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RESUMEN

TITULO: DESEMPENO DE LA INYECCION DE CO, MISCIBLE COMO
METODO WAG-EOR EN UN YACIMIENTO CON
CARACTERISTICAS DEL “PRE-SAL” BRASILERO

AUTORA: LINIBETH MELISSA SAUCEDO HERNANDEZ

PALABRAS CLAVE: PRE-SAL, INYECCION ALTERNADA DE AGUA Y GAS-WAG,
DIOXIDO DE CARBONO-CO, CARBONATOS
HETEROGENEOS, GASES DE EFECTO INVERNADERO,
RECUPERACION MEJORADA DE ACEITE-EOR.

La técnica CO2-WAG como proceso EOR, estd siendo evaluada en yacimientos del “Pré-sal”
brasilero. Trayendo consigo muchos desafios en el gerenciamiento del yacimiento. Para Formigli
et al. (2009), el “Pré-sal” es uno de los descubrimientos petroliferos mas importante de las tltimas
décadas, con reservas probadas de 13.238 billones de barriles de petroleo. Con un panorama
desalentador de emisiones antropogénicas de Gases de Efecto Invernadero (GEI), la industria de
los hidrocarburos tiene la responsabilidad de favorecer y priorizar procesos ambientalmente
eficientes.

Este trabajo evalua el desempefo de la inyeccion de gas rico en CO2 como método WAG en
yacimientos con caracteristicas del “Pré-sal”. Se identifican las principales variables y mecanismos
de yacimientos involucrados. Se escogen los parametros WAG considerados mas importantes, en
este caso, Tamafio de bache (% HCVP) y Presiones de Inyeccion. Se realizan simulaciones
correspondientes a 10.5 afos del comportamiento de la produccién. Con el planteamiento de un
esquema inicial de inyeccion, se evaliian dos casos, uno con % HCVP simétricos (S1) y otro con
porcentajes asimétricos (S2).

Encontrando escenarios con mayores factores de recobro en tamafios correspondientes a 3%
HCVP para S1 y baches de 0.3% HCVP de gas y 0.4 % HCVP de agua, en el caso S2. Se tuvo en
cuenta en los escenarios planteados para las presiones de inyeccion, las limitaciones geo mecanicas
presentadas por el yacimiento, arrojando que el mayor factor de recobro se consigue con
inyecciones de 650 kg/cm?.

*Trabajo de grado
** Facultad de Ingenierias Fisico-Quimicas. Escuela de Ingenieria de Petrdleos.
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ABSTRACT
TITLE: PERFORMANCE OF MISCIBLE CO; FLOODING IN A WAG-
EOR METHOD IN A FIELD WITH PRE-SALT BRAZILIAN
CHARACTERISTICS.
AUTHOR: LINIBETH MELISSA SAUCEDO HERNANDEZ
KEY WORD: PRE-SALT, WATER ALTERNATING GAS-WAG, CARBON
DIOXIDE-COa, HETEROGENEOUS CARBONATES,

GREENHOUSE GASES, ENHANCED OIL RECOVERY-EOR.

The CO2-WAG as an EOR technique is being evaluated in the Brazilian “Pre-salt” reservoirs. It is
however, associated with so many reservoir management challenges. It is worthy to note that
Formigli et al. (2009), reported the discovery of the “Brazil Pre-salt" fields is amongst the most
important oil discoveries of the last decades worldwide, with a proven oil reserves of 13.238 billion
barrels of oil equivalent. With a discouraging panorama of anthropogenic Greenhouse Gas
emissions (GHG) however, the oil & gas industry has the responsibility to favor and prioritize
environmentally efficient processes of exploitation.

This work evaluates the performance of the injection of CO»-rich gas in the reservoirs to support
enhanced recovery through the WAG technique. The main variables and mechanisms of reservoirs
involved are identified. The WAG parameters considered most important are chosen, in this case,
Slug size (% HCVP) and Injection Pressures. Simulations are made corresponding to 10.5 years
of production behavior. With the approach of an initial injection scheme, two cases were evaluated,
one with % HCVP symmetries (S1) and another with asymmetric percentages (S2).

Scenario analysis reveals greater recovery factors occurs in sizes corresponding to 3% HCVP for
S1 and slugs of 0.3% HCVP of gas and 0.4% HCVP of water, in case S2. For the injection
pressures, the proposed scenarios took into account the geo-mechanical limitations presented by

the reservoir, showing that the greatest recovery factor is achieved with injections of 650 kg /cm?.

*Bachelor Thesis
** Faculty of Physicochemical Engineering. Petroleum Engineering School.
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Introduccion

La historia del “Pré-sal” inicia con el pozo descubridor en el campo Lula, el RJS-628, que fue
perforado en el afio 2005. Desde entonces la industria petrolera brasilera y mundial ha enfrentado
innumerables desafios, sobrellevados con el respaldo de la gran inversion en investigacion y
caracterizacion de sus yacimientos; entre ellos, (i) la perforacion de una capa salina con
comportamiento visco elastico, (ii) plataformas y navios anclados al lecho marino con
profundidades de 2-3 km, (iii) desarrollo de poderosos ductos resistentes a ambientes altamente
corrosivos y sometidos a altas presiones y tracciones, entre otros.

De igual manera, los esfuerzos por una industria petrolera inteligente nunca paran. El “Pré-sal”,
es uno de los descubrimientos petroliferos mas importantes de las Gltimas décadas (Formigli et al.,
2009). Cuenta con reservas probadas de 13.238 billones de barriles de petrdleo, y reservas
probadas, probables y posibles de 23.85 billones de barriles de petroleo (ANP, 2018). Los pozos
del “Pré-sal”, producen petroleo de alta calidad, entre 29-30 ° APIL, con una tasa de hasta 40000
BOPD. Nueve de los diez pozos con mayor produccion de Brasil se encuentran en el “Pré-sal”. El
mas productivo de ellos esta ubicado en el campo Lula, con una producciéon de 36.000 BOPD
(PETROBRAS, 2018).

Segun la Universidad de Campinas (UNICAMP), el “Pré-sal” presenta una relacion gas-aceite
(GOR) de 230-250 m® de COz/m> de petroleo. Desde etapas tempranas en los proyectos de
desarrollo del “Pré-sal”, los estudios fueron dirigidos a cuestiones de EOR (Enhanced Oil
Recovery) y los principales conductores para llegar a la decision estratégica de no ventilar el gas

a la atmosfera y reinyectarlo fueron la presencia del contaminante CO2, GOR relativamente alto
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en el yacimiento y la legislacion cada vez mas rigurosa, ya que el Instituto Brasilero del Medio
Ambiente y de los Recursos Naturales Renovables-IBAMA, obliga a no ventilar a la atmosfera
dichos gases de efecto invernadero. Estudios se desarrollaron y muchos métodos EOR
considerados, sin embargo, debido a las limitaciones del EOR costa afuera, se decidi6 que el
método de recuperacion para el “Pré-sal” deberia aprovechar de algin modo los recursos
abundantes disponibles: Agua de mar y gas producido; La combinacion de ambos fue entonces la
Inyeccion Alternada de Agua y Gas-WAG. (Pizarro et al., 2012; Moczydlower et al., 2012).

La influencia en la dinamica del sistema climatico actual es clara. Las emisiones antropogénicas
recientes de Gases de Efecto Invernadero (GEI), son las més altas de la historia, con mayores
incrementos entre los afios 2000 y 2010. A pesar de las politicas de mitigacion, las emisiones
alcanzaron la cifra de 49 + 4,5 Gt COz-eq/afio (Global Climate Report, [IPCC 2014), siendo la
quema de combustibles fosiles y los procesos industriales, los grandes emisores de GEIL
provocando el rompimiento del equilibrio termodindmico de la tierra, generando impactos en los
sistemas humanos y naturales (Aanuoluwapo et al., 2016).

La prevision del consumo mundial de energia en los paises de la OCDE (Organizacion de
Cooperacion y Desarrollo Econémico) y paises no miembros de la OCDE, entre 2006 y 2030
muestra un aumento del 15.5% al 73%, respectivamente (EIA, 2009). Segtn la edicion de 2016 de
BP Energy Outlook, se espera un aumento de la demanda mundial de energia del 34% entre 2014
y 2035, a un promedio del 1,4% anual. Este crecimiento de la demanda en general, incluye
importantes cambios en la composicion del mix energético, con un crecimiento mas rapido de los
combustibles con bajas emisiones de carbono que el de aquellos con mayores emisiones, a medida

que el planeta inicie la transicion energética hacia un futuro con bajas emisiones de carbono.
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En consecuencia, la industria de los hidrocarburos tiene la responsabilidad de suplir dicha
demanda con los recursos energéticos existentes, favoreciendo y priorizando los procesos mas
eficientes ambientalmente y buscando tecnologias que asi se requieran, pues el mundo tiene la
necesidad de energia, pero al mismo tiempo de adoptar medidas para combatir las emisiones de
GEIL Todo lo anterior genera la necesidad de evaluar la inyeccion WAG con gas rico en CO»
miscible, no solo por su alta significancia en la produccion, sino ademas por la relacion que este
proceso tiene con la disposicion de los Gases de Efecto Invernadero mejorando la recuperacion
del petrdleo.

El objetivo del presente trabajo, es evaluar el desempefio de la inyeccion de gas rico en didxido
de carbono como método WAG en yacimientos con caracteristicas del “Pré-sal”, para incrementar
el factor de recobro. Se sensibilizaran las principales variables operacionales, envueltas en la
inyeccion WAG, las cuales son de gran importancia no solo en la productividad de dichos
yacimientos, sino ademds en la utilizacion y reducciéon de emisiones de Gases de Efecto
Invernadero (GEI), en este caso el principal agente del cambio climatico, el diéxido de carbono-
CO: (Etkin et al., 2007).

Para evaluar el desempefio del método y realizar el analisis del comportamiento del yacimiento,
se utilizard el simulador de yacimientos GEM (Generalized Equiation-of-State Model
Compositional Reservoir Simulater) de la CMG (Computer Modelling Group), el cual simula el
flujo en yacimientos de petrdleo utilizando formulaciones composicionales. Para lograr una
simulacion de desplazamiento miscible, el simulador modela flujo de fluidos trifasicos y
multicomponentes, ademés de tener una fisica completa asociada con el manejo de la
permeabilidad relativa como funcién de saturacion, composicion y de los efectos de la histéresis

en procesos miscibles y WAG.
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1. Objetivos

1.1. Objetivo General

v Evaluar el desempefio del método WAG con gas rico en CO; miscible para incremento del

factor de recobro en un yacimiento con caracteristicas del “Pré-sal” brasilero.

1.2. Objetivos Especificos

v' Identificar las principales variables operacionales y mecanismos involucrados en el proceso
de Inyeccion de Agua Alternada y Gas rico en CO; miscible para establecer los pardmetros

mas importantes en el mismo.

v' Establecer un modelo base representativo del comportamiento de un yacimiento con
caracteristicas del “Pré-sal” brasilero para representar la inyeccion WAG mediante

simulacion de yacimientos.

v Sensibilizar las variables operacionales de la inyeccion WAG en el modelo de simulacion

para encontrar las mas favorables al proceso.

v Realizar un analisis de los resultados de la simulacion para concluir acerca del desempefio

del método en el incremento del factor de recobro.



INYECCION WAG-CO; EN EL PRE-SAL BRASILERO 27

2. Revision bibliografica

2.1. Métodos de Recuperacion Especial

2.1.1. EOR-IOR. Segun Lake (1989) Enhanced Oil Recovery (EOR) es la recuperacion del
petroleo debido a la inyeccion de materiales que normalmente no estan presentes en el yacimiento.
A nivel general se tienen dos clasificaciones: (i) Métodos convencionales de recuperacion
secundaria (antes conocidos como métodos de recuperacion secundaria) y (ii) Métodos especiales
de recuperacion secundaria (antiguamente conocidos como métodos de recuperacion terciaria). En
algunos textos EOR ha sido sustituido por el término IOR ( “Improved Oil Recovery”) que también
podria ser traducido al espafiol como recobro mejorado del petréleo. Segiin (Rosa et al., 2011) la
diferencia entre estos términos es que IOR engloba ademés de los métodos de EOR cualquier
método o técnica no convencional o moderna que tenga por objetivo aumentar la recuperacion,

acelerar la produccion de petrdleo en relacion a la produccion primaria o secundaria.

La EOR esta asociada al factor de recobro (FR), mostrado en la Figura 1. El &rea de color verde,
indica el petroleo adicional obtenido por la aplicacion de la EOR. Se observa la tasa de declinacion
del yacimiento con la curva ABC. Desde el punto B entra en operacion el proyecto de EOR. El
factor de recobro para yacimientos tipo III es fuertemente influenciado por la mojabilidad de la
roca yacimiento, por la relacion Net to Gross (NTG), la gravedad API, radio de movilidad, la
saturacion de agua critica y la intensidad de las fracturas (Allan et al., 2003).

La eficiencia de desplazamiento microscopico y eficiencia de barrido macroscépico son
propuestas de las técnicas EOR, que se pueden englobar en procesos térmicos, quimicos y

miscibles, estos Ultimos también llamados procesos de inyeccion de solvente (Camacho, 2017).
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Los factores de eficiencia que inciden en la fraccién de aceite recuperado son: (i) Eficiencia de
barrido horizontal (EA), (ii) Factor de contacto (Ev), (iii) eficiencia de desplazamiento (ED).

V'

» Operacién de EOR

Petréleo Adicional por la EOR

Tasa de Extraccion de petrdelo (Declinacion)

Tiempo

Figura 1. EOR, petrdleo adicional recuperado. Adaptado de Lake L.W. (2010). Enhanced Oil

Recovery, University of Texas.

El primero (EA) se da en funcién de la razon de movilidades entre el fluido inyectado y el fluido
desplazado y determina la fraccion del area de una malla que es invadida por el agente desplazante.
Segun Rosa et al. (2011) las mayores eficiencias de barrido horizontal son alcanzadas con razones
de movilidad bajas, indica que la movilidad de un fluido es la razén entre la permeabilidad relativa
a ese fluido y su viscosidad. Asi mismo, expresa que Ev es la fraccion de volumen barrido que fue
alcanzada por el fluido inyectado, y finalmente ED hace referencia a la fraccion de saturacion de
petroleo original que fue desplazado de los poros debido a la inyeccion.

La presencia de heterogeneidades agrega desafios al estudio del yacimiento debido al complejo
movimiento del fluido que influencia directamente el rendimiento del yacimiento, la eficiencia del
barrido, el recobro de aceite y consecuentemente los ingresos. Es importante mencionar que los

carbonatos son rocas fragiles cominmente denominadas yacimientos naturalmente fracturados
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(NFR), por ello presentan heterogeneidad en todos los aspectos, esto quiere decir que hay un rango
amplio de variabilidad en el espesor del yacimiento, en la continuidad y geometria de las facies y

en las propiedades del yacimiento (Craft et al., 1991).

Segun Craft et al. (1991), los factores que afectan la eficiencia de la recuperacion son:

Tabla 1.
Factores que afectan la eficiencia de la recuperacion.
Eficiencia de desplazamiento Macroscépico Eficiencia de desplazamiento
(Ev) microscopico (ED)
Movilidad (M) Tension interfacial
Heterogeneidades y anisotropia Comportamiento de la permeabilidad -
relativa
Arreglo de los inyectores y productores Presion Capilar
Tipo de matriz de roca Mojabilidad

El fenomeno de capilaridad que se da al interior de los medios porosos en general contiene dos
o mas fluidos inmiscibles. Cuando la superficie de contacto se da entre liquido-gas, el fendmeno
y las propiedades que aparecen alli se llaman superficiales, pero cuando la superficie de contacto
es entre liquido- liquido el fendmeno es llamado interfacial. La energia necesaria para formar una
determinada superficie se llama Energia total libre de superficie (E) y la fuerza que impide el
rompimiento de esta superficie por unidad de longitud se llama tension superficial o interfacial
siendo normalmente representada por el simbolo 6. Asi mismo cabe resaltar que la diferencia de
presion existente entre dos fluidos en contacto inmiscibles entre si, hace referencia a la presion
capilar, la cual es inversamente proporcional al radio de curvatura y directamente proporcional a
la curvatura de la superficie o de la interface.

La permeabilidad relativa es un término usado cuando hay presencia de mas de una fase y fluye

en el medio poroso, debido a que la saturacion de cada fase impacta en la permeabilidad de las
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otras fases. En la histéresis se aprecian dos comportamientos diferentes tanto para la presion capilar
como para la permeabilidad relativa. Un comportamiento en el proceso de drenaje, donde la fase
no mojante desplaza la fase mojante; y el otro comportamiento en el proceso de imbibicion, donde
la fase mojante desplaza la fase no mojante (Craft et al., 1991). La curva de permeabilidad relativa
para las fases desplazante y desplazada depende del tamafio de poro, del comportamiento de la
mojabilidad de la roca y de la historia de saturacion.

La mojabilidad es una propiedad que varia dependiendo de los fluidos y solidos envueltos (Rosa
2006). El angulo de contacto 6 (variando entre 0-180°) es el &ngulo medido en el liquido o fluido
mas denso. Si el angulo de contacto es menor que 90° se dice que el liquido mas denso moja el

solido y cuando es mayor a 90° se dice que el liquido menos denso moja el so6lido.

2.1.2. Métodos de Desplazamiento Miscible. Segun Rosa et al. (2011) el desplazamiento
miscible es la recuperacion del petréleo donde no existe interface entre el fluido desplazante y el
fluido desplazado. En los procesos de inyeccion de gas miscible, la funcién de recuperacion
primaria es mediante el intercambio de componentes intermedios entre el agente inyectado y el

aceite de yacimiento (Lake, 1989).

2.1.3. Diagrama Pseudoternario. Rosa et al. (2011), establece el concepto de diagrama
ternario como aquel que es usado en el estudio del comportamiento de fases de un sistema con tres
componentes, sometidos a un potencial termodinamico definido (P y T constantes). Un fluido en
un yacimiento es una mezcla multicomponente de cientos de diferentes compuestos de
hidrocarburos y no hidrocarburos, lo que aumenta la dificultad de representar por medio de un
diagrama el comportamiento de fases como funcion de la composicion. Por ello los fluidos dentro

del yacimiento son considerados como mezclas de tres pseudocomponentes
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COMPONENTES LIVIANOS
A

Composician general

Lineas de unidn

Lineas de equilibrio

Punto Critico
[

\

Curva Binodal Una fase

COMPOMENTES PESADOS

Figura 2. Diagrama Pseudoternario. Adaptado de Lake L.W. (1989). Enhanced Oil Recovery,

University of Texas

Para ilustrar la informacion composicional de un crudo, se usa el diagrama pseudoternario como

se muestra en la Figura 2.

Por consiguiente:

e Este diagrama subdivide el crudo en 3 pseudocomponentes: fraccion liviana, intermedia y

fraccion pesada.

e ACB representa el domo de saturacion (Binodal Curve) del fluido a la presion de saturacion
y temperatura de yacimiento, esta engloba la region de dos fases (liquido/vapor) como es

el caso del punto M y cualquier punto que este ubicado por fuera de la curva de saturacion

se encuentra en la region de una sola fase (Single Phase).

e (Crepresenta el punto critico (Plait point) de la mezcla, en donde la composicion del liquido

es igual a la composicion del vapor.

COMPONENTES INTERMEDIOS

31
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e AC representa la fase de vapor la cual es llamada curva de puntos de rocio y CB es la fase
liquida del fluido, la cual es llamada curva de puntos de burbuja.
e XY esllamada linea de equilibrio (Tie Line), la cual representa el equilibrio liquido —vapor

entre ambas fases.

2.1.3. Miscibilidad. La miscibilidad es el fenémeno fisico que consiste en la mezcla de dos
fluidos en todas sus proporciones sin que se forme entre ellos una interface. En una descripcion
mas cientifica, puede definirse como: la habilidad de dos o mas sustancias para formar una sola
fase homogénea cuando se mezclan en cualquier proporcion. En términos petroleros, es definida
como esa condicion fisica entre dos o mas sustancias, que puede permitirle a ellos mezclarse en
todas las proporciones sin formar una interface a una presion y temperatura especifica. Los
métodos miscibles tienen un principio basico y se constituye en la inyeccion de un fluido, que al

entrar en contacto con el petréleo forman una Unica fase.

El diagrama de la figura 3 se divide en tres zonas:
e Zona l: Representa el area de miscibilidad de primer contacto.
e Zona 2: Representa el area de miscibilidad de multiples contactos
e Zona 3: Representa el area de desplazamiento inmiscible.

El desplazamiento de gas miscible se realiza solo bajo una combinacién especifica de
condiciones, las cuales son: composicion del gas inyectado, composicion del aceite y las
condiciones de presion y temperatura del yacimiento. Presiones altas y temperaturas bajas son
favorables para la miscibilidad (Pizarro et al., 2012). La miscibilidad de CO; en el aceite se lleva
a cabo en una de las dos siguientes maneras:

e Miscibilidad de primer contacto
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e Miscibilidad por multiples contactos

INTERMEDIOS

ZONA

g

LINEA DE
UNION CRITICA

REGION DE
UMICA FASE

ZONA 3

YACIMIENTO DE
PETROLED

LIVIANOS PESADOS

Figura 3. Tipos de miscibilidad. Adaptado de Alston R. B. (1985).
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COMPONENTES PESADGS COMPONENTES INTERMEDIOS

Figura 4. Esquema de los procesos de miscibilidad. Adaptado de Lake L.W. (1989). Enhanced Oil

Recovery” University of Texas.
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2.1.4. Miscibilidad de primer contacto. Al poner en contacto el crudo con el solvente se
mezclan todas las proporciones sin que se observe una interface entre ellos. En la Figura 5, la
composicion del yacimiento se representa en el punto Z y la composicion del solvente en el punto
G. Al ponerse en contacto ambos fluidos cualquier punto en la linea de unién ZG caerd en la region

de una sola fase, lograndose la miscibilidad del sistema al primer contacto.

INTERMEDIOS

; @

LIVIANOS PESADIOS

Figura 5. Miscibilidad al primer contacto. Adaptado de Lake L.W. (1989). Enhanced Oil

Recovery” University of Texas.

Gardner y colaboradores concluyeron que la miscibilidad de primer contacto solo se alcanza
cuando se tienen gases muy ricos o a presiones muy altas. Dentro del tema EOR-CO; la
miscibilidad es un término sumamente importante pues afecta la eficiencia de recuperacion del

aceite.

2.1.5. Miscibilidad por multiples contactos. Cuando se pone en contacto el crudo con el gas
de inyeccion, existe una transferencia de masa entre ambos fluidos y con esto se crea un

desplazamiento del crudo en el medio poroso. El desplazamiento para conseguir la miscibilidad
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por multiples contactos puede ser por (i) vaporizacion (vaporizing gas drive o stripping oil):
cuando los componente mas ligeros del petrdleo se vaporizan y son transferidos a una fase gaseosa
solvente (linea J1-12 de la Figura 4), (ii)condensacion del gas (condensing gas drive process) o
hinchazén del aceite ( oil swelling): cuando los componentes intermedios del solvente enriquecido

se condensan dentro del aceite de yacimiento (linea I1- J2, Figura 4).

2.1.5.1. Mecanismo de vaporizacion. Es caracterizado porque la transferencia de masa ocurre
del crudo hacia el gas, esto es debido a que los componentes hidrocarburos livianos e intermedios
tienden a transferirse al gas de inyeccion y de este modo vaporizarse en el gas. El gas de inyeccion

es un gas pobre que puede ser nitrégeno, metano o gas rico en didéxido de carbono.

INTERMEDIOS

LIVIANOS PESADOS

Figura 6. Mecanismo de Vaporizacion por multiples contactos. Adaptado de Lake L.W. (1989).
Mecanismo de vaporizacion @ T y P constantes.
En la Figura 6 el punto Z es la composicion del crudo, el punto G es la composicion de gas

inyeccion, al ponerse en contacto estos dos fluidos se mezclan y crean un punto de mezcla M1 en
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la linea de equilibrio X1-Y1, caracterizado por estar ubicado en la region de dos fases y formar
una interface entre ellos, después Y1 y Z se ponen en contacto formando el nuevo punto de mezcla
M2 que se encuentra en la linea de equilibrio de X2-Y2, asi el proceso continua hasta que la linea
de union pase por el punto critico C y la composicion del crudo Z. Cuando estas dos lineas
convergen, se obtiene la miscibilidad a las condiciones de presion y temperatura de trabajo. Si no
se llega a la linea limite se tiene que incrementar la presion, manteniendo la temperatura constante,

lo que reduce la region de dos fases y facilita que se llegue a las condiciones de miscibilidad.

2.1.5.2. Mecanismo de condensacion. Consiste en la transferencia de masa del gas al crudo, el
gas utilizado en los procesos de condensacion es rico en componentes intermedios (C2-Cs y CO2)
que son transferidos al crudo por multiples contactos durante el proceso de desplazamiento. En la
Figura 7, la composicion del crudo es denotada por el punto Z y la composicion del gas de
inyeccion por el punto G. Al ponerse en contacto el gas de inyeccion con el crudo, se produce una
mezcla representada por el primer punto de mezcla M1. A través de este punto pasa la linea de
equilibrio Y1X1, el liquido resultante es més rico en componentes intermedios que el crudo
original, mientras que el vapor en equilibrio es més pobre que el gas original. Posteriormente X1
se pone en contacto con el gas de inyeccion (G) originando con esto otro punto de mezcla M2,
cuyas composiciones liquido/vapor en equilibrio estan representadas por los puntos Y2 y X2. Este
proceso se repite hasta que la ultima linea de unién coincida con la linea de union limite, la cual
pasa por el punto critico y la composicion del gas de inyeccion. Si la Gltima linea de unidn coincide
o converge con la linea limite entonces el sistema ha llegado a condiciones de miscibilidad a la

presion y temperatura de trabajo.



INYECCION WAG-CO> EN EL PRE-SAL BRASILERO 37

INTERMEDIOS

LIVIANOS PESADOS
Figura 7. Mecanismo de condensacion en el método de multiples contactos. Adaptado de Lake

L.W. (1989). Mecanismo de condensacion @ T y P constantes.

2.1.6. Presion Minima de Miscibilidad (PMM). Hace referencia al valor minimo de presién
para que el desplazamiento pueda desarrollar miscibilidad a temperatura de yacimiento (Camacho,
2017), es decir, es la presion mas baja necesaria en que puede ocurrir la miscibilidad entre el fluido
inyectado (gas en el proceso WAGQG) y el petrdleo contenido en yacimiento. La PMM asegura que
la linea de equilibrio critica (Critical Tie line, Figura 6) sea traspasada (Lake, 1989). La PMM es
un parametro importante en el proceso de Inyeccion Alternada de Agua y Gas. Los métodos para
determinar esa presion (PMM) estan basado en pruebas experimentales, correlaciones empiricas y
calculos de la ecuacion de estado. Es importante mencionar que la PMM es menor que la requerida
para una miscibilidad completa o de primer contacto, el desplazamiento arriba de esta presion
tiende a desarrollar miscibilidad de primer contacto (Lake, 1989). Hay 3 métodos principales para
la estimacién de la PMM: (i) Los métodos de laboratorio como, prueba del tubo delgado STD

(Slim Tube Displacement) y burbuja ascendente (Rising bubble test). (ii) A través de calculos del
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comportamiento de fase basados en las ecuaciones de estado EOS y estudios de equilibrio liquido-

vapor. (ii1) Con correlaciones empiricas o datos experimentales (Camacho, 2017).

Independientemente del método usado, el valor de la PMM es determinado por la temperatura,
presion, pureza del solvente, peso molecular y composicion de la fraccion pesada del yacimiento
(Camacho, 2017). Algunos estudios han determinado que la PMM aumenta con la temperatura y
el peso molecular de la fraccion pesada, y que el tipo de hidrocarburo, por ejemplo, aromatico o
parafinico, influencia la misma. La temperatura y densidad del solvente influencia en un menor
grado. El comportamiento de la presion juega un papel importante en la miscibilidad, es un
parametro de control en el screening y gerenciamiento del esquema del solvente EOR (Green &

Willhite, 1998).

2.2. Yacimientos Naturalmente Fracturados (NFR)

Los yacimientos carbonatos pueden ser clasificados de acuerdo al medio poroso, matriz y fracturas
como Tipo I, II, IIT y IV (Nelson, 2001 y Allan, 2003).

Tipo I: La permeabilidad y porosidad de la matriz son bajas. Las facturas proveen almacenamiento
y capacidad de flujo.

Tipo II: La permeabilidad y porosidad de la matriz son bajas, pero ofrece algo de almacenamiento.
Las fracturas proveen capacidad de flujo.

Tipo III: La porosidad de la matriz es alta pero la permeabilidad de la misma es baja (micro poros).
La matriz provee capacidad de almacenamiento y las fracturas capacidad de flujo.

Tipo IV: La porosidad y permeabilidad de la matriz son altas (macro poros), ésta provee tanto
capacidad de almacenamiento como capacidad de flujo, mientras que las fracturas solo

incrementan permeabilidad.
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2.2.1. Yacimiento el “PRE-SAL”. Hace cerca de 120 millones de afios, en la edad geologica
Aptiense, ocurrio en las margenes del lago formado en el oriente de Brasil, en aguas calmas, la
deposicion de una extensa plataforma de carbonatos, de origen microbial, la cual se extiende desde
el estado de Santa Catarina hasta Espiritu Santo (Ver Figura 8). Estos carbonatos constituyen los

yacimientos de la denominada capa del “Pré-sal” (Franca et al., 2013).

Itapema, la roca madre rica en materia organica se depositd como una roca de barro y coquinas
durante la fase de ruptura (Rift). Luego durante la fase “Sag” se transformd en carbonatos
microbianos que fueron captados por una capa de anhidrita (30 a 50 m de espesura) y cubiertos
con 2 km de halitas y otras sales minerales provenientes de la roca sello (Boyd et al., 2015). Las
coquinas depositadas durante la fase de ruptura, cuando las aguas eran frescas a salobres, se

consideran Grainstone a rudstones usando el sistema Dunham.

La compleja mineralogia encontrada en los carbonatos del “Pré-sal” estd compuesta
principalmente por caliza, dolomita y silice con cantidades variables de arcillas ricas en magnesio,
tales como estevensita y minerales pesados como la pirita (ver Tabla 2). El “Pré-sal” es clasificado
como tipo III, donde el factor de recobro se ve fuertemente influenciado por la mojabilidad de la
roca, la relacion Net to Gross (NTG), gravedad APIL relacion de movilidad, saturacion de agua
critica y la intensidad de las fracturas. Los carbonatos son facilmente quebradizos debido a su alta
rigidez, por ello la aparicion de fracturas y fisuras permite la circulacion de agua metedrica o de
fluidos hidrotermales, creando asi una porosidad secundaria y aumentando la capacidad de
transporte de fluidos (permeabilidad). El “Pré-sal” esta conformado por la cuenca de Santos y la
cuenca de Campos (Moraes et. al, 2016).

Los campos en color naranja mostrados en la parte superior derecha corresponden a la cuenca

de Campos (ver Figura 9), los cuales aportan en la produccioén del “Pré-sal”. El area conocida
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como el conjunto de la cuenca de Santos (SBPSC) (Ver Figura 10), esta localizada en aguas ultra

profundas, a 300 km de la costa de Rio de Janeiro, al sureste de Brasil.

Boyd et al., (2015).

Tabla 2.
Elementos geoquimicos asociados con los minerales del “Pré-sal”.
Mineral Elemento
Calcita Ca
Dolomita Ca, Mg
Cuarzo Si
Anhidrita Su, Ca
Clorita Fe, Al
Siderita Fe
Pirita Fe, Su
Estevensita Mg
VYolcanicos K, Si, Fe
Feldespatos Na, K
Halita Cl, Na

Adaptado de Boyd et al. (2015)
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En las condiciones actuales del “Pré-sal”, baja temperatura y alta presion, el gas rico en CO2 se
encuentra en una fase denominada supercritica, condicidon bajo la cual se mezcla completamente
con el petroleo del yacimiento. El contenido de diéxido de carbono-CO> varia de 8 a 18% del gas
asociado (Formigli et al., 2009). La alta conductividad térmica de la seccion de sal ha mantenido
una temperatura del depoésito relativamente baja (40 a 100 ° F), lo que ha minimizado la

degradacion térmica del “Pré-sal” (Melo et al., 2011).

Figura 9. Areas de la cuenca de Santos y cuenca de Campos en el “Pré-sal”. Adaptado de
PETROBRAS (2017) Optimizing Production of Santos Pre-Salt Fields thorough Sound Reservoir

Management Practices”, OTC-27993-M.
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Figura 10. Area de la cuenca de Santos en el “Pré-sal” SBPSC. Adaptado de Berton et al. (2015).

CAMADA PRE-SAL

Figura 11. Yacimiento el “Pré-sal”. Adaptado de PETROBRAS. Formacao da camada do Pré-
sal.

Basado en estudios de isotopos, el CO» se debe principalmente a dos fuentes, (i) se originan en
el manto profundo y migran hacia la superficie a través de fallas profundas o intrusiones igneas, o
(i1) derivan de la materia organica asociada con procesos microbianos o diagenéticos (Santos et

al., 2012). El “Pré-sal” tiene reservas probadas de 13.238 billones de barriles de aceite y 23.850
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billones de barriles de aceite en reservas probadas, probables y posibles (ANP, 2018). De la misma
manera, fueron declarados 368.45 billones de m® de reservas probadas de gas y 569.845 billones
de m? de reservas probadas, probables y posibles de gas (ANP, 2018). Adicionalmente en 2018 se
produjeron aproximadamente 1.5 millones de barriles de petroleo por dia y 58 millones de metros
cubicos de gas por dia correspondientes al 55,1% de la produccion total de Brasil, con un total de

77 pozos productores (ANP, 2018).

2.2.2. Propiedades de un yacimiento con caracteristicas del “PRE-SAL”. Las capas de
carbonatos heterogéneos, generalmente tienen columnas de petréleos mayores de 200 metros
(Pizarro et al., 2017). Entre las propiedades mas relevantes encontramos un aceite con API entre
28 y 30°, con alto GOR (200 a 300 SCF/STB) y una cantidad variable de CO2 en su composicion
entre 8 y 15%. Viscosidad del aceite es de 1.14 cp, con una presion inicial de yacimiento entre
6500 y 8250 psi, presentando una temperatura inicial de 147 °F y con profundidad de ldmina de
agua entre 2000-3000 metros. Igualmente, el yacimiento presenta una profundidad entre 5000 y

7000 metros, en relacion al nivel del mar con una espesura de la capa de sal cerca de 2000 m.
2.3.Técnica CO2-WAG

La inyeccion WAG (Water Alternating Gas) es una técnica de recuperacion mejorada de aceite
(EOR), consiste en la inyeccion alternada de agua y gas, mejorando las eficiencias de los barridos
macroscopico y microscopico, disminuyendo los requerimientos del solvente (Camacho, 2017).
La inyecciéon WAG presenta un control de movilidad mucho mejor debido a la inyeccion de agua
y una mejor eficiencia de barrido por el contacto del gas con las zonas no barridas. (Pizarro et al.,

2012). La aplicacién de la técnica WAG, utiliza ventajas tanto de la inyeccion de agua como de
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gas, con las cuales se reducen las fuerzas capilares que causan la retencion del petroleo en los
poros de la roca yacimiento (Pizarro et al., 2012).

La inyeccion de volimenes especificos de agua alternados con gas ayuda a disminuir o resolver
la presencia de Fingering (canalizaciones viscosas) que son ocasionadas debido a las razones de
movilidad no favorables. Los volimenes comunmente usados en los proyectos varian de 15 a 30%
HCPV (Volumen Poroso de Hidrocarburo o Hydrocarbon Pore Volume en inglés) (Green &
Willhite, 1998). La inyeccion WAG usando gas rico en CO; tiene muchas ventajas técnicas:

La primera es que el gas rico en COz inyectado y el aceite crudo pueden tornarse miscibles a
condiciones de yacimiento, debido a la baja PMM entre ellos. Por otro lado, la inyeccion WAG
con gas rico en CO; trae una recuperacion de aceite mayor comparada con la inyeccion de agua o
inyeccion continua de COz, ya que la movilidad combinada de las fases de agua y gas es menor
que la movilidad del gas individualmente, aumentando asi la razéon de movilidad y mejorando las
eficiencias de barrido. Y a su vez, el agua inyectada puede mantener la presion del yacimiento
arriba de la PMM, asi como controlar efectivamente la movilidad del gas rico en CO; inyectado,
reduciendo su permeabilidad relativa. En la inyeccion WAG miscible, el gas inyectado es miscible
con el aceite de yacimiento, en primer contacto o con el tiempo, a medida que el desplazamiento
continlia bajo determinadas condiciones. También puede haber miscibilidad parcial dentro del
yacimiento.

Los aspectos que influyen en un proyecto de inyeccion WAG son similares a los observados
para un proyecto de inyeccion de agua, tales como la heterogeneidad, las propiedades petrofisicas
del yacimiento, propiedades de los fluidos, patron de inyeccion y relaciones WAG (Touray, 2013).
La inyeccion WAG mas efectiva, deberia ser donde el proceso de miscibilidad desarrolle

condiciones termodindmicas predominantes. Las limitaciones en la inyeccion WAG con gas rico
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en CO: pueden ser entre otros, la disponibilidad del CO;, especialmente en areas offshore y la

creacion de fingerings (canalizacion).

Pozo inyector

e

Agua (%HCPV Iny) CO2 (%HCPY Iny)

Figura 12. Diagrama esquematico operacion WAG con CO> miscible. Adaptado de Camacho

(2017).

Una de las dificultades de dicha técnica es el contacto entre el gas inyectado y el petroleo debido

a la formacion del banco de agua, conduciendo a una reduccidn en la eficiencia del desplazamiento.

2.3.1. Mecanismos de recuperacion que actian en el yacimiento. En los yacimientos
convencionales las fuerzas viscosas, capilares y gravitacionales controlan el flujo de los fluidos a
través del medio poroso. En los YNF, las fracturas representan un medio conductivo alto. Hay un
gran contraste de transmisibilidad entre la matriz y la fractura, que genera gran influencia en el
flujo. El flujo preferencial se da en la red de fracturas. Para yacimientos naturalmente fracturados
el principal mecanismo de yacimiento durante la inyeccion de agua es la imbibicidon espontanea
(Ferng, 2012). En yacimientos mojados por agua, el agua inyectada va desde la fractura hacia la

matriz, desplazando el aceite en direccion opuesta (Ver Figura 13). Este desplazamiento contintia



INYECCION WAG-CO; EN EL PRE-SAL BRASILERO 46

hasta llegar al equilibrio capilar (Pc=0). La forma y la configuracion de valores positivos de la

curva de imbibicion gobiernan el agua total embebida dentro de la matriz.

Durante la inyeccion de gas el proceso de recobro es mas composicional, se deben presentar
condiciones favorables de presion, temperatura y composicion para los fluidos del yacimiento y el
solvente con el fin de alcanzar la miscibilidad, siendo necesario que el gas inyectado entre a la
matriz tomando ventaja de la fuerza de gravedad, la difusion molecular y la transferencia
termodindmica entre el solvente y los fluidos del yacimiento, entonces el principal mecanismo de
recuperacion es el intercambio inmediato de componentes entre el agente inyectado y el crudo de
yacimiento, como mecanismo secundarios encontramos el gas en solucion, reduccion de la
viscosidad y la hinchazoén del aceite (Lake, 2010). La dispersion es dominada por las fracturas
pues ellas presentan un medio altamente conductivo, en cuanto que la matriz domina la difusion
pues las velocidades son mas lentas en este medio (Lemonnier et al., 2010).

La tension interfacial es definida como la cantidad de energia por unidad de 4rea [Dinas / cm?]
necesaria para formar una interface, esta altamente ligada con la saturacion de aceite residual. El
aumento del volumen de COz en el crudo provoca una reduccion de la tension interfacial entre el
fluido desplazante y el desplazado, lo que aumenta la eficiencia de barrido microscopico (Martin
et al, 1992). Con el fin de lograr la miscibilidad, la presion de inyeccion del gas rico CO» tiene que
ser lo suficientemente alta para alcanzar la presion minima de miscibilidad, de modo tal que se
convierta en un buen disolvente, en especial para los componentes intermedios de los
hidrocarburos (Cs-Ci2) en el aceite. La alta solubilidad del CO; en el aceite hace que este se
expanda y haya una reduccion en su viscosidad.

Una cantidad de COz que puede ser puro o una mezcla con otros componentes es inyectada para

que alcance principalmente el hinchamiento del petroleo, y una vez dado este mecanismo en el
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yacimiento provoque mayor desplazamiento en los petroleos residuales, lo anterior segiin Green
& Willhite (1998). El CO; es altamente soluble en el aceite y poco menos soluble en el agua, lo
cual genera que los siguientes factores contribuyan a la recuperacion del aceite:

e Disminucién de la tension interfacial entre el aceite y el CO».

e Reduccion de la viscosidad del aceite

e Expansion del aceite y reduccion en su densidad

e Aumento en la viscosidad del agua

e Histéresis

e Aprisionamiento del gas

Oil

Water

Figura 13. Mecanismo de Imbibicion en NFR. Adaptado de Camacho (2017).

2.3.2. Inyeccion de Diéxido de Carbono. El CO: es escogido frente a otros gases como agente
desplazante en la inyeccion WAG debido a sus caracteristicas intrinsecas y valores convenientes
de PMM, debido a que es més baja que la de otros solventes, siendo considerados los impactos
generados por la pureza del mismo. En condiciones atmosféricas, el CO2 es un gas
termodindmicamente estable y més denso que el aire, presenta un peso molecular de 44.01 1b/Ibmol
y su estado fisico varia con la temperatura y la presion. A bajas temperaturas y presiones, el CO2
es un solido (hielo seco), incrementando la presion, la fase liquida coexiste con la fase solida y la

fase de vapor en el punto triple, cuya temperatura es Ttr=-56.6 °C (-70.9 °F) y cuya presion es
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Ptr=5.28 atm (77.6 psia). Encima de la temperatura critica de 87.8 °F existird CO> puro como un
gas, independientemente de la presion utilizada (Lake, 1989). La viscosidad del CO; se ve afectada
en gran medida de acuerdo a las condiciones de presion y temperatura. De acuerdo con la Figura
14, con alta presion y alta temperatura se puede conseguir una menor viscosidad, lo que podria
contribuir a un mejor flujo, en todo caso esta dependera del tipo de fluido que se esté utilizando.
En la mayoria de los yacimientos las condiciones de presion y temperatura son superiores a las
condiciones criticas del CO;. A temperaturas superiores a 31.1 °C (si la presion es mayor a 1073
psi, presion que corresponde al punto critico), se dice que el CO; estéd en estado supercritico, donde

se expandira como gas, pero con densidad de liquido (Moortgat et al., 2013).

El CO; tiende a segregarse mas en agua que en petrdleo, entonces cuando la saturacion de agua
es alta en una inyeccion de CO2, es mucho mas probable que ocurra segregacion gravitacional
(Lake, 1989). En términos de reemplazar los vacios, la diferencia del volumen molar entre el CO»
y el aire (78% nitrégeno), da una idea que la inyeccion de Nitrégeno (N2) es mas eficiente
volumétricamente, sin embargo, en términos de relacion de movilidad, la viscosidad del CO; es
dos o tres veces mas grande comparada con el Nitrégeno (N2), el metano (CH4), el gas de
combustion u otros gases, de ahi que la eficiencia de barrido volumétrico serd mucho mayor para
el CO; (Lake, 1989). Sobre problemas operaciones se tiene la corrosion tanto en facilidades de
inyeccion como de produccion y la formacion de asfaltenos e hidratos cuando la ruptura del gas se
da en fases tempranas, la pérdida de inyectividad y problemas ambientales. El CO; a condiciones
de yacimiento se comporta como un fluido supercritico (Viscosidad de gas y densidad de liquido
(Kalra et al., 2014)). En la superficie a presion atmosférica y temperatura ambiente, el petroleo del
“Pré-sal” se divide en mas de 200 volimenes de gas para cada volumen de liquido (Kuuskraa et

al., 2013). Es posible controlar la distribucion de CO: pues los proyectos de inyeccion tienen mas
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de un pozo inyector (Pizarro et al., 2017). La inyeccién WAG no solo es un proceso EOR, sino
que ademds ayuda al gerenciamiento de los yacimientos, pues proporciona un control de la

evolucion en la relacion gas-petroleo (GOR) y corte de agua en los pozos productores.

Figura 14. Diagrama de fases P-T del CO, Adaptado de Schlumberger Oilfield Glossary.
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2.3.3. Controladores operacionales comunes en WAG. El principal resultado de la
investigacion hecha por Lim et al. (1992) de configuracion de patrones de cinco puntos con una
combinacion de pozos productores verticales e inyectores horizontales, arroja que cuando las tasas
de inyeccion son incrementadas se experimenta una aceleracion de la produccion y una reduccion
en el tiempo de inyeccion, y se recomienda especial atencion en la ubicacion de los pozos en orden
de evitar la canalizacion, de acuerdo a lo anterior fue observada entonces la dependencia de la
relacion WAG para la configuracion de pozos. Este mismo autor en 1993, presenta una

investigacion en la que los pozos inyectores horizontales muestran un comportamiento mucho
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mejor que los verticales debido a la condicion favorable de permeabilidad presentada en
yacimientos carbonatos. Los resultados fueron menor nimero de ciclos, GOR mas bajo, mayor
tiempo de ruptura, mejor eficiencia en términos de volumen poroso inyectado, velocidad de

produccion mas alta, pues los pozos horizontales toman ventaja de las fuerzas de gravedad.

Attanucci et al. (1993) presentan una optimizaciéon basada en maximizar el recobro y reducir
los costos operacionales, observdé que reducir el tamafno de los baches acelera el pico de
produccion, declinando suavemente la produccion, mostré que el bache mas pequefio incremento
el costo debido a que la inyeccion con baches cada vez menores implica mayores frecuencias en
la inyeccion.

En 1996 Bedrikovetsky et al., presentan que hay proporcion entre la relacion WAG vy el factor
de recobro final, mostrando que para los mayores valores de relacion WAG fueron exhibidos los
factores mas bajos de recobro final, los baches de gas y agua deben reducirse lo suficiente para
encontrar una eficiencia de barrido més alta, pero existe un tamafio minimo para prevenir un frente
de desplazamiento inestable.

En estudio presentado por Bermudez & Russel (2003,2007) concluyeron que menor nimero de
ciclos WAG fueron necesarios para mejorar el recobro ultimo de aceite. El recobro ultimo mas
alto fue observado cuando la inyeccion de gas estuvo enriquecida arriba del enriquecimiento
minimo de miscibilidad (MME), el nimero total de ciclos depende del tamafio del bache tanto de
gas como de agua.

Las variables de decision presentadas por Chen et al (2010) en el estudio de proyectos CO»> -
WAG fueron, tasa de inyeccion por inyector, presion de fondo de los productores (BHP), relacion

WAG y tiempo de ciclo.
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Cuatro parametros claves fueron reconocidos en el estudio de Temizel et al., (2014), tiempo de
inyeccion para un bache, presion capilar, permeabilidad horizontal y permeabilidad vertical.

Ettehadtavakkol et al. (2014) identificaron 2 grupos de pardmetros para proyectos EOR,
clasificados en variables de disefio y de ejecucion. En las primeras fueron incluidas tasa de
inyeccion de gas, duracion total de la inyeccion y relacion WAG.

Chen et al. (2015) compar6 la ejecucion WAG con diferentes nimeros de ciclos, dando como
resultado el mas alto nimero de ciclos (tiempo maés corto de baches).

Camacho T. (2017) muestra es su investigacion una metodologia de optimizacion asistida
presentada por Gaspar et. al., (2014), la cual combina métodos matematicos y evaluacion de
ingenieria de yacimientos y asi optimizar el desarrollo de la estrategia de produccion. Asi las
variables son divididas en G1 y G2, siendo las primeras de proyecto y las segundas variables de
control. Las variables G1 estimadas fueron el nimero de pozos (basados en los valores de recobro
esperados y el volumen de aceite acumulado), la ubicacion de los pozos (estimada por el mapa de
calidad y saturacioén de fluidos inicial) y los limites de tasas de flujo en plataforma (estimados
suponiendo la inversion mas baja que maximizara el VNP), asi mismo Schiozer et al. (2015),
presenta una metodologia de andlisis de decision para desarrollo y gerenciamiento de campos
petroleros, que considera simulacion de yacimientos, evaluacion de riesgos, técnicas para la
reduccion de incertezas, seleccion de modelos representativos y definicion de la estrategia de
produccion bajo incertidumbres. Segin la investigacion propuesta por Camacho (2017), los
principales parametros que afectan la inyeccion WAG son: Tamaiio del bache, Tiempo del bache,

Relacion WAG, Volumen de CO;y Tasas de inyeccion.
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2.3.3.1. Tamaiio de Bache. WAG consiste en la inyeccion alternada de agua y gas, un ciclo se
completa cuando ambos fluidos han sido inyectados y medio ciclo puede ser referenciado como el
tamafio de bache del gas rico en CO» o tamafio de bache del agua, es decir, un ciclo =un bache de
agua + un bache de gas. El tamafio de bache del gas o del agua es definido en términos de volumen
poroso de hidrocarburo-HCPV. Los tamafos de bache de CO; varian entre 0.1-6% de HCPV
(Jarrell et al., 2002); En el caso de los tamafios de bache de agua tipicamente varian entre 0.1-15%
HCPV (Jarrell et al., 2002). Es importante resaltar que el volumen del bache depende fuertemente
de la mojabilidad de la rocha yacimiento y la disponibilidad del gas, entonces en una roca mojada
por aceite el tamafio del bache de gas deberia ser mayor que el tamafio de bache de agua (Jackson
etal., 1985; John et al., 2000). Los volumenes de los baches bien sean de agua o de gas, influencian
y afectan fuertemente la ejecucion WAG. Altos volumenes pueden generar rompimientos
tempranos por gas o inundaciones tempranas de agua y volumenes mas bajos de los dptimos causan
inestabilidad en el frente de desplazamiento (Camacho, 2017). Los baches més pequefios afectan
la frecuencia de inyeccion de agua y gas generando mayores costos.
2.3.3.2. Tiempo de Bache. El tiempo de bache es definido como el tiempo requerido para inyectar
cada bache. Este pardmetro muestra dependencia del tamafio del bache y de la calidad del
yacimiento, esto quiere decir que, para el mismo tamafio de bache en un yacimiento de alta
permeabilidad, el tiempo de inyeccion es menor y cuando las permeabilidades son menores, se
necesitara mayor tiempo de inyeccion. Por tal razon, el tiempo de bache depende ademas de la
heterogeneidad, las tasas de inyeccion y las capacidades de procesamiento (Ettehadtavakkol et al.,

2014; Temizel, et al., 2014).
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2.3.3.3. Relacion WAG. Puede definirse como la relacion entre el bache de agua inyectada y el
bache del gas inyectado, ambos volumenes expresados a condiciones de yacimiento y
correspondientes a un solo ciclo. El objetivo de optimizar este valor es encontrar el consumo
optimo de gas y agua en el proceso WAG (Jarrell et al., 2002). El valor optimizado de este
parametro depende de la geometria de inyeccion del patron, las heterogeneidades del yacimiento,
la configuracion de los pozos, mojabilidad de la roca, suministro del gas y las capacidades de
procesamiento.

2.3.3.4. Volumen total de Dioxido de Carbono. Este es definido como el volumen acumulado
de COyinyectado durante la vida del proyecto y determina el recobro ultimo, sin embargo, valores
mas altos que los Optimos no impactan en el recobro final. Este parametro depende principalmente
de la relacion WAG, del precio del barril de aceite, del precio del CO»y de los costos asociados al
procesamiento de gas (Ettehadtavakkol, 2013).

2.3.3.5. Presiones de Inyeccion. Estas deben estar relacionadas con las presiones y tasas
objetivo de produccion e inyeccion. Sin embargo, es limitada por la presion de fractura, las
limitaciones de los equipamientos y otras consideraciones. El incremento de las tasas de inyeccion
acelera la produccion, sin embargo, esto podria llevar a una ruptura temprana de las fases en el
campo, en el caso del gas podria provocar segregacion de fases, especialmente en yacimientos con
buzamientos y con alta permeabilidad vertical. Se debe tener en cuenta costo del procesamiento,
la capacidad de suministro del sistema, una produccidn-inyeccion estable y los analisis econémicos

y técnicos pertinentes.

En ese sentido, las principales variables operacionales a tener en cuenta para sensibilizar en este

trabajo son: (i) Tamafio del bache, (ii) Presiones de inyeccion.
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3. Modelo Base Representativo

3.1.Modelo base de yacimiento

Para establecer el modelo base representativo del yacimiento, fue necesario dividir la metodologia
de trabajo en dos partes. En una primera, se encuentra lo inherente al yacimiento (modelo
geoldgico y estructural), su geologia (facies, tipos de roca) y propiedades petrofisicas (curvas de
permeabilidad relativa, propiedades PVT). Por otro lado, una segunda parte referente a los tipos
de fluidos (Didxido de carbono-CO», Nitrogeno-N2, componentes hidrocarburos-Ci, Ca, Cs3, Ca,

entre otros) y la interaccion entre ellos (miscibilidad).

3.1.1. Yacimiento, geologia y propiedades petrofisicas. En el caso de una Inyeccion
Alternada de Agua y Gas (WAG), es necesario usar un simulador composicional, puesto que
permitira conseguir una simulacion donde intervenga desplazamiento miscible. Como este trabajo
analizara el desempefio de la Inyeccion alternada de Agua y Gas rico en CO», se estableci6 el
modelo representativo de yacimiento usando el simulador GEM (Generalized Equiation-of-State

Model Compositional Reservoir Simulater) de la CMG (Computer Modelling Group).

Se parti6 del modelo de referencia UNISIM-II-D, desarrollado por el laboratorio de simulacion
de la Universidad de Campinas-UNICAMP. Se decidié partir del modelo de referencia UNISIM-
II-D, porque es un modelo que reproduce las tendencias geoldgicas del “Pré-sal” brasilero.
Representa un yacimiento carbonato de origen microbial, parcialmente dolomitizado, con
permeabilidad vertical altamente heterogénea, tasas de flujo altas sin indicios de barreras, con

fracturas de yacimiento tipo III.
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El modelo de referencia UNISIM-II-D, tiene en cuenta las incertezas geologicas (facies,
estructuras, conexion hidraulica, existencia de capas stper k, propiedades petrofisicas, red de

fracturas, entre otras) econdmicas y técnicas.
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Figura 15. Modelo representativo del yacimiento vista 3D.

UNISIM-II-D fue desarrollado con informaciéon de un afio y medio (1.5 afios) de datos de
produccion. Asi mismo, el modelo representativo de yacimiento incluye informacién de 3 pozos
(2 de exploracion y 1 Wildcat), con las que se logran establecer las fallas de yacimiento y las fallas
del borde. Dieciséis (16) fallas en total caracterizadas por sismica. Para establecer el modelo
representativo de yacimiento de este trabajo, se debid realizar inicialmente la “conversion de

simulador de IMEX a GEM”. Para esto, se cambid las unidades de trabajo del modelo de
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simulacion, de MODSI a SI, las cuales son las unidades optimas de trabajo en el simulador GEM.
Entre las unidades a tener en cuenta se destaca las pertenecientes a la presion y la compresibilidad

de la roca y los fluidos.

3.1.2. Dimensiones del modelo. El modelo estd definido por una grilla de 65000 bloques

activos.

Tabla 3.
Datos del modelo estdatico del yacimiento
Modelo estatico

Parametro Valor Unidades
Grid 46*69*30
Bloque en X 100 m
Bloqueen Y 100 m
Bloque en Z 8 m
Area del modelo 2468 Acres
Profundidad 4850 m
Espesor neto 516 m

3.1.3. Parametros del yacimiento. El volumen total de roca estd definido 88% para la matriz

y 12% para las fracturas.

Tabla 4.
Datos y propiedades del yacimiento
Datos del yacimiento

Parametro Valor Unidad
Presion inicial @4850 m 450 Kg/ cm?
Presion de burbuja 392 Kg/ cm?
Temperatura 147 °F
Gravedad API 28-32 ©
Viscosidad del aceite vivo 1.14 Cp
Tipo de yacimiento 11
Espesura de la capa de sal 2000 M

Numero de fallas 16
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Permeabilidad de la matriz (md)

Grainstone 200-100
Packstone 50-500
Super-k 7000-1000
Porosidad de la matriz (Fraccion)
Grainstone 0.2-0.05
Packstone 0.15-0.05
Super-k 0.25-0.05

3.1.4. Caracterizacion de fluidos e interacciones. Los fluidos hidrocarburos de un yacimiento
con caracteristicas del “Pré-sal”, son livianos y en su composicion se presenta gran cantidad de
COg, tomando como base las investigaciones, informes y trabajos elaborados por universidades
como UNICAMP, Universidad de Sao Paulo, el Centro de Investigacion de la PETROBRAS-
CENPES vy diferentes investigadores, se realiza la caracterizacion del fluido en el simulador
WINPROP de la CMG (ver Tabla 5). Agrupando el fluido en once (11) componentes, desde
componentes con una molécula de carbono C; hasta componentes con 20 moléculas de carbono

C20, incluyendo fluidos no hidrocarburos como Nitrégeno- N> y Didxido de Carbono- COs.

En cuanto a la composicion del gas de inyeccion, se resalta que la corriente de inyeccion no es
pura, sino rica en CO2, y que la fuente de COz es el mismo yacimiento, es decir, parte de la corriente
de gas producida, es tratada debidamente, comprimida y reinyectada bajo alta presion para el
incremento de la recuperacion de aceite. Teniendo en cuenta que la presion minima de miscibilidad
es un parametro clave que gobierna la eficiencia de desplazamiento en una inyeccion de gas
miscible y sabiendo que, para obtener un desplazamiento miscible, la presion de yacimiento debe
estar por encima de la presion minima de miscibilidad, se procede a determinar la misma para el

fluido caracterizado.
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Tabla 5.
Composicion de los fluidos en yacimiento
Componente Composicion Lumping
CO: 0.123 1
N2 0.0017 2
CH4 0.13668 3
C2He 0.13895 4
CsHs 0.11523 5
IC4 0.08326 6
NCs 0.07295 7
ICs 0.05419 8
NCs 0.04694 9
FCs 0.015188 10
FC7 0.01518 11
FCs 0.015179 11
FCo 0.01517 11
FCio 0.015169 11
FCu 0.015165 11
FCi2 0.015169 11
FCis 0.015168 11
FCus 0.015167 11
FCis 0.015165 11
FCis 0.01515 11
FCi17 0.01411 11
FCis 0.01409 11
FCio 0.01408 11
FCa2o 0.01795 11

En la literatura existen muchas correlaciones para el calculo de la PMM, como la de Croquist
(1978), Petroleum Recovery Institute-PRI (1979), Yelling y Metcalfe (1980). Existen datos
asociados al “Pré-sal” como los presentados por UNISIM (PMM=4400 PSI) y los reflejados en
laboratorios con pruebas de burbuja ascendente (PMM= 5900 PSI). Segun Ahmadi et al., (2008)
los métodos mas precisos para determinar la PMM son: los experimentos del tubo delgado,
métodos analiticos y métodos de simulacién numérica celda a celda, los cuales ademas presentan

una alta dispersion en sus resultados.
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Para hallar la PMM del modelo representativo de yacimientos presentado en este trabajo y con
la caracterizacion de fluidos hecha, se utiliza simulacién termodinamica en WINPROP. Se usa el
Método de mezcla de celda multiple, incorporado en WINPROP en el aiio 2012, por ser un simple
y preciso método de celda multiple combinada, corrigiendo la dispersion y, resaltando que este
método puede calcular la PMM de enriquecimiento, es decir independiente del nimero de
componentes del gas o del aceite. Los esquemas e iteraciones para hallar la PMM con las diferentes

composiciones asociadas al gas de inyeccion, son las siguientes:

Tabla 6.
PMM segun la composicion del gas de inyeccion
Gas de inyeccion rico PMM (psi) Mecanismo
CO2% CH4 %
60 40 4418 Mecanismo de condensacion
80 20 4693 Mecanismo combinado de vaporizacion y
condensacion
70 30 4418 Mecanismo de condensacion
50 50 4565 Mecanismo de condensacion

3.2. Variables de decision y planteamiento del esquema de inyeccion WAG

Para definir la estrategia de este trabajo se consideraron entre otras cosas autores como Formigli
et al. (2009), Pizarro & Branco (2012), Camacho et al. (2017), asi mismo partiendo de
consideraciones iniciales como saturacion, permeabilidad, productividad, se plantea el siguiente
esquema para poder evaluar el desempeiio del método WAG con gas rico en CO; miscible para

incremento del factor de recobro en un yacimiento con caracteristicas del “Pré-sal” brasilero.
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Fueron identificadas algunas variables operacionales a tener en cuenta para evaluar el
desempefio del método WAG con gas rico en CO; miscible para incremento del factor de recobro
en un yacimiento con caracteristicas del “Pré-sal” brasilero, en cuanto un controlador operacional
es una variable para optimizar, los otros actian como variables de observacion. Segin Ramalho
(2015), en investigacion realizada, evaluando cuatro (4) variaciones de WAG, verificé que la
Inyeccion Alternada de Agua y Gas, iniciando con agua, es la opcidn con mayor recuperacion de
aceite, alcanzando 91.34% en el mejor de los casos. Concluye que el proceso es menos eficiente
al iniciarse con gas o con inyeccidn simultanea, alcanzando recuperaciones inferiores al 75%. Por
consiguiente, el esquema iniciara con inyeccion de agua, posteriormente inyeccion de gas rico en

COg,, siguiendo varios andlisis paramétricos.

Teniendo en cuenta la complejidad de las operaciones Off-shore, la gestion del CO», lineas
transversales como el medio ambiente, la restriccion en las capacidades de las plataformas, y sin
dejar de lado los multiples pardmetros a tener en cuenta como ladmina de agua, distancia a la costa,
disponibilidad de recursos, tecnologia disponible, estrategias ambientales, legislacion, entre otros),

se plantea el esquema de inyeccion WAG.

3.2.1. Numero de pozos, tipo y espaciamiento. Para determinar la cantidad, el tipo y las
distancias entre pozos, se tuvo en cuenta detalles de un yacimiento con caracteristicas del “Pré-
sal” brasilero, como, por ejemplo, resaltando que esta region tiene un area aproximada de 149 mil

Km? (Costa F., Moreira et al., 2007), se escogié un 4rea representativa de 9.034419 km?,
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considerando para el plan de drenaje 3 pozos productores y 2 pozos inyectores del gas rico en CO»

alternado con agua (WAG), todos activos y verticales.

Para definir el espaciamiento entre pozos fue importante tener en cuenta que un yacimiento con
caracteristicas del “Pré-sal” esta presente en aguas ultra profundas, y entre su esquema de
explotacion el nimero de pozos es reducido, cada cual con mayor productividad, es por ello que
en este trabajo las distancias entre pozos varian entre 1000 a 3000 (m). Sucede que en campos
poco profundos y/o campos en tierra los pozos son mas proximos.

La ubicacion de pozos es decidida considerando el volumen de yacimiento, porosidad y
permeabilidad del mismo. Se hace un primer planteamiento de ubicacion de pozos. Posteriormente
se ejecutan diferentes iteraciones, para poder encontrar la ubicacion que mejore la recuperacion de
petroleo (Apéndices 1) y asi definir el posicionamiento de pozos inyectores y productores en el

esquema de inyeccion WAG.

Tabla 7.
Ubicacion de pozos del esquema de inyeccion WAG
Productores Ubicacion Inyectores Ubicacion
P1 32,53 I 22,41
P2 13,54 12 24,50
P3 15,37

3.2.2. Condiciones operacionales iniciales y Analisis Econémico-Financiero. En este caso,
se representa un yacimiento carbonato, heterogéneo, cuyo objetivo principal es aumentar el factor
de recuperacion, para ello el agua de inyeccidon debe penetrar la matriz, expulsando el aceite alli
residente, y dejar de circular en la red de fracturas. Fueron consideradas las limitaciones de las

tasas de flujo que tienen las plataformas, sabiendo las capacidades de las FPSO usadas en el “Pré-
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sal” (Costa et al., 2015; Rosewelter et al., 2016; PETROBRAS) para la inyeccion de gas, agua, y

produccion de fluidos.

Tabla 8.
Restricciones fisicas de las plataformas
Restriccion Valor Unidad
Procesamiento de Aceite 28616 m? /dia
Almacenamiento de Aceite 232000 m’
Tratamiento Agua de inyeccion 41971 m?/dia
Méxima produccién de gas en 8.00E+06 m3/dia
superficie
Numero de pozos productores 8 Pozos
Numero de pozos inyectores 6 Pozos

Respecto al aspecto financiero y econdémico del proyecto, se tiene presente las proyecciones
hechas por BP y por IEA, asi mismo se parte de la base de los gastos que presenta la PETROBRAS
y la legislacion brasilera en dicho tema. Para el analisis hecho por BP en el 2016, pese al rapido
crecimiento de otras fuentes, se prevé que los combustibles fosiles contintien siendo la forma
predominante de energia hasta 2035.

Segun IEA, el escenario de precios del barril por lo menos en los proximos 20 afios no bajara
de 50 dolares, como es mostrado en la Figura 16. Sin embargo, el anterior escenario es muy
optimista, por ello BP nos plantea un escenario de precios un poco mas pesimista, al igual que las
proyecciones de la Agencia Nacional de Hidrocarburos, mostrados en la Figura 17. Teniendo en
cuenta que actualmente producir un barril de petréleo, en un yacimiento con caracteristicas del
“Pré-sal” brasilero, tiene un costo de 8 dolares, lo anterior segin la PETROBRAS, la rentabilidad
del proyecto sigue a grandes rasgos el planteamiento de la Tabla 9. Por otra parte, el esquema de
inyeccion inicial, para pozos productores e inyectores, son planteados en las tablas 10 y 11

respectivamente.
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Figura 16. Escenarios precios futuros petréleo. Adaptado de Agencia Internacional de Energia.
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Figura 17. Escenarios precios futuros BP & ANH. Adaptado de UPME. Proyeccion del precio de

los energéticos.

Tabla 9.
Datos economicos detallados- costos de produccion y gastos fiscales.
Costos de produccion Valor Unidad
Precio del crudo 300 USD/ m?
Costo de la produccion de aceite 51 USD/ m?
Costo del agua de produccion 5.1 USD/ m?
Costo del agua de inyeccion 5.1 USD/ m?
Costo de la inyeccion de gas 5.00E-01 USD/ m?
Gastos Fiscales
Impuestos 34 %
Tasas de impuestos sociales 9.25 %

Regalias 10 %
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Para los pozos productores:

Tabla 10.
Condiciones operacionales por pozo productor.
Parametro Valor Unidad
Minima tasas de aceite 100 m?/dia
Méxima tasa de liquido 15000 m?/dia
Méxima tasa de gas 7.00E06 m’
BHP Minima Productor 100 Kg/ cm?
Méximo GOR 600 m’/ m’

Para los pozos inyectores:

Tabla 11.
Condiciones operacionales por pozo inyector.
Parametro Valor Unidad
BHP Minima Inyector 453 Kg/ cm?
BHP Méaxima Inyector 800 Kg/ cm?
STG, Tasa Maxima de gas 8000 m?/dia
STW, Tasa Méaxima de Agua 10000 m?/dia

3.2.3. Composicion del gas rico en CO:. Para hallar la composicion Optima del gas de
inyeccion, se utilizdé simulacion en WINPROP para poder definir la PMM dependiendo de la
composicion del gas rico en COz (Ver tabla 5). La PMM mas alta se obtiene cuando tenemos 80%
de CO2y 20% de CHa, y las presiones mas bajas se obtiene con un 60% CO;y 40% CH4

indistintamente para 70% CO2y 30% CHa.

Teniendo en cuenta la presion del yacimiento (450 kg/cm?), las capacidades de procesamiento
de las plataformas y la disponibilidad del CO», se decide usar la composicién con la PMM mas
alta, no solo porque se cumple la condicidn de la presion, sino porque con ella utilizamos la mayor
cantidad del CO, lo que implica un reto ingenieril, que no sale del rango de la viabilidad

economica ni tampoco de la viabilidad ambiental, pero ademas nos ayuda a contribuir con uno de
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los objetivos de desarrollo sostenible, en el sentido mas amplio de Accion por el clima, Objetivo

de Desarrollo Sostenible No. 13 (Programa de las Nacionales Unidas para el Desarrollo-PNUD).

3.2.4. Relacion WAG y Tamaiio del bache. La seleccion del tamano optimo de bache es
evaluada entre la relacion WAG y la relacion de volimenes porosos, con el fin de obtener la mayor

recuperacion de hidrocarburos.

Volumen poroso del modelo: 197241061 m? (Apéndice B)

V1:Tamafio del bache del gas V2: Tamano del
rico en CO, > | bache del Agua
% HCPV a CY % HCPV a CY
RELACION WAG

Tamafio de bache del agua

Tamaiio de bache del gas rico en CO2

La estrategia de sensibilizacion a implementar en este caso, empieza por mantener una
inyeccion continua de gas rico el CO». Para lograr esto, se alternan las inyecciones en los inyectores
WAG. Por lo tanto, un inyector WAG (changer) cambia sus ciclos con los demds inyectores
restantes como se muestra en la Figura 18. Mientras el pozo “changer” inyecta gas, los otros
inyectan agua y viceversa. Es importante resaltar que los célculos del tiempo de bache, son hechos

para cada combinacion de tamafio de bache y tasa de inyeccion de gas y agua.

La sensibilizacion serd abordada de la siguiente manera:

3.2.4.1. Volumenes de Agua y Gas simétricos, S1. Se asumen tres volumenes HCVP simétricos
de gas y de agua. Las tasas de inyeccion no son constantes. Para hallarlas se propone una relacion
dinamica entre las relaciones WAG del esquema inicial y tasas de inyeccion propuestas. El tiempo
de inyeccion es calculado, con base en el planteamiento anterior y los valores que representan un

tiempo de bache mas bajo que las restricciones operacionales establecidas seran excluidas, la
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restriccion de tiempo en este trabajo es de 30 dias debido a que fue el valor mas bajo encontrado

en la literatura (Camacho, 2017).

Inyector WAG 1

TASAG W G

TIEMPO

Inyector WAG 2

TASA W G W

TIEMPO

Figura 18. Estrategia de inyeccion en los pozos.

3.2.4.2. Volumenes de Agua y Gas asimétricos, S2. Se plantean diferentes %HCVP tanto para
gas como para agua, considerando las recomendaciones de (Jarrell, 2002; Pizarro, 2012, Camacho

T, 2017), ast:

GAS RICO EN CO,: Desde
0.1% hasta 6% de
volumen poroso de
hidrocarburos- HCPV

AGUA: Desde 0.1% hasta
15% de volumen poroso
de hidrocarburos-HCPV

Mientras el porcentaje de HCVP para el agua es constante, varian los volimenes de HCVP de
gas a inyectar. Asi cuando el volumen de HCVP de gas sea constante, los volimenes de HCVP de

agua variaran. En este caso se toman constantes las tasas de inyeccion. En este esquema de
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optimizacion, la restriccion del tiempo de bache minima es de 30 dias, como ya fue mencionado

en el esquema S1.

3.2.5. Presiones de Inyeccion. Los valores de presiones en los pozos inyectores tienen
limitaciones geo mecanicas, principalmente se consideraron la presion de fractura y las
limitaciones en los equipamientos FPSO utilizados en el “Pré-sal”. Presiones superiores a 1100
kg/cm? pueden presentarse en escenarios HPHT (Altas presiones y altas temperaturas); Las
condiciones de operacion de un yacimiento carbonato como es el representado en este proyecto de
estudio, tiene altas presiones con temperaturas bajas. Entonces se decide trabajar con presiones

entre 500-800 kg/cm?.
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Figura 19. Grafica de Eaton. Adaptado de Schlumberger, Presiones de formacion.

20000

Para establecer las presiones de trabajo, se partié de la presion de yacimiento (450 kg/cm?) y
de las presiones de fractura. Estas ultimas establecidas teniendo en cuenta un gradiente de fractura

propio de ambientes marinos, considerando determinaciones de autores como Eaton (ver figura
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19), ya que puede ser usada para zonas marinas y extiende los conceptos de otros autores validos
como lo son Hubert & Willis y Matthews & Kelly. Como los carbonatos muestran preferencia por
el aceite, este se adhiere a las paredes de los poros y crea una barrera capilar para la entrada del
agua en la roca matriz. Lo anterior exige que el agua en el sistema de fracturas esté a una presion

mayor que el aceite residente en la roca matriz.

4. Aplicacion y Sensibilizacion

4.1. Descripcion del esquema de Inyeccion Inicial

Inicialmente es ejecutado el modelo representativo de yacimiento con una propuesta preliminar.
En la descripcion del modelo base representativo (capitulo 3), se pueden apreciar los datos de
yacimiento y la escogencia de las variables de decision, asi como el planteamiento del esquema de
inyeccion. Para detalles adicionales de la construccion del modelo geologico (UNISIM-II-D), el
trabajo de Camacho et al. (2017) puede ser revisado. A manera de sintesis, el modelo de simulacion
representativo, es un yacimiento carbonato sintético de origen microbial, parcialmente
dolomitizado con tendencias geoldgicas cercanas a las del “Pré-sal” brasilero, con alta
heterogeneidad vertical en permeabilidad, caracterizado como un yacimiento tipo III (Ver Capitulo
2.3). El yacimiento contiene 4 unidades de flujo, 85% grainstone, 5% facies super-k'y 10%
Packstone. Como el objetivo de este trabajo es evaluar el desempefio de la inyeccion WAG, es
importante resaltar que se desarrolla un esquema de inyeccion propuesto, posteriormente se
optimiza teniendo en cuenta variables de operacion, por ello se decide tomar una parte del
yacimiento para hacer el proyecto, asi como es mostrado en la Figura 20. Se decide simular 10.5

afios porque el modelo considera una etapa inicial del desarrollo del yacimiento.
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UNSIWED Mode
Pifosty 20180527

Figura 20. Region del modelo para el proyecto de inyeccion WAG

Tabla 12.
Distribucion de bloques del modelo

Numero de bloques 29288

Bloques activos 29288

Tabla 13.
Volumenes del modelo

Volumen de bloque (m?) 1.97E+09
Volumen de poro (m?) 2.19E+08
OOIP (m®) 1.18E+08

En cuanto a la composicion de los fluidos del modelo (Ver Tabla 5). Es relevante apuntar que
el contenido de CO» en los campos del “Pré-sal” brasilero es variable. La composicidn presentada,
se basa en la revision bibliografica, no necesariamente representa el promedio de todos los campos
del “Pré-sal”. Usando el método propuesto por la GPSA para hallar la temperatura y presion

pseudocritica de un gas acido, y con éstos, hallar los factores de compresibilidad de dicha mezcla,
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se obtienen los valores de volumen del gas de inyeccion (CO2 + CH4) a usar en este trabajo (Ver

tablas 14 y 15).

Wi UNISIM-II-D Model
#Pressure (kPa) 2019-06-27

Figura 21. Modelo en vista 3D

Tabla 14.
Propiedades termodinamicas del gas de inyeccion

PM (Ib/Ibmol) 44.01 16.043
Yi 0.8 0.4
Tc (°R) 547.6 343
Tpseu ( °R ) 438.08 137.2
Pc (PSI) 1071 666.4
Ppseu (PSI) 856.8 266.56

Teniendo en cuenta que en yacimientos como el “Pré-sal”, la produccion de gas natural es de
113.00E06 m® /dia de gas natural (ANP- Boletim da Producio de Petréleo e Gas Natural, janeiro,
2019), se puede proyectar el aprovechamiento de los recursos propios del yacimiento. La tabla 17
indica que no todas las zonas del yacimiento estan saturadas con aceite, por ello se decide hacer
un arreglo en las perforaciones de los pozos, de tal manera que se haga un aprovechamiento mejor

en la produccion del aceite.
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Tabla 15.
Factor de compresibilidad del gas de inyeccion
Componentes Tpseu (°R) Ppseu (PSI)
CO2 438.08 856.8
CH4 137.2 266.56
Total Mezcla 575.28 1123.36
Valor con ajustes 560.28 1089.52386
Tr Pr Z
Yacimiento 1.083386878  5.87412563 0.75
Superficie 0.945955594  0.01349213 1
Tabla 16.
Esquema operacional WAG al inicio de la inyeccion
Parametro Valor Unidades
OOIP 118415900 m’
HCVP 219288705 m’
Tasa de inyeccion de Agua 20000 m>/dia
Tasa de inyeccion de Gas 16000 m3/dia
Tiempo de simulacioén 10.5 Afos
Ao de inicio de la inyeccion 2019
Tabla 17.
Completamiento de pozos
Pozo Inicio Final Espesor (m)
nw Capa 8 Capa 25 125
G Capa 5 Capa 26 153
2W Capa 7 Capa 28 147
12G Capa 7 Capa 28 147
P1 Capa 6 Capa 25 140
P2 Capa 4 Capa 24 158
P3 Capa 4 Capa 29 135

4.2.Sensibilizacion del Tamano del bache

Una de las variables operacionales, considerada en este trabajo como parametro importante en la

inyeccion WAG, es aquella que envuelve los volimenes de gas rico en CO, y agua a inyectar,

V1 y V2 respectivamente. En esta variable WAG, el escenario técnico e ingenieril contempla

esfuerzos y desafios adicionales para los pozos inyectores. La estrategia inicial fue creada tomando
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las variables V1 y V2 como estimativa del esquema de inyeccidn, en este caso el recurso de CO»
no era limitado. Los volimenes iniciales estimados fueron 1.64% HCVP para el agua y 1,31%
HCVP para el gas rico en COz, arrojando una relacion WAG de 1.25. Esos volimenes fueron
escogidos, atendiendo que tamafios de baches de agua muy grandes, toman tiempos de inyeccion
elevados, inviables economicamente. Tamafios de baches de agua muy cortos, arrojarian gran
numero de ciclos de inyeccion, lo cual no es técnicamente viable. El esquema operacional
corresponde a un ciclo de inyeccioén de 12 meses, con tiempos simétricos de inyeccion de agua y
gas. Con presiones maximas de inyeccion equivalentes a 800 kg/cm? y con condiciones
operacionales iniciales planteadas en el capitulo 3. La estimacion inicial de tasa de inyeccion de
gas en superficie correspondié a 9.200E6 m? /dia. Fue necesario adicionalmente optimizar el
nimero y posicionamiento de pozos. (Apéndices A), ya que como resultado del andlisis del

esquema inicial se comprendi6é una mejor ubicacion de pozos para este propodsito.

4.2.1. Volumenes de agua y gas simétricos, S1. Los escenarios para sensibilizar los

volimenes de HCVP para el gas y para el agua son:

Tabla 18.
Volumenes porosos de agua y gas simétricos
Escenario HCVP Unidades
El 0.3 %
E2 2 %
E3 3 %
E4 5 %
Escenario Volumen Inyectado Unidades
El 657866 m?
E2 4385774 m’
E3 6578661 m’
E4 10964435 m?
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4.2.2. Volumenes de agua y gas asimétricos, S2. Para este caso los HCVP de agua y del

gas rico en COz, se plantean de la siguiente manera:

Tabla 19.
Volumenes porosos de agua y gas asimétricos
Escenario % HCVP Gas % HCVP Agua

El 0.3 0.4
E2 0.9 0.8
E3 3.5 3.1
E4 4.2 3.8

En ambos casos se asumen tasas de inyeccion constantes. Las variables observadoras son la

composicion del gas rico en CO» y presiones de inyeccion.

4.3. Sensibilizacion de las Presiones de Inyeccion

Otra variable operacional a ser optimizada en este trabajo, es la presion de inyeccion de agua y de
gas rico en COas. Esta variable WAG, implica consideraciones geofisicas y propias del yacimiento.
Aunque se tienen las limitaciones de la presion de fractura y la presion de yacimiento, se
consideraron aspectos como el tiempo de productividad de los pozos, es decir que tanto afecta la

caida de presion en la productividad del proyecto.

Se comprende la aplicacion del rango de presiones, para analizar el mejor escenario, generando
una dindmica en las presiones de inyeccion al yacimiento. En cuanto al esquema inicial de

inyeccion, se contemplaron presiones maximas de 800 kg/cm? y presiones minimas de 453 kg/cm?.

La estrategia aplicada en este caso, es utilizar la misma presion en la inyeccion agua y del gas
rico en CO,. La tabla 20 muestra los escenarios a optimizar. Se han escogido 3 escenarios de
presiones de inyeccion. Para hacer la sensibilizacion de esta variable se tomara el esquema con

mayor recuperacion de aceite en la sensibilizacion del tamafio de bache.
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Tabla 20.
Presiones de inyeccion usadas en la simulacion.
Escenario Presiones de inyeccion Unidades
El 500 Kg/cm?
E2 650 Kg/cm?
E3 850 Kg/cm?

5. Resultados y Discusion

Este capitulo presenta los resultados, inicialmente del esquema de inyeccion propuesto, pasando
al esquema de inyeccion adaptado a los volimenes porosos de hidrocarburos para el gas y para el
agua, en sus dos casos, S1 y S2, volumenes simétricos y asimétricos respectivamente, posterior el
analisis del esquema WAG con la variaciéon de las presiones y su correspondiente simulacion

cruzada.

5.1. Esquema Inicial de Inyeccion

Con los resultados del primer esquema planteado, se observo que los pozos inyectores 11 y 12
influenciaban principalmente los pozos productores P1 y P2 como es mostrado en la figura 22. En
este caso, los pozos productores con grandes influencias de los pozos inyectores presentaron menor
produccion de aceite, incluso cerraron desde etapas tempranas del proyecto (Ver figura 23). La
distancia entre pozos inyectores y pozos productores se planted6 como la causa de la baja
productividad que presentaban los pozos productores, debido a que previamente se analizaron las
saturaciones de dichas zonas (ver Figura 25). Las presiones de inyeccion maximas y minimas estan
en el rango de viabilidad técnica, sin embargo, éstas serian analizadas mas adelante. Se decide

alejar los pozos inyectores de los productores en un segundo esquema planteado. El resultado,
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arrojo una mejor produccion de pozos (ver figura 24). Las variables operaciones como las
presiones (méxima 800 kg/cm?) y tasas de inyeccién (méaxima de 10000 m* de agua al dia y 8000

m? de gas al dia) contintian siendo las mismas que en el primer esquema, con la tinica variacion de

la ubicacién de pozos.

UNISIN-I-D Model
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Figura 22. Afectacion de los pozos inyectores hacia los pozos productores
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Figura 23. Produccion de pozos primer esquema planteado.
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Figura 24. Produccion de pozos con segundo esquema planteado.
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Figura 25. Saturacion de agua en las fracturas

Esta nueva ubicacion, si bien, toma una mayor distancia, ubica a los pozos inyectores muy
cercanos a las fallas (ver Tabla 45). Estas, aunque no son fallas de borde, presentan grandes
permeabilidades y su transmisibilidad no es despreciable. Por ende, se analiza que la inyeccion de

gas y de agua toma el camino de las fallas y no realiza la influencia necesaria a los pozos
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productores para el desplazamiento miscible del aceite. I[gualmente podrian los fluidos inyectados

quedarse entrampados en las fracturas y no llegar a los pozos productores (Ver Figura 25 y 26).

UNISIM-11-D Model
Permeability | - Fracture (md) 2027-12-27 K layer: 21
T | T T T 1T 17 17 1T | T T T T 1T 17 17T | T T T 1T 17 17 1T ‘ T T T T T T T T

313.000 314000 315.000 316.000 | |User Usuario -
| |pate: 101022019

_| |scate: 1:23230
'YX 1.00:1
7 |Axis Units: m

T
oooEsy .
7.483.000

|

. 22,602
B 20 423
1 18154

i —— 15.885

n — 13.615

7.482.000
|

1 B 1124
4 B oot
1 B 6808

| 4538
I 2269
0

0.00 025 0.50 0.75 1.00 kmr
—— ——
T i

000'18F°L

313.000 314.000 315.000 316.000

Figura 26. Permeabilidad en las fracturas.

Se plantea un tercer esquema, alejando los pozos inyectores de las fallas (ver Tabla 45,
Apéndice A). En este mismo contexto se puede analizar que los pozos productores P1 y P3, tienen
menos produccion que el pozo P1 y ademads tienen en sus curvas de produccion mayor dinamismo
en cuanto a las caidas y alzas en la produccion (ver Figura 27). Para analizar lo anterior, se parte
de los ciclos de inyeccion (ver Figura 28), debido a que dicha periodicidad en la produccion podria
ser causa de la inyeccion de gas y de agua. Haciendo la correlacion entre la inyeccion y la
produccion, cuando se inyecta gas, la produccidon consigue sus picos de alza y cuando se inyecta
agua la produccién declina un poco, sin embargo, la curva de produccion general mantiene una
pendiente progresiva sin declinaciones abruptas. Con lo anterior, se decide iniciar la inyeccion 1
afio después de iniciada la produccion y asi mismo regular las tasas de inyeccion constantes, de tal

forma que la inyeccion de gas al yacimiento nunca pare. Finalmente se obtiene el esquema de
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inyeccion inicial (Figura 29) para comenzar las sensibilizaciones de las variables escogidas en este
trabajo como parametros importantes en la inyeccion WAG: (i) Tamafios de bache, (ii) Presiones

de inyeccion.
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Figura 27. Produccion de pozos del esquema final planteado
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Figura 28. Ciclos de inyeccion de pozos inyectores

5.2. Tamaiio de bache, asumiendo volumenes simétricos.

El andlisis de sensibilidad de esta variable es asumido en dos partes. En esta primera parte se toman

de HCVP simétricos para agua y para gas rico en COa.
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UNISIM-II-D Model
Pressure (kPa) 2019-06-27

Figura 29. Esquema final propuesto.

5.2.1. Tamaiio de bache: 0.3% HCVP. Se inyectan 657866 m* de gas rico en CO; y de agua,
equivalentes al 0.3% HCVP para cada uno respectivamente. Fueron necesarios 9.6 ciclos y un total
de 3467 dias de inyeccion. La estrategia de mantener contintia la inyeccion de CO> en el
yacimiento (figura 18) y cumpliendo el tamafio de bache planteado toma el siguiente orden de

apertura y cierre de pozos.

Tabla 21.
Apertura y cierre de pozos para tamario de bache 0.3% HCVP
0.3% HCVP
POZO 11 12
Ciclos Fecha Abre Cierra Fecha Abre Cierra
1 27/06/2020 W 31/08/2020 W
1 31/08/2020 G W 22/04/2023 G W
1,2 22/11/2020 W G 13/11/2024 W G
2 26/01/2021 G W 05/07/2027 G W
2.3 19/04/2021 W G 26/01/2029 W G
3 23/06/2021 G W 17/09/2031 G W
3,4 14/09/2021 W G 10/04/2033 W G
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18,19 13/10/2027 W G 18/07/2054 W G
19 18/12/2027 G Y 09/03/2057 G \%

19,20  09/03/2028 W G 30/09/2058 W G
20 14/05/2028 G 4 22/05/2061 G W

20,21 04/08/2028 W G 13/12/2062 W G
21 09/10/2028 G A\ 04/08/2065 G Y

21,22 30/12/2028 W G 25/02/2067 W G
22 06/03/2029 G 4 17/10/2069 G W

22,23 27/05/2029 W G 01/08/2029 W G
23 01/08/2029 G Y 22/03/2032 G Y

23,24 22/10/2029 W G 14/10/2033 W G
24 27/12/2029 G 4

En las tablas 21 a la 29, W significa inyeccion de agua y G significa inyeccion de gas rico en
COz. En cuanto a la produccién, ningin pozo productor se cierra, todos mantienen una produccion
Optima, con una declinacion progresiva (ver Figura 30). El tiempo de produccion simulado

corresponde a 3836 dias, equivalente a 10.5 anos.
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Figura 30. Produccién de pozos, con tamafio de bache de 0.3% HCVP.



INYECCION WAG-CO> EN EL PRE-SAL BRASILERO 82

El pozo productor P3, tiene una mayor caida de produccion a partir de la segunda mitad del afio
2023. Durante los primeros 4 afios los pozos producen en promedio 2428 m? /dia de aceite. En los
siguientes 6.5 afios, los pozos P1, P2 y P3 producen en promedio 2300 m? /dia, 2200 m? /dia, 1700
m? /dia de aceite, respectivamente. En general, el proyecto produjo 6516 m?/dia de aceite e inyectd
10000 m? /dia de agua y 8000 m? /dia de gas. La produccion de agua solo se refleja a mediados del

2028 y en total el proyecto produjo 78 m? de agua (Ver Apéndice C)
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5.2.2. Tamaiio de bache: 2% HCVP. Para este escenario se inyectan 4°385.774 m® de gas
rico en CO; y de agua, equivalentes al 2% HCVP para cada uno respectivamente. El evento tom6
2.71 ciclos de inyeccion y un total de 3467 dias. Como los volumenes de baches inyectados eran
mas grandes, el tiempo de inyeccion también aumentd, a 548 y 730 dias para el agua y gas
respectivamente. Los pozos productores P1, P2 y P3 mantienen una produccion constante de 2566
m?>/dias hasta 07/2023. La produccion se dio por 3819 dias. El pozo productor P1, hacia 06/2026,

muestra una concavidad en la curva de produccién, esto debido a la influencia de la inyeccion
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WAG. Asi mismo el productor P3 muestra una concavidad a comienzos del 2029. Lo anterior se
analiza es debido al desplazamiento miscible que esta llevandose a cabo en yacimiento y el cual
genera influencia positiva en la produccion de los pozos. El pozo productor P2, present6 una curva
de produccién con menor inclinaciéon manteniendo una produccién promedio de 2173 m*/dia de

aceite (ver Figura 32)

Tabla 22.
Apertura y cierre de pozos para tamario de bache 2% HCVP
2% HCVP
POZOS Il 12
Ciclos Fecha Abre Cierra Fecha Abre Cierra
1 27/06/2020 W 31/08/2020 W
1 27/12/2021 G W 02/03/2022 G W
1,2 28/12/2023 W G 02/03/2024 W G
2 28/06/2025 G W 01/09/2025 G W
23 29/06/2027 W G 02/09/2027 W G
3 28/12/2028 G W 03/03/2029 G W
3 29/12/2030 W G 04/03/2031 W G

En cuanto al pozo productor P3 presenta una mayor declinacion frente a los productores P1 y
P2. La produccion de los pozos P1, P2 y P3 juntos, fue de 6151 m>/dia en promedio para todo el
proyecto. En total, fueron producidos 2.58E07 m? de aceite. La produccion de gas, ésta se mantiene
en 7.0E05 m> al dia (Ver Apéndice C). Se inyectaron 6°578.661 m>, que corresponden a 3% HCVP.
El tamafo de bache de agua toma un tiempo de inyeccion de 822 dias frente a 1096 dias que dura
el bache de gas rico en CO,. Como los volumenes a inyectar son grandes, los tiempos de inyeccion
también, pues se mantiene constantes las tasas de inyeccion, arrojando 1.8 ciclos para cumplir el

tiempo de simulacion de inyeccion deseado, 3467 dias.
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Figura 33. Ciclos de inyeccion, tamafio de bache 2% HCVP

5.2.3. Tamaiio de bache: 3% HCVP

El aceite producido en el tiempo del proyecto (3775) alcanzé los 2.640E07 m? de aceite. La
influencia de la inyeccion WAG en el desplazamiento miscible del petroleo se refleja en las curvas
de produccion, ya que se puede apreciar un aumento significativo entre los afios 2026 y 2029 (ver

figura 35). Los cinco (5) primeros afios del proyecto, la produccion estuvo constate en 2567 m?
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/dia de aceite por pozo. El pozo productor P3 present6 un pico en la caida de produccién a
mediados de 2027, posteriormente se recupera, llegado a una produccién de 1897 m 3/dia. En

cuanto a los ciclos de inyeccion, como es mostrado en la figura 34, se mantienen constantes durante

la inyeccion. La produccion de agua comienza a inicios del 2019 (ver Apéndice C).

3.000 5.000
I |
| |
| |
| |
R et Ll Lk II L2 000
p |
b il !
vl E '
' p
2,000 1 ;
n
~ | 000 S
g ! II i 3 000§
: H : 5
H (5]
g H s
£ ¥ ¢
o ’ |-2.000 &
3 : i I 2
1.000 .
' }
|
: I .
:
] | il ! 1000
N ' d '
.
o g [ '
. i : !
ol . [ 1
i | 4l
' ! i H
, | T 0
2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030
Time (Date)
Gas Rate RC 11G
= =— — - Gas Rate RC 12G
= =« Water Rate SC I1W
— - = Water Rate SC 12W
. . . <y ~ 0
Figura 34. Ciclos de inyeccion, tamafio de bache 3% HCVP
2.600
2.400
22200 ///\\
5
o yi Lo |
2 J
£ ’
W
2
& i
52000 /' e
Y
T d
b / -
+ e
[} e
l‘ 'l
1.800 " -’ :
“ K
.
'I
13 ¢
. .
“ .
e .-
1.600
2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030
Time (Date)
Qil Rate SC P1
— Qi Rate SC P2
------- Oil Rate SC P3

Figura 35. Produccion de pozos, tamaiio de bache 3% HCVP




INYECCION WAG-CO; EN EL PRE-SAL BRASILERO 86
Tabla 23.
Apertura y cierre de pozos para tamario de bache 3% HCVP
3% HCVP
POZOS I1 12
Ciclos Fecha Abre Cierra Fecha Abre Cierra
1 27/06/2020 W 31/08/2020 w
1 27/09/2022 G W 01/12/2022 G w
1,2 27/09/2025 W G 01/12/2025 w G
2 29/12/2027 G W 03/03/2028 G w
2 29/12/2030 W G 04/03/2031 w G

5.2.4. Tamaiio de bache: 5% HCVP. Con 1827 dias de inyeccion de gas rico en CO2 'y 1370
dias de inyeccion de agua, el proyecto bajo este escenario consiguio producciones promedio 2567
m? /dia de aceite durante los primeros 6 afios. Los afios posteriores, presenta caidas en la curva de
produccion con inclinaciones considerables, como es mostrado en la figura 36. Se inyectaron al
yacimiento volumenes de bache de agua y gas rico en dioxido de carbono correspondientes
10°964.435 m>, equivalentes a un 5% HCVP para cada uno. El proyecto necesitd un solo ciclo de
inyeccion y a nivel general los P1, P2 y P3 produjeron 2.73E07 m? de aceite. Existe produccion de

agua desde inicios de 2025 (ver Apéndice C).

Tabla 24.
Apertura y cierre de pozos para tamario de bache 5% HCVP
5% HCVP
POZOS I 12
Ciclos Fecha Abre Cierra Fecha Abre Cierra
1 27/06/2020 W 31/08/2020 Y
1 28/03/2024 G W 01/06/2024 G W
1 29/03/2029 W G 02/06/2029 Y G
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5.3. Tamaiio de bache, volimenes asimétricos

En esta segunda parte del andlisis de sensibilidad para el tamafio de bache, %HCVP inyectado a

yacimientos, se asumen volumenes asimétricos de gas rico en CO; y agua respectivamente.
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Figura 36. Produccion de pozos, tamafio de bache 5% HCVP.

5.3.1. Tamaiio de bache: 0.3-0.4% HCVP. En este escenario se inyectan 657866 m> de gas y
877154 m? de agua por ciclo. Se puede observar que los 3 primeros aflos existe una produccion
constante de 2570 m>/dia de aceite para los pozos P1, P2 y P3 (ver Figura 37). El pozo que mayor
inclinacion presenta en su curva de produccion es el productor P3. Por otro lado, aquel que tiene

su produccion mas estable es el productor P1.

El corte de agua no supera los 0.00006% (Ver Apéndice D). La estrategia de inyeccion

planteada en la Figura 18, se cumple a cabalidad como lo muestra la Figura 38.
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Tabla 25.

Apertura y cierre de pozos para tamario de bache 0.3 y 0.4% HCVP

POZOS
Ciclos
1
1
1,2
2
2,3
3
34
4
4.5
5
5,6
6
6,7
7
7,8
8
8,9
9
9,10
10
10,11
11
11,12
12
12,13
13
13,14
14
14,15
15
15,16
16
16

0.3 % HCVP
11
Fecha Abre

27/06/2020 w
14/10/2020 G
01/02/2021 W
21/05/2021 G
08/09/2021 W
27/12/2021 G
15/04/2022 \V
03/08/2022 G
21/11/2022 W
10/03/2023 G
28/06/2023 W
16/10/2023 G
02/02/2024 \V
22/05/2024 G
09/09/2024 W
27/12/2024 G
16/04/2025 W
03/08/2025 G
21/11/2025 W
11/03/2026 G
28/06/2026 \V
16/10/2026 G
03/02/2027 \V
23/05/2027 G
10/09/2027 \V
29/12/2027 G
16/04/2028 W
04/08/2028 G
22/11/2028 W
11/03/2029 G
29/06/2029 \V
16/10/2029 G
03/02/2030 \V

Cierra

OTO0fFQaTOOTQTOSEOTOQOEOTQOTIOZTQATOSQOTOESQE

0.4% HCVP
12
Fecha Abre
31/08/2020 W
18/12/2020 G
07/04/2021 W
25/07/2021 G
12/11/2021 \V
02/03/2022 G
19/06/2022 \V
07/10/2022 G
25/01/2023 W
14/05/2023 G
01/09/2023 W
20/12/2023 G
07/04/2024 W
26/07/2024 G
13/11/2024 \V
02/03/2025 G
20/06/2025 W
07/10/2025 G
25/01/2026 W
15/05/2026 G
01/09/2026 \V
20/12/2026 G
09/04/2027 \V
27/07/2027 G
14/11/2027 W
03/03/2028 G
20/06/2028 W
08/10/2028 G
26/01/2029 W
15/05/2029 G
02/09/2029 \V
20/12/2029 G
09/04/2030 \V

89

Cierra

OO fFQaTossQTOsOTOQOEOTQOTOSQATOSQOTOESQE
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5.3.2. Tamaiio de bache: 0.9-0.8% HCVP. El pozo productor P3, presenta una declinacion

mayor comparada con los demas productores.
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Figura 39. Produccion de pozos, con tamafio de bache de 0,9-0,8 % HCVP.

Tabla 26.

Apertura y cierre de pozos para tamario de bache 0.9 y 0.8% HCVP.

Ciclos
1
1
1,2
2
2,3
3
3,4
4
4.5
5
5,6
6
6,7
7

0.9% HCVP
I1
Fecha Abre

27/06/2020 w
01/02/2021 G
27/12/2021 W
03/08/2022 G
28/06/2023 \V
02/02/2024 G
27/12/2024 \V
03/08/2025 G
28/06/2026 W
03/02/2027 G
29/12/2027 W
04/08/2028 G
29/06/2029 \V
03/02/2030 G

Cierra

TQaEQE0EQEQEQE

0.8% HCVP
12
Fecha Abre
31/08/2020 w
07/04/2021 G
02/03/2022 w
07/10/2022 G
01/09/2023 w
07/04/2024 G
02/03/2025 w
07/10/2025 G
01/09/2026 w
09/04/2027 G
03/03/2028 w
08/10/2028 G
02/09/2029 w
09/04/2030 G

90

Cierra

TQaEQE0EQEQEQE



INYECCION WAG-CO> EN EL PRE-SAL BRASILERO 91

El productor P1 se mantiene promedio los tiltimos afios del proyecto en 2100 m?/dia de aceite. En
este escenario se inyectan 1973598 m® de gas y 1754309 m? de agua por ciclo. Hasta comienzos
del afio 2022, la produccién del proyecto se mantuvo constante en 2570 m*/dia de aceite (ver

Figura 39). Fueron necesarios 6.32 ciclos de inyeccion.

5.3.3. Tamaiio de bache: 3.5-3.1% HCVP. Entre 2019 y 2026 los productores P1, P2 y P3
mantienen su produccién muy aproximada entre si. En este escenario se inyectan 7675104 m® de
gas y 6797949 m? de agua por ciclo (ver Figura 40). El pozo productor P2, es el que presenta mayor
produccién con 8.95E+06 m? de aceite. A mediados de 2028 y hacia finales del mismo afio, los
productores P1 y P3 alzan su produccion. El productor P2 presenta una ligera alza hacia 2028,
aunque no tan significativa como los productores restantes, debido a que su produccion mantiene
una trayectoria constante (Ver Figura 40). En general el proyecto mantiene una produccion por
pozo que nunca cae por debajo de los 1400 m>/dia de aceite. Respecto a la produccion de gas y de

agua, puede apreciarse con mas detalle en el apéndice D.

Figura 40. Produccion de pozos, con tamaifio de bache de 3.5-3,1 % HCVP.
Tabla 27.
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Apertura y cierre de pozos para tamario de bache 3.5y 3.1% HCVP.
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3.5% HCVP 3.1% HCVP
POZOS I1 12
Ciclos Fecha Abre Cierra Fecha Abre  Cierra
1 27/06/2020 w 31/08/2020 w
1 24/10/2022 G w 28/12/2022 G w
1,2 25/04/2026 W G 29/06/2026 w G
2 22/08/2028 G w 26/10/2028 G w
2,3 22/02/2032 W G 27/04/2032 w G

5.3.4. Tamaiio de bache: 4.2-3.8% HCVP. La produccion de aceite bajo este tamainio de bache
alcanza los 1000 m?/dia en el pozo P3. Hacia mitades de 2028 los pozos P1 y P3 presentan una
concavidad, en adelante aumentando su produccion. En este escenario se inyectan 9210125 m® de
gas y 4605062 m’ de agua por ciclo. La produccion se mantiene constante desde el inicio del
proyecto hasta el afio 2025 con 2567 m?/dia de aceite (Ver Figura 41). La mayor produccion se
presenta en el pozo P2 con 8.55E+06 m> de aceite. Los detalles de la produccion de gas y de agua

ver Apéndice D.

3.000

2500 BT

| Rate SC (m3/day)
N
o
3
s
P
.
s
.
»
.
.
»
- 7
o
/
I'4
/

O
/
|

\

1500

1.000

500

2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030
Time (Date)

Oil Rate SC P1
= = =+ Oil Rale SC P2
------- Oil Rate SC P3

Figura 41. Produccion de pozos, con tamaio de bache de 4.2-3.8 % HCVP

Tabla 28.
Apertura y cierre de pozos para tamario de bache 4.2 y 3.8% HCVP.
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4.2% HCVP 3.8% HCVP
POZOS 11 12
Ciclos Fecha Abre Cierra Fecha Abre Cierra
1 27/06/2020 w 31/08/2020 w
1 04/05/2023 G W 08/07/2023 G W
1,2 17/07/2027 \V G 20/09/2027 w G
2 24/05/2030 G W 28/07/2030 G W

5.4.Presiones de Inyeccion

Debe haber una consistencia entre las presiones de pozos inyectores y productores. Las presiones
de inyeccion no deben estar por debajo de los 450 kg/cm?, ya que ésta es la presion de yacimiento
y la PMM se obtiene con 311 kg/cm?. Se parte del esquema con mayor recuperacion en el tamafio
de bache, en este caso el escenario E1 (capitulo 5.2.1). El escenario con mayor estabilidad en la
produccion se encuentra con presiones de inyeccion de 650 kg/cm? (ver Figura 43). Cuando las
presiones de inyeccion son de 500 kg/cm? se presenta un escenario con produccién mas baja que
los escenarios restantes (ver Figura 42). Entre finales de 2022 y comienzos de 2024 se presentan
las caidas en la produccion, por ende, se decide que las presiones de inyeccion deben actuar desde
el afio 2023 (ver Figura 37). Con presiones de inyeccion de 650 kg/cm? se presenta una produccion
constante en los productores P1 y P2 (ver Figura 43), con un promedio de 2570 m?/dia de aceite,
muy similar al escenario presentado con presiones de inyeccion de 850 kg/cm? (ver Figura 44). El
productor P3 muestra una caida en su produccion, hacia el afio 2028 recupera su produccion (ver
Figuras 43 y 44). Con 500 kg/cm? el Productor P1 es quien mantiene mejor la produccion con un
promedio de 2100 m>/dia de aceite, sin embargo, el productor P3 alcanza los 1600 m?/dia hacia el

ano 2030.
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Figura 44. Produccion de pozos con presion de inyeccion de 850 kg/cm?

5.5. Esquemas de comparacion

5.5.1. Respecto al esquema de Inyeccion Inicial. Se puede observar que el mayor FR se

obtuvo en el segundo esquema planteado (ver Tabla 30).

Tabla 29.
Comparacion escenarios planteados para llegar al esquema de inyeccion inicial.

% % Agua Gas Ciclo Numero Produccion FR
Escenario HCVP HCVP inyectada inyectado (dias) de ciclos total (m®) (%)
agua gas (m?) (m?)

Primer 1.64 1.31 3596334 2872682 360 9.63 7657210 3.49
esquema

Segundo 1.64 1.31 3596334 2872682 360 9.63 22374900  10.2
esquema

Tercer 1.23 1.15 2697251 2521820 360 9.63 17838000  8.13
esquema

Como es mostrado en la Figura 24, este esquema presenta declinaciones abruptas desde el afio

2028, por ende, si se considera una vida util del proyecto de por lo menos 15 afios este seria
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inviable, comparado con el esquema 3, ya que, aunque el factor de recobro haya sido menor que
el esquema dos, tiene una mayor vida de proyecto. En su defecto, para empezar la sensibilizacion
del tamafio de bache y de las presiones de inyeccion se parte del esquema propuesto 3 como es

mostrado en la Figura 29.

5.5.2. Respecto al Tamaiio del bache. Se presentaron once (8) escenarios con variacion en los
% HCVP a ser inyectados. Cuatro (4) escenarios con volimenes simétricos de inyeccion y cuatro

(4) escenarios con volimenes asimétricos de inyeccion, de la siguiente forma:

4.5.2.1. Volimenes simétricos. Con volimenes simétricos de inyeccion de gas rico en CO2y
agua, el mejor escenario para aumentar el factor de recuperacion de aceite, se presenta cuando el
bache de inyeccion corresponde a 3% HCVP, escenario E3. Fueron inyectados agua y gas durante
3467 dias, desde 27/06/2020 hasta el 12/12/2029. Son producidos 4010 m> de agua y 8.02E+09 m?
de gas. Con el escenario E2, se puede observar un factor de recuperaciéon también alto
(FR=13.08%), muy similar al escenario E4 (FR=13.04%). Sin embargo, en el escenario E4 se
producen mayor inyeccion de gas y de agua, por ende, mayores costos, asi mismo presenta una
produccion de agua mayor.

El factor de recuperacion mas bajo se presenta en el escenario E1, con FR=12,65% y la menor
produccion de agua la tiene el escenario E2 con tan solo 78 m? de agua (ver Tabla 33). El escenario
donde mayor produccion de gas se presenta es el E1 con 8.06E+09 m>. El pozo productor P3,
presentd la menor produccioén de todos los casos, en el escenario E1. Los pozos P1, P2 y P3

presentaron las mayores producciones en el escenario E3.
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Tabla 30.
Comparacion escenarios planteados para optimizar el bache de inyeccion, S1

0.3

657866 657866 148

2 2 4385774 4385774 1279 2.7
3 3 6578661 6578661 1918 1.8
5 5 10964435 10964435.24 3198 1.08

Tabla 31.
Comparacion escenarios planteados para optimizar el bache de inyeccion, S1.

8.63E+06 7.56E+06 78 8.06E+09 2.50E+07  12.67
8.52E+06 8.83E+06 8.47E+06 9 7.99E+09 2.58E+07  13.08
8.89E+06 8.93E+06 8.53E+06 4.01E+03 8.02E+09 2.64E+07  13.36
8.51E+06 8.77E+06 8.44E+06 2.10E+04 7.42E+09 2.57E+07  13.04

Tabla 32.
Ingresos y egresos, esquemas S1

7.50E+09 1.28E+09 3.98E+02 7.85E+07 7.70E+06 2.55E+09 6.94E+08 7.50E+08

791E+09 1.34E+09 2.04E+04 6.04E+07 5.92E+06 2.69E+09 7.31E+08 7.91E+08

7.71E+09 131E+09 1.07E+05 6.04E+07 5.92E+06 2.62E+09 7.14E+08 7.71E+08

- 774E+09 1.32E+09 4.59E+01 6.04E+07 5.92E+06 2.63E+09 7.16E+08 7.74E+08

Con los datos establecidos en la tabla 9, se realiza un analisis de rentabilidad para verificar el

mejor escenario teniendo en cuenta los factores de recuperacion, ya que, aunque el escenario E3



INYECCION WAG-CO> EN EL PRE-SAL BRASILERO 98

presenta el porcentaje de recuperacion mayor, se debe analizar si los costos de la inyeccion de gas
y agua y los costos de tratar el agua producida, son compensados con dicha produccion (ver Tabla
34). Con las tablas 35 se puede establecer que el escenario E3 genera una rentabilidad por encima

de los escenarios restantes, con 50 millones de dolares mas que el escenario que le precede.

Tabla 33.
Rentabilidad, esquemas S1
Escenario  Ingresos (USD) Gastos (USD) Rentabilidad
(USD)

E1l 7.50E+09 5.35E+09 2.15E+09
E2 7.74E+09 5.50E+09 2.24E+09
E3 7.91E+09 5.62E+09 2.29E+09
E4 7.71E+09 5.49E+09 2.23E+09

4.5.2.2. Volumenes asimétricos. Con volumenes asimétricos de inyeccion de gas rico en CO2
y agua, el mejor escenario para aumentar el factor de recuperacion de aceite, se presenta cuando
el bache de inyeccion corresponde a 0.3% y 0.4% de HCVP, de gas y agua respectivamente,
escenario E1 (ver Tabla 38). Fueron inyectados agua y gas durante 3467 dias, desde 27/06/2020
hasta el 27/12/2029 (Figura 38). Son producidos 14.28 m? de agua y 8.04E+09 m? de gas, siendo
¢éste escenario el que menor agua y gas producidos presenta. Con volimenes de bache de 3.5 y
3.1% HCVP para gas y agua respectivamente, el escenario E3, alcanz6 un factor de recuperacion
alto con 11.95% y tan solo 22 m® de agua producida. Los escenarios E2, E3 y E4 presentaron igual
produccion de gas, correspondiente a 8.06E+09 m? (ver Tabla 37). El menor factor de
recuperacion, FR=12.54% (ver Tabla 38), se obtuvo con los baches de inyeccion mas grandes, 4.2
y 3.8% HCVP para gas y agua respetivamente, escenario E4. En este caso, la produccion de agua
fue mayor que en los demas escenarios con 21515 m®. Todos los pozos productores (P1, P2 y P3)

presentaron las mayores producciones en el escenario E1.

La peor produccion de pozos, se presenta con el productor P3, en el escenario E4 (ver Tabla 38).
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Tabla 34.
Comparacion escenarios planteados para optimizar el bache de inyeccion, S2.

E1l 0.3 0.4 657866.1144 877154.8192 219.288705 15.8125

E2 09 0.8 1973598.343 1754309.638 548.221762 6.325

E3 3.5 3.1 7675104.668 6797949.849 2128.92784 1.62875

E4 4.2 3.8 9210125.602 8332970.782 2576.64228 1.34574
Tabla 35.

Comparacion escenarios planteados para optimizar el bache de inyeccion, S2.

E1l 9.23E+06 9.17E+06 8.50E+06 14.28 8.04E+09  2.69E+07 13.64
E2 8.91E+06 8.80E+06 8.41E+06 15 8.06E+09  2.61E+07 13.25
E3 8.84E+06 8.95E+06 8.43E+06 22 8.06E+09  2.62E+07  13.28
E4 8.33E+06 8.55E+06 7.86E+06 21515 8.06E+09 = 247E+07 12.54

El anélisis de rentabilidad para verificar el mejor escenario es mostrado en la tabla 40. Se
consideran los factores de recuperacion, los costos de la inyeccion de gas y agua y aquellos que
genera el tratamiento del agua producida (Ver Tabla 39). Siguiendo los resultados presentados en
la tabla 40, el escenario que mayor rentabilidad presenta es el El, siendo este el de mayor
recuperacion de aceite. El segundo escenario con mejor rentabilidad lo presenta el E4 con 50

millones de dblares de diferencia frente al escenario El.
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Tabla 36.
Ingresos y egresos, esquemas S2

E1l 8.07E+09 1.37E+09 7.28E+01 7.07E+07 5.20E+06 2.74E+09 7.47E+08 &.07E+08

E2 7.84E+09 1.33E+09 7.65E+01 5.66E+07 6.24E+06 2.66E+09 7.25E+08 7.84E+08

E3 7.86E+09 1.34E+09 1.12E+02  5.65E+07 6.25E+06 2.67E+09 7.27E+08 7.86E+08

E4 7.42E+09 1.26E+09 1.10E+05 5.72E+07 6.20E+06 2.52E+09 6.87E+08 7.42E+08
Tabla 37.

Rentabilidad, esquemas S2.

E1l 8.07E+09 5.75E+09 2.33E+09
E2 7.84E+09 5.57E+09 2.27E+09
E3 7.86E+09 5.58E+09 2.28E+09
E4 7.42E+09 5.28E+09 2.14E+09

5.5.3. Respecto a las presiones de inyeccion. En la tabla 41 se muestran los resultados de los
3 escenarios planteados en la sensibilizacion de las presiones de inyeccion. El mejor escenario para
la recuperacion de petrdleo, se presenta con presiones de inyeccion correspondientes a 650 kg/cm?,
con una produccion total de aceite de 28.13 millones de m’ y un factor de recobro de 12.83%. La
menor produccion de agua se da con presiones de 500 kg/cm?, sin embargo, en los 3 escenarios el
corte de agua es insignificante, puede ser considerado despreciable. Con 850 kg/cm? se recuperan
28.10 millones de m? de aceite, con un factor de recobro muy proximo al del escenario 2, siendo

este de 12.82%.
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Tabla 38.
Factor de recobro para los 3 escenarios de presiones de inyeccion.

E1l 500 1 7.70E+09 2.57E+07 13.02
E2 650 4.00E+00 7.70E+09 2.69E+07 13.65
E3 850 3.00E+00 7.70E+09 2.69E+07 13.64

La diferencia entre el factor de recobro de las presiones de inyeccion de 650 y 850 kg/cm?, es
de 0.01%, equivalentes a 29200 m? de aceite. Esto genera unos ingresos extras de 2.61 millones de
dolares (ver Tabla 42). El escenario con mayor factor de recobro es el presentado con presiones
de inyeccién de 650 kg/cm?, correspondientes a 28.13 millones de m® de aceite producidos. Asi

mismo es quien presenta mayor rentabilidad con 2451 millones de ddlares (Tabla 43)

Tabla 39.
Ingresos y costos, de los 3 escenarios de presiones de inyeccion.

500 8.06E+09  1.37E+09  S5.10E+00 5.30E+07 6.93E+06 2.74E+09 7.46E+08 8.06E+08

650 8.44E+09 143E+09 2.04E+01 5.30E+07 6.93E+06 2.87E+09 7.81E+08 8&.44E+08
850 8.43E+09 143E+09 1.53E+01 5.30E+07 6.93E+06 2.87E+09 7.80E+08 8.43E+08

Tabla 40.
Rentabilidad, presiones de inyeccion

500 8.06E+09 5.73E+09 2.34E+09
650 8.44E+09 5.99E+09 2.45E+09
850 8.43E+09 5.98E+09 2.45E+09
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Finalmente analizando la simulacion del mejor esquema de inyeccion WAG encontrado
(tamanos de bache 0.4% y 0.3% para gas y agua, respectivamente y presion de inyeccion de 650
kg/cm2) (ver Figura 45), frente a un caso convencional de produccion (sin inyeccion de Co2 y
agua) (ver Figura 46), se observa que con la inyeccion de gas y agua la produccion presenta una
curva de produccion con caidas constantes y progresivas. En el otro escenario la produccion cae

abruptamente consiguiendo produccion cero en dos pozos después de 6.5 afos de iniciado el

proyecto.
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Figura 45. Produccion de aceite para esquema WAG sensibilizado.
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Figura 46. Produccion de aceite para esquema convencional, sin inyeccion.
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Las figuras 47 y 48 muestran el factor de recobro y la produccion acumulada de aceite para el
esquema WAG optimizado y para el esquema convencional sin inyeccion. La inyeccion Alternada
de Agua y Gas consigue un factor de recobro final de 13.65 % y una produccion de 26°903.900
m3 de aceite, en promedio los pozos producen 2330 m3 de aceite diarios cada uno. Se puede decir,
que un solo pozo produce mas petrdleo de lo que producen algunos campos colombianos. El

esquema convencional, presenta un factor de recobro final de 11.31% y produccién de 22°314.800

m3 de aceite.
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Figura 47. Factor de recobro para esquema WAG sensibilizado.
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6. Conclusiones

Para un yacimiento con caracteristicas del Pré-sal brasilero, el principal mecanismo de yacimiento
involucrado en la inyeccion de agua es la imbibicion esponténea, es decir, que el agua es inyectada
desde la fractura hacia la matriz desplazando el aceite en direccion opuesta, debido a que existe
una presion capilar positiva en la matriz. En lo referente al gas rico en dioxido de carbono, el
principal mecanismo de recuperacion es el intercambio inmediato de componentes entre el agente
inyectado y el crudo de yacimiento. El tamafio del bache y las presiones de inyeccion, fueron
identificados como las principales variables operacionales en el proceso WAG.

Cuando los pozos inyectores estan cerca de las fallas, tanto el agua como el gas rico en CO;
toman un flujo preferencial hacia la red de fracturas, insinuando que el aceite no es desplazado
desde la matriz. Las fracturas representan un medio conductivo alto. Hay un gran contraste de
transmisibilidad entre la matriz y la fractura, que genera gran influencia en el flujo.

Tamanos de bache de 3% HCVP son los que presentan una mayor recuperacion de aceite en el
caso de volumenes simétricos de inyeccion. Con rentabilidad de 2290 millones de ddlares, el factor
de recuperacion final es de 13.36% equivalentes a 26.4 millones de m® de aceite (166 millones de
barriles). Fueron necesarios 1.8 ciclos de inyeccion. El corte de agua en este caso no supera 0.002
% en todo el proyecto (3686 dias).

En la inyeccion de volimenes asimétricos, el escenario con mayor recuperacion de aceite, son
tamafios de bache de 0.3% HCVP para el gas rico en CO2y 0.4% HCVP para el agua. Dejando
una rentabilidad de 2330 millones de dolares, con 26.9 millones de m? de aceite producidos (169.2
millones de barriles), correspondientes a un factor de recobro de 13.64% con 15.8 ciclos de

inyeccion.
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Con presiones de inyeccion de 650 kg/cm? se consigue un factor de recuperacion de 13.65%,
equivalentes a 26.92 millones de m® de aceite producidos (169.4 millones de barriles) y
rentabilidad de 2451 millones de dolares, siendo éste el mejor escenario frente a inyecciones con

presiones de 500 y 850 kg/cm?.

Se obtiene un factor de recobro mayor (13.64%) con inyeccion de tamafios de bache
asimétricos, frente a tamafios de bache simétricos (13.36%). De la misma manera, la Inyeccion
Alternada de Gas y Agua, con variables sensibilizadas, muestra un mejor desempefio en el
incremento del factor de recobro frente a un caso convencional de produccion (sin método WAG-

EOR), con factores de recobro final de 13.65% y 11.31%, respectivamente.



INYECCION WAG-CO; EN EL PRE-SAL BRASILERO 106

7. Recomendaciones

Analizar el impacto del completamiento inteligente de los pozos sobre el factor de recobro del

método de recuperacion especial.

Realizar un andlisis de la histéresis sobre el desempefio del método.

Es pertinente propiciar investigaciones para el 6ptimo aprovechamiento del CO; producido en
yacimiento, de no implementarse nuevas estrategias de uso, en dos o tres décadas el problema del

COq persistira, y el secuestro del mismo aun es altamente cuestionado por la ciencia.

Incluir estudios de impacto ambiental, EIA. En este proyecto, se desconoce la vida marina, la
fauna y la flora; asi mismo las afectaciones a las comunidades del territorio, 300 km afuera de la

costa en el sureste brasilero.
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Apéndices

Apéndice A. Optimizacion del nimero y posicionamiento de pozos.

Se parte de la ubicacion de pozos inicialmente planteada (Ver Figura 26).

Figura 49. Ubicacion de los pozos en yacimiento

Se hace una primera iteracion y se analizan los resultados. Se puede observar que los pozos
productores P2 y P3 dejan de producir entre mitad de 2023 y 2024 respectivamente (Figura 28).
Al tener en cuenta la saturacion de aceite en el yacimiento, se deduce que en la region de los pozos
productores P1, P2 y P3 no se alter6 significativa ni considerablemente este valor (Figura 27). Los
pozos P2 y P3 estan en zonas donde la saturacion de aceite es baja o casi nula, existen zonas en las
que la saturacion de aceite es mucho mayor (Figura 27). Ademas de lo anterior, se puede observar

que el pozo inyector I1 no afecta a el pozo productor P3, y que el pozo inyector 12, no alcanza al
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pozo productor P1. Se hacen las siguientes iteraciones teniendo en cuenta los criterios de la primera

iteracion, y finalmente se obtiene los resultados mostrados en la tabla.
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Tabla 41.

Iteraciones entre distanciamiento de pozos.

Pozo

P1
P2
P3
Il
12

Pozo

P1
P2
P3
I
12

Pozo

P1
P2
P3
I1

12

Pozo

P1
P2
P3
I
12

Ubicacion

18,49
15,34
32,41
32,46
25,37

Ubicacion

27,54
15,34
34,42
39,49
12,44

Ubicacion

21,37
24,32
32,41
30,44
25,37

Ubicacion

32,53
13,54
15,37
22,41
24,50

Iteracion 1

Tiempo productivo

(afos)

10.5
5
4
10.5
10.5
Iteracion 2

Tiempo productivo

(afios)
5.2
9.3
5.6
10.5 anos
10.5 anos
Iteracion 3

Tiempo productivo

(afios)
10.5
10.5
10.5
10.5
10.5

Iteracion 4

Tiempo productivo

(afios)
10.5
10.5
10.5
10.5
10.5

Diferentes ubicaciones de pozos

Produccion
(m?)

6.90E+06
3.00E+06
2.70E+06

Produccion
(m’)
3.50E+06
5.90E+06
4.03E+06

Produccion
(m’)
6.10E+05
6.70E+04
6.97E+06

Produccion
(m’)
6.87E+06
7.06E+06
8.43E+06

118

RF (%)

5.8269202
2.5334436
2.2800992

RF (%)

2.9556841
4.982439
3.3990368

RF (%)

0.5151335
0.0565802
5.8860339

RF (%)

5.8015857
5.9603482
7.1189764
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Para el caso de la sensibilizacion del tamafio de bache, se hace una nueva optimizacion de
pozos, teniendo en cuenta que los analisis anteriores, arrojaron una proporcion entre las distancias

de los pozos inyectores hacia los pozos productores.

Tabla 42.
Distancia entre pozos
Espaciamiento de pozos

Iteracion 1

Pozos Distancia (m)
P1-11 1464
11-P3 893
P3-P2 1964
P2-12 1250
12-P1 1821
Iteracion 2
Pozos Distancia (m)
13-P1 700
P1-11 1700
11-P3 650
P3-12 750
P2-13 850
Iteracion 3
Pozos Distancia (m)
I1-P3 461
P3-12 848
12-P2 522
P2-P1 734
P1-11 1235
Iteracion 4
Pozos Distancia (m)
P1-11 1566
11-P3 710
P3-P2 1775
P2-12 1204

12-P1 832
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Se observaba en repetidas ocasiones que las saturaciones de aceite eran poco afectadas cuando

los pozos inyectores estaban muy préoximos de los pozos productores.

Se realizaron iteraciones de los pozos productores sin pozos inyectores, y se encontrd que €stos
tienen actividad propia, considerada buena, el primer afio, sin embargo, salen de las condiciones
técnicas operacionales, como una tasa de produccion muy alta y con caidas abruptas en la curva
de produccion. El area de drenaje o area de influencia de los mismos es amplia, por lo que pozos
inyectores muy cercanos podria ser negativo, en cuanto a las rupturas tempranas y por ende

finalizacion del proyecto debido a las limitaciones de las FPSO.
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Figura 55. Produccion de pozos sin pozos inyectores
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Apéndice B. Voliumenes del modelo

Tabla 43.

Volumenes de modelo representativo de yacimiento.

Capa

S0 09 A W —

NS \S T \C R ST O N N N S I N B I S e e s e e e e e
O 00 3 O Ui A W IN —~ O O I U B WD

30
TOTAL

Bloques activos

1012
1010
1009
1008
1003
996
990
988
987
984
982
982
981
980
980
979
978
977
973
971
968
965
963
959
955
949
945
941
937
936
29288

Volumen total de

bloque ( m?)
6.6142930E+07
6.6156060E+07
6.6225320E+07
6.6264100E+07
6.6054520E+07
6.5694840E+07
6.5386720E+07
6.5412860E+07
6.5479330E+07
6.5441920E+07
6.5453490E+07
6.5593030E+07
6.5687630E+07
6.5770680E+07
6.5910160E+07
6.5982860E+07
6.6077380E+07
6.6162850E+07
6.6069870E+07
6.6083020E+07
6.6072960E+07
6.6035760E+07
6.6050240E+07
6.5957850E+07
6.5816410E+07
6.5527960E+07
6.5370550E+07
6.5270260E+07
6.5146460E+07
6.5210310E+07
1.9735083E+09

Volumen total de
poro (m?)
79420.22
297793 .4
1010516
2439792
4558901
7312389
7564008
9634095
9880205
1.32E+07
1.18E+07
9917432
1.05E+07
1.09E+07
1.04E+07
1.10E+07
1.14E+07
1.00E+07
1.12E+07
1.37E+07
1.41E+07
1.03E+07
9992529
8398800
4695729
2109065
1667254
829119.5
361814.8
55081.92
219288704.8

122

Vol. promedio de
poro por bloque
activo (m?)
78.47848
294.845
1001.502
2420.429
4545.265
7341.756
7640.412
9751.108
10010.34
13420.21
11984.45
10099.22
10657.93
11133.98
10571.25
11262.89
11649.53
10239.22
11539.59
14061.99
14597.84
10723.04
10376.46
8757.873
4916.994
2222.407
1764.29
881.1047
386.1417
58.84821
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Apéndice C. Produccion de agua y gas, esquemas S1

En este Apéndice, se muestran los resultados de la produccion de agua y la produccion de gas, para

los cuatro (4) escenarios propuestos en el capitulo 5.2.
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Figura 57. Produccion de agua y de gas con tamafio de bache 0.3% HCVP, E1.

El escenario E2 (ver figura 48) es el que menos produccion de agua presenta, con 9 m’,
produciéndose progresivamente en todo el proyecto. El escenario El(ver figura 49), presenta
produccion de agua desde el 2028, pero en 365 dias produce 7 veces mas de lo que el escenario
E2 produjo en 3836 dias. El escenario E3 y E4 presentan produccion de agua desde el 2029 y 2025

respectivamente (ver figuras 50 y 51), superando los 4000 y 20000 m? de agua producida. En los

cuatro casos el corte de agua no supera el 1%.
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Figura 59. Produccion de agua y de gas con tamafio de bache 3% HCVP, E3.
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Figura 60. Produccion de agua y de gas con tamafio de bache 5% HCVP, E4.
Apéndice D. Produccion de agua y gas, esquemas S2
200 1,00e+10
- - 8,00e+8
P
150 P
Jg/
J'/
& »/ -
E /" |-6,00ev9 2
el ;
3 8
5100 R ]
2 - 2
g e s
S - 3
E PLg -400es9 E
3 - 3
PR
A
P
50 =
/,;'!/ / -2,00+9
g /
- L
e L
- e
0,0 = 0,006+0
2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2007 2028 2029 2030
Time (Date)
Cumulative Water SC
— s Cumulative Gas SC

Figura 61. Produccion de agua y gas, tamafio de bache 0.3-0.4% HCVP
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En este Apéndice, se muestran los resultados de la produccion de agua y la produccion de gas, para

los cuatro (4) escenarios propuestos en el capitulo 5.3.
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Figura 62. Produccion de agua y gas, tamaiio de bache 0.9-0.8% HCVP
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