ingresan las
propiedades generales de la formacion, tales como: el espesor del grid, el
tope, la porosidad, la permeabilidad etc. Asi mismo se pueden especificar
las condiciones iniciales en el yacimiento, como es el caso de la
temperatura, la presion, las saturaciones etc. Esta seccidén se encuentra
relacionada al Grid Builder (pre-procesador encargado de modelar la
geometria del yacimiento). En esta seccidn se debe seleccionar el
sistema de coordenadas en las cuales se trabajara, para lo cual se cuenta
con opciones de enmallado cartesiano, radial, de profundidad y espesor
variable, y enmallado tipo esquina.

Component Properties (Propiedades de los componentes). Por medio
de esta seccion se determinan las propiedades termodinamicas y de

transporte de los fluidos que se hallan en el medio poroso.

Rock-Fluid Data (Propiedades del sistema roca-fluido). En esta
seccion se beben definir las propiedades de interaccion del sistema roca-
fluido. Para diversos tipos de roca se generan curvas de permeabilidades

relativas y presiones capilares.
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Inicial Conditions (Condiciones iniciales). Por medio de esta seccion
se especifican las propiedades iniciales para la simulacion. Entre ellas, se
encuentran la presion del yacimiento, las profundidades de los contactos
tanto agua-aceite como gas-aceite, profundidad de referencia y la presion

del punto de burbuja del yacimiento.

Numerical Methods Control (Control por métodos numéricos). Los
parametros encargados del control de las actividades numéricas del
simulador como lo son los intervalos de tiempo, el control de solucién del
meétodo y la solucidon iterativa de ecuaciones lineales producidas; se

definen por medio de esta seccion.

Wells and Recurrent Data (Datos de pozo y datos recurrentes). En
esta seccion de define lo referente a los datos de los pozos y las
restricciones de inyeccién y produccién de los mismos. A su vez se
disefia el cronograma de eventos, es decir, lo concerniente a la fecha de

inyeccion, el cierre de los pozos y el inicio de la produccion entre otras.

Para ingresar a cada seccion solo se hace necesario hacer clic en su

respectivo botoén.

Con el fin de llevar a cabo una simulacion, es pertinente tener presente que

se debe completar cada seccion manteniendo el orden en el que van

apareciendo, puesto que en algunas ocasiones una seccion se relaciona con

la anterior o en su defecto depende de ella. El estado de las distintas

secciones se sefala de la siguiente manera:

v Este icono revela que el Model Builder no encontrd errores de validacion

y por ende la seccion se encuentra completa. En el momento en que
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todas las secciones se encuentren marcadas con este icono la simulacién

podré llevarse acabo.

@ Una seccién con este icono es signo de que se encuentra incompleta,
debido a que hacen falta datos basicos por ingresar. Una simulacion no

puede realizarse si alguna seccion esta sefialada con este icono.

» Aquella seccion que esté marcada con este icono indica que le hace falta
informacion o la informacion ingresada no es la adecuada, esto podria
ocasionar fallas de convergencia en la simulacién, lo que lo convierte en
un icono de alerta, mas no de error y lo mas aconsejable es reevaluar la

informacion ingresada en la seccidn.

A.3.1. INPUT/OUTPUT CONTROL (Control de Entradas y Salidas).

En el control de entradas y salidas se genera la identificacion del proyecto.
Este se divide en seis secciones, Titles and Case ID, Run Time
Dimensioning, Restart, Simulation Results Output, Text Output,
Miscellaneous. Para ingresar a cada una de ellas, se debe hacer clic en la
pestafia correspondiente, como se observa en la Figura 6.A.

Figura 6.A. Menu Seccion de Control de Entradas y Salidas.

+ 10 Cantral | L Titles And Case ID...

REun Tirme Dirmensioning. ..
Restart...
Simulation Results Oukput, .,

Texk Cutput...

Miscellaneous. ..

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Versién 2007. Computer Modelling Group.
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A.3.1.1 Titles and Case ID (Nombre de la corrida). En ella se escribe el
nombre del modelo y una breve descripcion del mismo, con el fin de

identificar la corrida que se va a ejecutar.

A.3.1.2 Run Time Dimensioning (Dimensionamiento en el tiempo de la
corrida). Esta seccion se utiliza cuando los parametros que vienen por
defecto en el simulador no son suficientes para realizar la corrida. Sin
embargo, se recomienda acudir al manual de usuario en caso de realizar

modificaciones a los valores mencionados.

A.3.1.3 Restart (Reinicio). Es usado cuando se requiere agilizar el proceso
de simulacién. Para hacerlo, se debe contar con un modelo ya elaborado, a
partir del cual, se elige una fecha determinada en la cual se iniciara la
simulacién del nuevo modelo. Esta seccidn es (til para hacer analisis de
sensibilidad, ajuste histérico, o realizar cambios, sin necesidad de repetir

toda la simulacion.

A.3.1.4 Simulation Results Output (Resultados de salida de la
simulacion). En esta opcion se eligen las propiedades que seran reportadas
en los archivos de salida de la simulaciébn. Ademas, se especifica la
frecuencia con la que se reporta la informacion en los archivos de resultados.
Al hacer clic en esta seccion, aparecera la ventana que se presenta a

continuacion.
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Figura 7.A. Informacion a reportar en los archivos de salida.

Simulation Results File Writing x|

Simulation regult file name will congist of root name of the input file plus | if extension

View/Edit TNEXT Dates |

Frequency of Simulation Besults Filz writing - When ta write [WSREF)

5H Date/Time Infarmation | *Writing Frequency | Walue |
Imitial el Specifed frequency A K

M Initial Grid Ewery TIME or DATE keywords [TIME] h
Initial Sectar Ewvery TIME ar DATE keywords [TIME) A

Items in Simulation Results File - What to wite [DUTSRF)

jH DrateTime Infiarmation | Yaniables selection | |
M Imitial el Mo laper information [LAYER MOME) A

Initial Reservoir  All wariables [4LL] A

Initial Grid Select grid vanables Y Selert I

Wite floating point data to SR2 file in IDDUBLE vl precision [SR2PREC).

Grid maode far writing OUTSRF GRID quantities ta the SR 2 file for dynamic gridding runs [DYMSRE2MO0E] I vI

DYMAGRID writing frequency ID

Comments for

=l

-
4 F

QK. I Cancel | Help |

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Versién 2007. Computer Modelling Group.

En las casillas de Writing Frequency para Well Information, Grid
Information y Sector Information, es posible escoger Specify Frequency o
Every TIME or DATE Keywords (TIME). En caso de seleccionar la primera
opcion, se debe digitar el valor de 1 en la casilla value. Con esto, el
simulador generara reportes del pozo, del enmallado y del sector para cada

paso de tiempo.

En la casilla Grid Information, al seleccionar Select Grid Variables y hacer

clic en Select, se desplegara una ventana como se observa en la figura 8.A.,
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en la cual, se escogen las propiedades que requiera durante la simulacién.

Para guardar los cambios realizados, debera hacer clic en OK.

Figura 8.A. Ventana de seleccion de variables de salida.

: Select ¥ariables for Simulation Results File

=101 x|

Wariable Description

|»

rFs

OO0OO0O000OO0O0OREEEREREAEGE

0il zaturation [S0]

Gaz zaturation [SGE)

Wi ater zaturation [Sw)

Prezsure [FRES]

Oil patential [DILPOT)

Bubble paint pressure [BFF)
Solvent saturation pressure [S5PRES)
Aquifer water influs P INFLLE)
Solvent zaturation [55)

Polyrmer concentration [FCOMC)
Palymer adzarption [PADSORF]
0il relative permeability (KRO)

W ater relative permeability [KAW)
Gaz relative permeability [KRG)
Solvent relative permeability [KRS)
Wizcozity [W1S0)

Water viscozity W15

Gaz vizcosity [VISG)

o™

Select Al | Deselect.f-‘-.lll ok |

Cancel

w

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Versién 2007. Computer Modelling Group.

A.3.1.5 Text Output (Texto de Salida). En esta seccion, es posible

seleccionar la frecuencia con

la cual se escribiran los datos del pozo,

enmallado, sector, y las soluciones de la matriz y de las iteraciones a los

archivos de salida, también es posible identificar la informacion de las

variables que estaran presentes en estos archivos.
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Para esto, debe hacer clic en Text Output, para que se abra una ventana
similar a la presentada en la figura 7.A. Posteriormente, debera ingresar la

informacion para el enmallado, pozo, sector e iteraciones.

Si desea seleccionar las variables que se quieran reportar, haga clic en el
boton Select, y se desplegarda una ventana similar a la presentada en la
figura 8.A., en la cual aparecen todas las variables que presenta el

simulador.

A.3.2 RESERVOIR (Descripcion del Yacimiento).

En este item, es posible configurar la geometria del enmallado de simulacion
y la distribucion de algunas propiedades en los bloques que conforman el

enmallado. (Ver figura 9.A.)

A.3.2.1 Grid (Creacién del Enmallado). En esta opcidn se elabora el
enmallado que representa el yacimiento que va a ser simulado. Al hacer clic
en la pestafia para crear el enmallado, aparecerdn las diferentes
configuraciones en las que puede ser construido: Cartesiano, Radial, de

Profundidad y Espesor variable y de tipo Puntos de Esquina.
Alli debe especificarse el nimero de celdas que conforman el enmallado en

todas las direcciones y su respectivo espesor, como se presenta en la figura
10.A.
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Figura 9.A. Menu de Descripcién del Yacimiento.

“ Builder - [CMGELIdert0.dat:1] 5%
! Flle Edt Vew IO Control Reservoir Components Rock-Fluid  Initial Conditions wiell
Build Static Model with Task Manager e

window  Help -8 X

&

(Create grid k| Carkesian .. l x !
Edit arid 4 Orthogonal Corner Paint... [
||J-2D Areal "I :I Delete grid Hon-orthagonal Corner Paint. ..

IBIock Fill "I I Bl es5 Setting. .. Radial {Cylindrical)...

Fix Grid Block averlap... Quick Pattern Grid...

Fi

hout TF

i Model Tree View  ~ & X

Fix Met 55 rakio.,.,

Reservoir Settings... File: CMGBLilder1

Convert to | edit fractured reservoir. . Uzer: TRABAJOINY
Date: 31/ 002005
Scale: 1:2 006933
Geological units, .. s 10001

Reservoir and grid advanced options. .,

Add Mew Custom Properky...

Specify Property. .

Calculate Properties, ..

Delete Properties. .,

G
Array Properties Set Transmissibility Multiplier Across Faults...
Sectars

Aquifiers

Lease Planes

Rock Compressibility,
Compaction|Dilation Regio

Dilete Fault Definitions

Create/Edit Sectors..

el

Create/Edit Leass Planes.

Create/Edit Aquifers...

Rack Compressibility. ..

Create/Edit Compaction/Dilation Regions. ..

stics,,

Open RESCUE File...

Close RESCUE
Run RESCLE Validatar...
Advanced RESCUE 2

0.00 1.50 3.00 inches
————————
0.0o 3.50 7.00cm
B

K i
ialnicio”J & ﬂﬂ @ |J Technnlogies Launcher Pl Mlcrnsoft PawerPaint - [P... ”wﬂuilderf[EMGBuiIderlJ...

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Versién 2007. Computer Modelling Group.
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Figura 10.A. Definicion del Enmallado de Simulacién.

Create Cartesian Grid x|
—Gnd Type————— K Direction
¢ Cartesian " Up

£ Comer point [athogonal] = Down

— Mumber of Grid Blocks

| direction J direchian K. direction
[10 10 10

— Block widths
| direction
[10°25
J direction

[10°25

— Controling Grid zpacing
[ Snap spacing

Snap grid linez as multiples of:
| direction J direction

|1 |1
Ok I Cancel

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

A.3.2.2 Array Properties (Propiedades del Modelo). Una vez creado el
enmallado de simulacién, se deben definir algunas propiedades del
yacimiento, como el tope de la formacién, la permeabilidad, la porosidad, el
espesor, como se muestra en la figura 11.A. El procedimiento anterior se
realiza en la ventana que se despliega al hacer clic en la casilla de esta

seccion.
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Figura 11.A. Propiedades Generales del Yacimiento.

IJELESE ' General Property Specification =1ol x| -ax]|
: File Edi Edit Specification _8x
RN | Go To Propetty: | Grid Top j Use Regions / Sectors | Wy
3 Grd Top Grid Thickness Parosity Femeability | & | x !
ﬁﬁﬁﬁﬁﬁﬁﬁﬁﬁﬁﬁﬁﬁﬁ UNITS: it it
[0 4| | sPECIFIED
IBIock i | | HAS WALUES:
- “wihole Grid
i Model Tr Laper 1
o l0cc| |Layer2
@ Feser | |22 T [Filer chcBuidert
Layper 4 _| [User: TRABAJCINY|
€ Comp | [opers | | |pate: 314002008
_| |Scale: 1602
€3 Fock- | |Layer B | i 10a
@ Initial | Layer 7 &.xi= Units: ft
Laper & n
v Nume Layer 9 b (W
| 1 Auer 10 =
1 wells <] | _,l_l -
Fl-o i -
Tom s | |7
e See 2| |
Aquifers _'E,‘ ‘8_—
; Lease Planes L = -
_{}_ Rock Compressibility, L |
: CompactionDilation Regio [ |
B~ Options [ i
- .

1

a 100

200

|_’|;_II\III|\IIIIII\I|II\I\IIII|IIIIII\I\|

ialnicio”J a8 @ m

}Rendering 1000 grid blocks, O view blocks, O exterior faces,

J emi Technologies Launcher P... | @Mlcrnsoft PowerPoint - [P, ”;ﬂn Builder - [CMGBuilderD...

|=f D7D e 17:35;"

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

Después de ingresar los datos requeridos haga clic en OK. Posteriormente,

aparecera una ventana (ver figura 12.A.), en la cual se listan las propiedades

definidas anteriormente. En ella, el usuario puede definir la forma en la cual

el simulador realizara los calculos de cada una de ellas a través de todo el

enmallado, es decir, el método de interpolacion usado de acuerdo a las

caracteristicas del modelo.
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A.3.2.3 Sectors (Sectores). Esta seccion se utiliza para definir una region
especial que se desea analizar una vez finalice la simulacién. Para activar
esta opcién, debe hacer clic en Sectors y aparecera la ventana que se
presenta en la figura 13.A.

En ella, el usuario puede establecer la zona del yacimiento que desea
analizar y las capas en las cuales se encuentra. Una vez seleccionada dicha
zona, se debe hacer clic en Add selected blocks to sector y posteriormente

en Apply. Después de definir todos los sectores, haga clic en OK.

Figura 12.A. Ventana para calcular la distribucion de propiedades en el
modelo.

Block / Corner ¥alue Calculation x|

[ [ Grid Thickness
+- ¥ Grid Top

Met Pay
Permeability |
Permeability J

+ Permeahility K.
(- ] Porosity

— Interpolation Option:

" Use property value in the parent black.
Refined Blocks: FHEIEL) i

% |nterpalate from contour maps

[ Do not overshoot / undershoot E=plain
points outside min / max values overshoot / undershoot
[T Do not calculate property for grid black if 125

nearest contour or mesh paint is farther than: i

[ Set gridblock to MULL if & property cannot be caleulated
of if too far from the nearest contour or mesh point

v IF propety iz not caloulated use an inverse weighted
average of nearby points to estimate the value.
[Default: walue will be zet ta zera if nat calculated)

oK I Cancel |

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.
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Figura 13.A. Definicion de Sectores.

Add/Edit /Delete a Sector - x|

Sectar Marne I Sectar 1 j Iﬂ

£+ Matrix blocks only
) Fracture blocks only
£ 1 atiiv and Fracture Blocks

— For each zelected block in view
" Include only the zelected block:

" Include blocks in game colump [Sonstant |, J; varying K]

* Include blocks in column with indices in the range (1 ta 20]

From I'I To IE

7 Inchude blocks in colurmn with following indices (1 ta 20)
|1

Add selected blocks to seu:tu:url Delete zelected blocks from sectu:url

Motez|f a selected block iz in a refined gnd, add/remowve operation
applies ko itz parent fundamental block and all refined block s contained
in the parent fundamental block.

If a selected block iz in the fundamental grid, add/remowe operation
alzo applies to all the refined blocks contained within the zelected
block.

Select Regions
Add the blocks in selected

reqiong to the sector

All Layers Pw'haole Gd]
Laper 1 -wWhale layer
Layer 2 - whale layer
Layer 3 - Whale laper Remaove the blacks in selected
Laper 4 -whale layer ;I regionz from the sector

T atal number af blacks in sectar: ||:|

Dizplay block, addresses...l Lizt blocks in multiple regions. . |

E k. I Cancel | Apply | Help |

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

A.3.2.4 Aquifers (Acuiferos). Como su nombre lo indica, esta opcion se

utiliza para definir acuiferos que generen un empuje sobre los hidrocarburos
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que contenga el yacimiento, o0 como mecanismo de mantenimiento de

presion.
A.3.2.5 Rock Compressibility (Compresibilidad de la Roca). Esta seccion,
permite establecer los valores de compresibilidad de la roca y la presion de

referencia a la cual se calculan los efectos de ésta sobre la roca, como se

muestra en la figura 14.A.

Figura 14.A. Compresibilidad de la Roca.

Rock Compressibility x|

Pressure dependence of farmation porosity / Rock Compreszibility [CPOR]

|n 1/psi

Reference prezsure for calculating the effect of rack compreszibility [PRPOR]

|14.5923 pai

Ok I Cancel

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

Una vez completado el proceso, aparecerd el icono ¥, indicando que la

seccion RESERVOIR se ha completado correctamente.

A.3.3 COMPONENTS (propiedades de los componentes).

En esta seccion se crea el modelo del fluido y las propiedades de este. La
figura 15.A muestra el menu de esta seccion.
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Figura 15.A. Menu seccion componentes.

€3 Components | ’l Quick Fluid Model. ..

Impart \WinProp-generated Maodel |
Launch WinProp to EditjGenerate Model
Madel, ..

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

Al hacer clic en Components se despliega el mend de componentes, para
crear el modelo de fluido se debe hacer clic en Quick Fluid Model, para que
aparezca la ventana donde se crea el modelo de fluido (Figura 16.A.),
seleccione la opcion Launch Dialog to Create a Quick BLACKOIL Model
Using Correlations y haga clic en OK, se despliega la ventana Quick Black
oil Model, en donde se debe agregar los valores para las propiedades que
se muestran en la Figura 17.A. A continuacion proceda a crear la region
PVT.

Figura 16.A. Ventana para seleccionar el modelo del fluido.

Option to Create a QUICK Model

* Launch Dialog to Create a Quick BLACKOIL Model Using Conelations
" Launch Dialog to Create a Quick GASAYATER Model Using Correlation
" None of the above. Launch detailed dialog

k. I Canzel

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Versién 2007. Computer Modelling Group.
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Figura 17.A. Ventana para crear el modelo del fluido.

Quick Blackoil Model : x|
# Drezcription Option Walue
1 Rezervair temperature 140F |
2 Generate data upta masx. pressure of 2165 psi
3 Bubble point prezsure calculation Walue provided N 1100 psi
4 Dil density at STC[14.7 pzia, GO F) Stock tank oil gravity [&P1) Y 20
5 Gaz dengity at STC[14.7 psia, GO F) Gaz gravity [Air=1] oz
53 Reference pressure for water properties 14.69E psi
¥ Preszure dependence of water viscozity 0 cp/psi
3 Water salinity [ppr) 10000

]9 I Cancel |

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Versién 2007. Computer Modelling Group.

Para crear la region PVT haga clic en el boton PVT Regions que aparece en
el mena de la seccibn Components. A continuacion, se despliega la
ventana donde se ingresa la tabla PVT (Figura 18.A). Haga clic sobre la
pestafia General para ingresar la siguiente informacion: densidades del
aceite, gas y agua, factor volumétrico de formacién del agua, compresibilidad
del agua, presion de referencia para el agua y viscosidad del agua, donde las
propiedades del agua pueden ser generadas por medio de las correlaciones
ofrecidas por el simulador, para ello haga clic en Tools y después en el boton
Generated Water Properties Using Correlations..., a continuacion se
desplegarda una ventana donde debera ingresar la temperatura del

yacimiento, la presion de referencia y la salinidad del agua, haga clic en OK.
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Figura 18.A. Ventana para crear la region PVT.

i Imex PYT Regions x|
P%T Fegion |1 vI j

FT Table General | Undersaturated Datal

Tools p |

# | Dezcription | Option Default Walue

1 Reservoir temperature [TRES] 140F

2 DEMSITIES

3 il dengity (DENSITY OIL) Stock tamk oil density ™ 58.249 b3

4 Gas densiy/gravity [DEMSIT... | Gas gravity [di=1) Y 07

] ‘Wwater density [DENSITY Wi B1.8283 b3

B Under-saturated oil compreszibili...

7 Dil phase vizcogity pressure dep... 0 cp/psi

a8 Water properties

| Wiater formation volume factor... 1.01631

10 Wwater compressibility [Cw] 0.00242356 1/psi

1 Ref. pressure for water [REFP... 14,696 psi

12 Water vizcosity [Wiw) Tcp 01cp

13 Prezzure dependence of wate. 0 cp/pai 0 cpspsi
Comments for TRES

-

kil ;IJ

OF. I Catrcel Apply | Help |

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

Ahora, en los recuadros PVT Table Type: y Table Uses: seleccione
respectivamente el tipo de tabla PVT que se va a ingresar y la opcion Gas
formation volume factor (BG), para que proceda a llenar las propiedades
solicitadas en el recuadro inferior de esta ventana como lo muestra la figura
19.A.
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Figura 19.A. Tabla PVT.

: Imex PYT Regions x|
F*T Region |‘| vl ﬂ

PT Table | General | Undersaturated Data |

PYT Table Type: IDi| and gas [FYT) 'l LEEEEE AN 1 s fomation valume factor [BG)

¥ Inchude Ol Compressibiity in PYT Table Differential iberation table parameters
Bubble paint prezsure |

[ Include Gas-il Interfacial Tension in FYT Table

Ol fiarmation wal. factar |

Took » | Salution gaz-oil ratio |

# P Rz Bo Bg wizo vizg co -
kPa crm3/cma crm3fom3 cp cp 1/kPa

1 101,325 0674251 1.06429 1.25083 3 0.0115881 435113

2 2m.237 0977192 1.065EE 06282 3 0.0116001 435113

3 .49 1.2972 1.06648 0418774 3 0.0116142 435113

4 401.08 163135 1.06734 0.313694 3 0.0116297 435113

5 500.972 1.97763 1.06823 0.280527 3 0.0116464 435113

E G00.584 2.33457 1.06915 0.208365 3 0.0116643 435113

7 700,795 27m0o7 1.0701 0178226 3 0.0116831 435113

8 800,707 307624 1.07107 0155609 3 0.0117029 435113

9 900618 345938 1.07206 0138003 3 0.0117235 435113

1 DI 1000.53 384987 1.07307 0123325 I3 0.0117443 43/ 3% >
4 »

QK | Cancel | Apply | Help |

v

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

Para ingresar las propiedades PVT por encima del punto de burbuja, haga
clic en la pestafia Undersaturated Data, ubiquese sobre BOT Tables y haga
clic en New Table para ingresar los datos de factor volumétrico del aceite por
encima del punto de burbuja, una vez que termine de ingresar los datos a la
tabla, ubiguese sobre VOT Tables y haga clic en New Tables para ingresar
los datos de viscosidad del aceite por encima del punto de burbuja. Ahora,
haga clic en OK. Después de todo este proceso debe aparecer ¥ , para la
seccién Components, indicando que se ha completado con éxito esta etapa.
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A.3.4. ROCK-FLUID (propiedades del sistema roca-fluido).

La Figura 20.A. muestra el menu respectivo a esta seccion el cual se puede
observar al hacer clic en el botén Rock-fluid; para crear el tipo de roca se
debe hacer click en Create/Edit Rock Types... y a continuacion se
desplegara una ventana, como la que se muestra en la Figura 21.A., por

defecto el tipo de roca que cree primero sera 1.

Figura 20.A. Menu de la seccion Rock-Fluid.

@ R ock-Fluid | ’" Rock Fluid Sptions. .
-y Rock Fluid Options Create/Edit Rock Types. ..

@ Rock Fluid Types

#-  Seawater Scale Buildup

Seawakter Scale Deposic/Damages Tables, .,

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

Pulse sobre EI y seleccione new rock type para activar todas las opciones
(Figura 22.A) En la pestafia (Rock properties) verifigue que esté
seleccionada la opcidon Water wet. Después de verificar esto, en la pestafia
relative permeability tables, ingrese los valores de la tabla permeabilidad
relativa, saturaciones. Ingrese los valores correspondientes a la tabla de
permeabilidad relativa para el sistema agua-aceite y para el sistema gas-

liguido. Haga clic en OK.

Una vez realizado este proceso, notara que aparece el icono akla gue indica

gue esta seccion se ha completado de forma correctamente.
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Figura 21.A. Ventana de tablas de permeabilidad relativa.

i Rock Types x|

Rock Type I & m ck Ty
Copy current Rock Type

Flockiype Properties  Relative Permeability T ables | Hysti  Delete Rock Typs
Import and Average Rock Type..,

Lieieb i 7 T2le £ Liquid Saturation
dependency £ Gas Saturation

Toak: » | Smoothing method far table end-paints: j

I Include capilary pressure (drainage curve if using hysteresis] ™ Specified treshold value for end-point determination: I
IT Ihelude capillar pressue hpsteresis [imbibition cune]

I™ Ihelude water gas ielative pemeatiiy i table
I™ Inelude ineducible of saturation due to water blocking it table I Measured liquid saturation does not include connate watey saturation

Relative Permeability Table: | j

™ Ws= riew optior for rel, perm table end point scaling (3 end points vs. 4]

oK | Cancel | Apply | Help |

v

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

Figura 22.A. Ventana de tablas de permeabilidad relativa.

i Rock Types x|

Rock Type I 1 Vl m ew Ro 3
Copy current Rock Type

Rockiyps Properties  Relative Pemmeabiliy Tables | Hyst  Delete Rock Type
Impart and Average Rock Type...

Liquid Gas Kr Tiable: #* Liguid Saturation

dependency € Gas Saturation Fielative Permeability T able: IwalepU" Table d
TDD‘_S’I Smosthing methed for table endkpaints: | Power law or quadratic smoothing = |

I Include capilary pressure [drainage curve it using hysteresis) I Specified threshold value for end-point detemmination:  |5=-007
™ Include capillany pressure hysteresis (imbitition cure]

™| Include water aas relative permeability i batble
I | Include imeducible ol saturation due tawater Blacking in table I Weasured liquidisaturation does not include connate water saturation

¥ Use new option for rel. perm. table end point sealing (8 end paints vs. 4]

Sw kru ‘ krow | Comment
1 |02 1} 0g
2 |0234375 00015625 0527344
'3 |026875 000625 0455375
4 |0303125 00140825 0.395094
5 |03375 0.025 03375
& 0371875 00390625 0283594
7 |040525 005625 0234375
3 |0.440525 00765625 0139844
ER L 015
0 |0509375 0126562 0114844
11 |054375 015625 0034375
12 |0578125 0189082  0.0585338
13 0E12s 0225 00375
14 |0E4E875 0264053 0.0210937

2| =

Cancel | Apply | Help |

4

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Versién 2007. Computer Modelling Group.
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A.3.5 INITIAL CONDITIONS (condiciones iniciales).

El menu de esta seccién se muestra en la Figura 23.A. Esta seccidn consta
de varios grupos de datos las cuales comparten parametros de inicio, como
lo son: presion, saturacion de aceite y saturacion de agua todas se
especifican por cada bloque del enmallado. Diferentes regiones de inicio son
usadas cuando el problema presenta varias zonas productoras

independientes.

Figura 23.A. Menu para seleccionar los valores de las condiciones iniciales.

@ |mitial Conditions | "|| Initialization Settings ...

- Initial Conditions

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

Haga clic en Initial Conditions, aparece la opcion Initialization Settings...
(Configuracién de inicio), al hacer clic en esta opcién aparece la ventana de
condiciones iniciales, como la que se muestra en la Figura 24.A. Seleccione
la opcion Water, Oil, pues en este caso el crudo con el que se manejo es un
crudo muerto por lo tanto no hay presencia de gas. Ingrese los datos
correspondientes a profundidad del contacto agua aceite y los datos de
presion y profundidad de referencia, teniendo siempre presente que estos
son valores de condiciones iniciales. Por ultimo seleccione la opcién de

presion de burbuja constante y ingrese el valor respectivo.
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Una vez realizado el procedimiento anterior, haga clic en OK para finalizar. A

continuacion, aparecera el icono ¥, indicando gue se ha finalizado

correctamente la seccion.

Figura 24.A. Condiciones Iniciales.

Initial Conditions X|

Pertorm Gravity-Capillary Equilibrium of & Reservair Initially Containing
% Water, i, Gas [WERTICAL DEPTH_AWE WATER_QIL_GAS EQUIL )

 water, Oil [VERTICAL DEFTH_&WE YWWATER_OIL EQUIL )
 Water, Gas [VERTICAL DEFTH_&WE WATER_GAS EQUIL MOTRANZOME |
There will be no residual zaturation in Gas Cap [ GASZOME MOOIL )

Reference Prezsure and Depth————————— ~ Phaze Contact Depths

Pressure [ IEFPRES | I— W ater-Oil Comtact [ Dw0C | I
Gaz-0il Contact [ DGOC ] I
Depth [ REFDEPTH | I

Wwiater-Gas Contact | DWEE | I

— Dratum Drepth for Qutput Pressure
Mote: Thiz bem iz optional,

Depth [ DATUMDEFTH depth | I
For more options use the

Prezzure will be conectad uzing the initial equilibrium Ad d Irkerf
pressure distibution [ DATUMDEPTH depth INITIAL | vaneEs ease

— Bubhle Paint Input Farmat Advanced |

& Reservair initialy saturated [ FE = P

" Constant Bubble Paint Pressure [ PE I

@I 0K I Cancel | Apply | Help |

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

A.3.6. NUMERICAL (Métodos Numéricos).

En esta seccion se definen los parametros que controlan las actividades

numéricas del simulador, tales como los intervalos de tiempo, la solucion
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iterativa de ecuaciones de flujo no lineales y la solucién del sistema de

ecuaciones lineales que se producen.

Esta parte es opcional, sin embargo, puede modificarse con el fin de corregir
problemas de convergencia que pueden presentarse durante la simulacion.
La forma correcta de ingresar es haciendo clic en Numerical para que se
despliegue la ventana presentada en la figura 25.A., en la que se pueden
modificar los valores que el simulador usa por defecto, y de esta forma

solucionar posibles problemas de convergencia.
Para el caso de este proyecto en particular, esta secciéon no fue modificada,

debido a que no se presentaron problemas de convergencia durante la

simulacion.

Figura 25.A. Seccion de Control Numérico.

 Numerical : [l ]
[200e03-28 =] =]

Keyword Description Default Value | Dataset Value Set At Time | -

Timestep Control Keywords

b aximurn Mumber of Timezteps [MAXSTEPS]

Maviriumn Time Step Size [DThAX] 365 day

Minimurn Time Step Size DT MIM] 0.001 day

First Time Step Size after Well Change [DTWELL) 1 day

Masimurm CPU Seconds [MaxCPU)
Mormal Y ariation per Time Step [NORRM]

Frezzure [FRESS] 435113 pai

Saturation [SATUR] 01

Bubble Paint Pressure [PEUE] 435113 psi

Dew Point Pressure [P0 1450.38 psi

Marimum Changes per Time Step [MAXCHANGE]

Frezzure [FRESS] 126.216 psi

Saturation [SATUR] nz

Bubble Paint Pressure [FEUE) 126.216 psi LI

Comments for

u].9 I Canicel | Apply | Help |

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Versién 2007. Computer Modelling Group.

4
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A.3.7. WELL & RECURRENT (datos de pozo y datos recurrentes).

Esta seccion permite crear o editar los pozos trabajando con parametros de
control llamados constrains. De esta misma forma esta seccion permite
realizar las correspondientes perforaciones para cada pozo. Haga clic en
Well & Recurrent para que se despliegue el menu de opciones de esta

seccidn, como se muestra en la Figura 26.A.

Figura 26.A. Menu Seccion Well & Recurrent.

well Mew. ..

Well Events...

well Trajectories J
AL el Completions (PERFI.

Copy wel...

Pattern-Based Wells. ..

Group New, .,

el & Recurrent | "l
e Tubing Tables {0}

~ laroups () Trigaer Mew. ..

< Wells (4) well List (Open/Shutl. ..

— Dates (265)

~ Triggers (0} Dates...
e Wl List (OpenfShut) Tubing Tables ...

Reparting Groups. ..
Gas-Lift Qptimization. ..

Import Production)Injection Data...

Fixx el Definition Dates. ..

Yalidate well completions For MULL blocks., .
‘Walidate simultaneous productionfinjection. ..
Shiow Wells At Simulation End Datef Time

Open Welbore Diagram

Open Time-Line View

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.
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A.3.7.1 Wells (Pozos). Para crear un pozo, debera hacer clic en Well New,
alli se abrira la ventana mostrada en la figura 27.A. En ella, se puede definir
el nombre del pozo, el tipo de pozo (inyector o productor), y la fecha en la
cual seréa perforado.

Figura 27.A. Ventana para crear los pozos.

i Create New Well x|
[]
ID & Type
Conshaints Enter a single well name or a comma [,] separated lizt of names.
M ame: Ip.-]
Multipliers - The name iz uzedlas a base and
™ Add multiple wells numbered I 1 throuagk I 10 ST e TRl
Wwiellbore Type:
Injected Fluid Group: <Hones j 3rd or 2nd level group with no
— one other groups attached to it

—Wwiell definition date & time

E Simulation start date: 2008-01-01

Date [v-4-D):  [2008-01-01 =l
Time [day): |n

[~ &dd wels using a diling schedule of I 1 wells every I 2 manths,
Add new well | ok | Cahcel | Help |

¥

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.
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Una vez definidos los pozos, se deben establecer sus condiciones de
operacion, haciendo clic en la pestafia Constraints, como indica la figura
28.A.

Figura 28.A. Restricciones de los pozos.

i Create New Well x|
[]
I & Type ¥ Canstraint definition previous date: <nahex
Constraints # Constraint | Pararneter Lirnit/Mode Walue
1 |OPERATE BHF bottom hole pressure + MIN N o8 psi
Muliplers #2  OPERATE [BHP battom hole pressure 7 | MIN N 28 psi

\wellbors selact new LI ST0 surface oil rate
5TG suface gas rate

ST surface water rate

Injected Fluid STL surface liguid rate

ST5S suface solvent rate

WHP IMPLICIT well-head pressure

7 | WHP IMITIALIZE wel-head prezsure _'I

BHP bottomn hole pressure

M drawe-down pressure

il - | - | El [ad, maw draw-down pressune
['WE average draw-down pressure

BH' reservoir water rate

BHF total reservoir fluid rate

BHO rezervair oil rate

[ Change curent primary constraint [ALTER] [ Set new ar change old constraint [TARGET]

EHF IEI pzi # Parameter Yalue |

zelect new

Alter:  previous date; <noner

Target: previous date: <nones >< |
Add new well | 0Ok | Cancel | Help |

4

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

La forma de definir los pozos inyectores varia segun el simulador usado. En
caso de utilizar IMEX, debe hacer clic en la pestaia Injected Fluid, con el fin

de verificar que el fluido que se esté inyectando es agua o gas dependiendo
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del caso. Para crear las perforaciones de los pozos (inyectores y

.
productores), haga clic en Edit Well Perforations o en el icono ™ |, donde
se abrira la ventana presentada en la figura 29.A.
Figura 29.A. Perforaciones de los Pozos.

i Well Completion Data (PERF)

Wwell & Date: | SO 2008-01-01 > | FRODUCER
General Perforations | Fiel. Perm. Dptions I
Add perfz with the mouze

Perforated grid blocks: ﬁ Iz hrajectony perf intervals... | ’V ?Q Begin | Py L _)g EE

Che | 8 |lzer Block Address | Connect to Form factor FF | Statuz | Ref. Layer | Wl [

E»-*-

»*

1 | i
E:'}l Rezet wel (] | Cancel | Apply Help |

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

En la opcion Well & Date, el usuario podré elegir el pozo al que desea definir
sus perforaciones, las cuales son creadas en forma manual dentro del
enmallado, activando la opcién Begin. Una vez definidas todas las

perforaciones de los pozos, haga clic en Apply y luego en OK.
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A.3.7.2 Dates (Fechas). Esta opcion permite crear el cronograma de

actividades para el proceso de inyeccion que se esté implementando

(inyeccién de agua y posterior inyeccion alternada de agua y gas en este

caso). Para ello, haga clic en la opcién Dates, alli se abrira la ventana

presentada en la figura 30.A.

En esta ventana, se pueden seleccionar las fechas a las que se desean

observar los resultados obtenidos en la simulacién y el tiempo en el que

termina la ejecucion de la corrida.

Figura 30.A. Ventana de Fechas de Simulacion.

i Simulation Dates

# - nokepword data existz on thiz date (it can be deleted)
H Date & Time [day] | zet STOF | Comments
1 2008-01-01  [0.00) [l

=10l x|

Add a new date: ] |
Add a range of dates: | |
Delete gelected empty >( |

dates;

Delste all empty dates: % |

Ta lirnit autput file size, limit grid
autput [with W'SEF) to:

IDD riak lirnit grid oukput j

Remave existing kepwords
-
[w"SEFT ta lirmit grid cutpot

Recommendations |

Cloze

4

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.
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Si desea agregar una nueva fecha, haga clic sobre el icono EI oen E
si quiere agregar un rango de fechas. Hecho esto, se desplegara una

ventana (ver figura 31.A.), donde se ingresa la fecha de inicio y la fecha de
finalizacién de la simulacion.

Adicionalmente, se puede especificar si el intervalo deseado es anual,
mensual o diario.

Figura 31.A. Creacion de un rango de fechas.

Select a range of dates x|

From: |2I]DE-I]3-25 (0.00 day] | |

To |2EIEEI-I]3-2E§ [B035.00 day) =1 |

Step: I'I Ok I
kA onth j Cancel |
“'Ear
Manth - lazgt day
Howr

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

Para indicar cuando finalizara la simulacién, seleccione la fecha a la cual

desea que termine la ejecucién de la corrida. Realizado este procedimiento,

haga clic en OK. Aparecera el icono ¥, indicando gue se ha completado
correctamente esta seccion.
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Es necesario que durante el ingreso de los datos al simulador, el usuario
guarde el archivo en el que esta creando el modelo de simulacion de forma

continua, con el fin de evitar posibles pérdidas de la informacion.
A.4. ETAPAS DE LA VALIDACION DE DATOS (Validate data base)

Antes de realizar la ejecucién de la corrida de simulacién, es aconsejable
validar, inicializar y posteriormente llevar a cabo la simulacién para

corroborar que todas las casillas hayan sido llenadas de forma correcta.

Para hacerlo, haga clic en Tools/Validate With simulator, donde aparecera
una ventana ilustrada en la figura 32.A., en la que se pueden observar las

opciones Validate, Run to View Initialization y Run Normal Immediately.
A.4.1. VALIDATE (Validar).

Este paso se hace con el fin de validar los datos de entrada y prevenir
posibles errores que puedan presentarse durante la corrida de simulacién.
Para validar los datos seleccione Validate y haga clic en Run Simulator (ver
figura 32.A.). Una vez hecho esto, se iniciara la lectura del archivo de
simulacién y validard cada seccion. Los mensajes seran impresos en un

cuadro de texto, donde apareceran los errores y mensajes de alerta.

Una vez terminada la validacion, cierre la ventana, revise las secciones que
presentaron errores y trate de solucionarlos. Si encuentra errores graves en

los datos, se recomienda consultar al equipo de soporte técnico de CMG.

Posteriormente guarde los cambios pulsando el icono = o ingresando a
File/Save dataset.
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Figura 32.A. Ventana para validar, inicializar o realizar la corrida del modelo.

i¥alidate / Run Simulator

Ecit

* “alidate [Fun to validate dataset anly

™ Pun to view initialization [run one tima stap]

™ Fiun nomal immmediately

" Fun normal in batch [ Submit to job schedulsr)

Fiun Sbart Simulation

=101 |

Show/Hide Job Status |

Display .OUT fle |

Launch Rezultz |

File:

Find “aming Meszages | Find Ermor Meszages | Find Dimenzioning Meszages | Cloze I

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.
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A42. RUN TO VIEW INITIALIZATION (Realizar la corrida de

inicializacion).

Mediante esta opcién, es posible realizar una corrida de inicializacién y de
esta forma calcular el OOIP. Para hacerlo, seleccione Run to View
Initialization y pulse el boton Run Simulator como se muestra en la figura
32.A.

A.4.3. RUN NORMAL IMMEDIATELY (Realizar la corrida del archivo).

Al ejecutar esta opcion, se iniciara la corrida del archivo creado. Para que
esto ocurra, seleccione Run Normal Immediately y haga clic en el boton

Run Simulator (ver figura 32.A.).

El software imprimir4 en la ventana ilustrada en la figura 33.A. los resultados
de la simulacion, indicando las tasas de produccién, de inyeccién y otros
parametros, para cada intervalo de tiempo. Una vez finalizada la simulacion,
el software reportard la produccion total de fluidos y la inyeccion de los
mismos, los fluidos in-situ, los ciclos de iteracién requeridos para solucionar
el problema, el ndmero de errores presentados durante los calculos

realizados y el tiempo que transcurrio durante la simulacion.

Ademas, el software generara los archivos de salida output file (*.out),
index-results file (*.irf) y main-results file (*.mrf). Para ver el contenido del
archivo *.out haga clic en la opcién Display .OUT file, luego haga clic en la
opcion Launch Results, para lanzar el Results 3D y el Results Graph y de

esta forma iniciar el andlisis de los resultados de la simulacién.
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Figura 33.A. Resultados del proceso de simulacion.

< ¥alidate / Run Simulator ;Iilll
Edit

€ Walidate [Fun to validate datasst anly]

Show/Hide Jab Status |
£ Run to view initialization [run one time step]
' Run nomal immediataly Display OUT file |
€ Run nomal in batch [ 5ubrit to job scheduler)
Run Abort Simulaticn | LenelhlAeEy s |

IFiIe: C:4Documents and Settings\ TRABAJOINVAMis documentoshTESIS WaG SwAGTAMAND BACHE'SYP.log

Curmulative Water Influx NA A [u} ML NAL ;I
Current Fluids In Place 1z4z2.7 150.87 1172.5 HA Ha

Production Rates .03709 02178 -55711 HA Ma

Injection Rates A ] 1.0860 MNA L

Timesteps: 1199 Newton Cycles: 1815 cCuts: 12 Solwver Iterations: 19321
Average Implicitness 1 0.753

Material Balances (cwg ): 1.002 1.001 1.004

bverage Active Blocks: 14580 Average Non-BHP Active Wells: 4

Total Blocks : 14580 Total Wells : 9

bctive Blocks: 14580 Hon-BHF Active Wells: 4

Total lstproflstpar calls: S56

Tiwe at end of simulation: 6390.000000 (days)
Average reservoir pressure excluding water zone: B526.3962 (psi)
Total MNuwber of Solver Failures: a

End of Simulation: Normwal Termination

CPU Time: 1651.44 seconds
Elapsed Time: 1899.39 seconds
5
( | _’lj
# | ltem Units Walue ‘ -
1 Total ail in place STB 0.20376E+07
2 |Towlwaterinplace  STE 0522516405
3| Total gas in place SCF 021666 +09
H|ltem Units SECTOR-0
1 |HC. Pore Volume M RBBL - |

Find "Waming Messages Find Error Messages Find Dimensioning Messages I Cloze I

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

Si desea realizar la corrida de forma diferente, dirijase a File/Save as,

guarde el archivo y mediante el boton J escoja el lugar en donde sera
almacenado.

A continuacion, cierre el Builder y vaya a la plataforma Technologies
Launcher. Busque el archivo creado (*.dat) y arrastrelo hasta el icono del
simulador que esté usando (en este caso IMEX), en donde aparece la
ventana ilustrada en la figura 34.A., desde la cual se realizara la corrida una

vez seleccione la opcion Run Immediately. Los resultados obtenidos y los
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archivos generados, seran los mismos sin importar la forma en que se realiza

la corrida del archivo.

Figura 34.A. Programacion de la simulacion.

EME Srhedule & simulation job

Application: mx200710.exe

Mumber of processors to use

ile Mames

Irpawrt File: P st
Ctpost file: oF aut
Restart IRF file:

Lo file: SWP log

Wirite: output files tothe followving folder

|CiDocuments and Settings\TRABAJOINYMis documert|
~CMG Simulator Bun Options

Run simulator in check-only mode
Print cetziled model dimensioning information st run-time

Run simulstor for ane time-step only

Additional simulatar switches

~—aubmit Jab Options
# Submit to local computer job queuse
Submit to Platform LSF job gqueue
Gueve Mame:

Additional LSF 'besuk’ switches

| |
|

Submit to Microsoft Compute Cluster
Additionzl job submit' switches

File sharing environment

—a=cheduling Cptions

Run after jok ig finished

Job Start day Jok Start time

O CRCA

~Execution Priority

Loy Marmal High

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.
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A.5. VISUALIZACION DE LOS RESULTADOS OBTENIDOS
La visualizacién de los resultados se realiza utilizando los archivos que el
simulador generd una vez finalizada la corrida. Para esto, arrastre el archivo
de extension .out hasta el icono del block de notas, y alli observara la
siguiente informacion:

= Datos ingresados por el usuario al simulador.

= Datos arrojados por el simulador.

» Procesos realizados durante la simulacion.

= Duracion del tiempo de ejecucion de la corrida.

Para ver los resultados en forma grafica utilice el archivo de extension .irf

como se indica a continuacion.

A5.1. VISUALIZACION DE LOS RESULTADOS EN FORMA GRAFICA
(2D).

Para generar los resultados obtenidos en graficas 2D, seleccione el archivo

index-results file (*.irf) en el Technologies Launcher y arrastrelo hasta el

L
icono de Results Graph, & donde se desplegara una ventana similar a la
de la figura 35.A.
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Figura 35.A. Ventana principal del Results Graph.

g Results - [10vp00] ——_—

I Fle Edt Wiew Tools Window Help g X

0 E R &2 7| K T whoerage - [FFTE] M 4 M| Paget -
— iy
% Flat Stitle1
$origin $file

For Help, press F1

HRinicio| | & (51 [ H g0t Technolog...| {pibuiot - ... | mmskuider ... | ECHarchiv... | Gjentregafi.. | Bianalss... ||c_mmesults . [GDESaEam™E oo

Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Version 2007. Computer Modelling Group.

Para crear una grafica, seleccione el icono iﬁ, de esta forma se abrira la
ventana que se presenta en la figura 36.A. Por medio de la opcion Origin
Type, el usuario puede escoger si la grafica va a ser para el campo, los
pozos, un sector, etc. En la opcion Parameter, se podra elegir el pardmetro
que se va a graficar (factor de recobro, tasas de produccion, corte de agua,
relacion agua-petroleo, entre otros). Una vez, realizado este procedimiento,
haga clic en OK y obtendra la curva deseada. Un ejemplo de lo que podra

observar al graficar un parametro se presenta en la figura 37.A.
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Figura 36.A. Ventana de adicion de curvas del Results Graph.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Versién 2007. Computer Modelling Group.

Figura 37.A. Adicion de curvas para resultados graficos 2D.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Versién 2007. Computer Modelling Group.
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A.5.2 VISUALIZACION DE LOS RESULTADOS EN FORMA GRAFICA
(3D).

Para observar y analizar el comportamiento de las diferentes propiedades de
los fluidos del yacimiento, en el transcurso del tiempo de simulacion, el
usuario podra utilizar la opcion Results 3D, el cual presenta los resultados

obtenidos mediante una vista bidimensional o tridimensional.

Para generar una grafica en Results 3D, seleccione el archivo index-results

file (*.irf) en el Technologies Launcher y arrastrelo hasta el icono de

Results 3D, @en el cual se abrira una ventana similar a la presentada en

la figura 38.A., en la que se selecciona la propiedad que se desea analizar.

Figura 38.A. Visualizacion de los resultados en forma gréafica (3D)

empleando Results 3D.
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Fuente: Simulador IMEX, Results Graph. Versién 2007. Computer Modelling Group.
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