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RESUMEN

TITULO: ESTUDIO COMPARATIVO DEL COMPORTAMIENTO DE SISTEMAS LINEALES Y
RADIALES A ESCALA DE LABORATORIO SOMETIDOS A PROCESOS DE INYECCION DE AGUA,
MEDIANTE SIMULACION NUMERICA.

AUTOR: JUANITA MARITZA ESTUPINAN UMARA™

PALABRAS CLAVES: Pruebas de desplazamiento mediante inyecciéon de agua, sistema de
flujo lineal, sistema de flujo radial, factor de recobro, diferencia de factor de recobro lineal —
radial, simulacién numérica.

En este trabajo se realiza un estudio de simulacién numérica del desplazamiento de aceite
mediante inyeccion de agua en medios porosos en sistemas lineales y radiales a escala de
laboratorio, y mediante sensibilidad de pardmetros geométricos y operacionales, se
planteara una herramienta que permita relacionar el factor de recobro de los sistemas bajo
estudio.

Para llevar a cabo este trabajo se desarrollaron tres faces, en la primera se determinaron las
dimensiones de los modelos de flujo lineal y radial y se construyeron los modelos de
simulacién para cada caso, donde se analizé la respuesta del factor de recobro en cada
modelo, en la segunda fase se realizé una sensibilidad a las propiedades del yacimiento
como porosidad, viscosidad del crudo y mojabilidad y a las condiciones de operacion como
distancia entre pozos y tasa de inyeccién, en la ultima fase se analizo el efecto de la
variacion de los pardmetros anteriormente mencionados sobre la diferencia del factor de
recobro obtenido en una prueba de desplazamiento con flujo lineal y otra con flujo radial.
Como resultado de este trabajo, se determind que el factor de recobro obtenido en un
sistema de flujo lineal es mayor que el de un sistema con flujo radial, ademds se encontré
una curva tipica que describe la diferencia entre el factor de recobro lineal menos el factor
de recobro radial (AFR) contra el tiempo, en la cual se puede observa cdmo la maxima
diferencia entre el factor de recobro de cada sistema se presenta a tiempo de ruptura y
luego esta diferencia se hace menor a medida que el tiempo de la prueba aumenta o en
otras palabras cuando el medio poroso esta alcanzando condiciones de saturacién de aceite
residual.

“ Trabajo de Investigacion
Facultad de Ingenierias Fisico-Quimica. Escuela de Ingenieria de Petréleos. Msc. Samuel
Fernando Mufoz Navarro.



SUMMARY

TITLE: COMPARATIVE STUDY OF THE BEHAVIOR OF LINEAR AND RADIAL SYSTEMS TO A
LABORATORY SCALE UNDERGOING A PROCESS OF WATER INJECTION, THROUGH A
NUMERICAL SIMULATION.”

AUTHOR: JUANITA MARITZA ESTUPINAN UMARNA™

KEYWORDS: Tests of displacements through water injections, system of linear flow, system
of radial flow, recover factor, difference of the factor of linear — radial recovery, numerical
simulation.

In this task, a study is made about the numerical simulation of the displacement of oil
through water injection, through porous mediums in linear and radial systems to the
laboratory scale, and through the sensibility of geometric and operational parameters. A
tool will be introduced that will allow to relate the factor of recovery of the systems under
this study.

To make this assignment happen, three phases are developed. In the first phase, we
determined the dimensions of the models of linear and radial flow, and models of
simulation for each one were made, where the response of the recovery factor in each
model was analyzed. In the second phase, a study of the sensibility to the properties of the
oilfield, like viscosity and wetness of the oil and the conditions of operation like distance
between oil wells and the rate of injection. In the last phase the effect of variation of the
parameters previously mentioned about the difference of the recovery factor was analyzed,
and it was obtained in the test of linear flow displacement and the other in the radial flow.

As a result of this research, what was determined was that the recovery factor obtained in a
system of linear flow is greater than the radial flow system. In addition, an atypical curve
was found that describes the difference between the recovery linear factor and the
recovery radial factor (AFR) against time. In which it could be observed that the maximum
difference of the recovery factor of each systems is presented at the time of rupture, and
then this difference declines as the time of the test increases; in other words when the
porous medium reaches the saturation conditions of residual oil.

" Research Work
™ Faculty of Physic-Chemical Engineering. Petroleum Engineering School. Msc. Samuel
Fernando Mufioz Navarro.



INTRODUCCION

Los estudios realizados en la industria petrolera mediante simulaciones
numéricas y fisicas, buscan representar el comportamiento del flujo en
medios porosos de una forma lo mas cercana posible a lo que ocurre en el
yacimiento. A nivel de laboratorio, se implementan pruebas de
desplazamiento lineal y radial, con las que se intenta reproducir las
condiciones de flujo en la roca, y que eventualmente se presentarian a
escala de campo. Sin embargo, representar las condiciones de flujo en un
yacimiento que comprende el manejo de areas mucho mayores, y
propiedades tales como la saturacién de agua, la porosidad, la permeabilidad
que dependiendo del yacimiento que se este manejando pueden o no ser
constantes a lo largo de toda el area del mismo, son elementos que hacen
que cuando se emplean arreglos de nucleos en serie (pruebas de
desplazamiento lineal) o lechos empacados de arena sintética (pruebas de
desplazamiento radial), se haga necesario un minucioso analisis de los
resultados obtenidos, de manera que éstos sean suficientemente

representativos.

Emplear modelos de laboratorio o realizar simulaciones numéricas
constituyen alternativas que permiten entender y predecir los fendmenos
fisicos de un sistema lineal y un sistema radial con el fin de hacer analisis de
parametros operacionales como la tasa de inyeccidon y caracteristicas
geomeétricas del medio poroso, para de este modo determinar cuales son
mas sensibles y que hacen que el comportamiento de estos dos sistemas

sea diferente.



Este trabajo busca desarrollar por medio de simulacién numérica, un estudio
comparativo del comportamiento de sistemas lineales y radiales a escala de
laboratorio sometidos a procesos de inyeccion de agua, y de este modo
establecer una metodologia que permita relacionar los resultados de factor

de recobro obtenidos para cada sistema de flujo.



1. GEOMETRIA DE FLUJO EN MEDIOS POROSOS

Los yacimientos de hidrocarburos poseen formas con geometrias bastante
irregulares vy dificiles de describir. En algunos casos es posible obtener una
rigurosa descripcibn matematica de su geometria, mediante el uso de
simuladores numéricos. La forma del yacimiento tiene un efecto significativo
en el comportamiento del flujo en medios porosos; para propdésitos
ingenieriles, la geometria del desplazamiento de fluidos es representada por

uno de los siguientes modelos de flujo:

» Flujo Radial

» Flujo Lineal

1.1. FLUJO RADIAL

En ausencia de grandes heterogeneidades en el yacimiento, el flujo cerca de
la cara del pozo (inyector o productor) seguira lineas de flujo radial. El
termino flujo radial es caracteristico del flujo de fluido en la cara del pozo. La
Figura 1 muestra las lineas de flujo idealizadas para un sistema de flujo
radial en un pozo productor, donde la seccion del area transversal al flujo
disminuye a medida que la distancia respecto a la cara del pozo productor
disminuye; en un pozo inyector ocurrira lo mismo s6lo que las lineas de flujo
tendran la direccion opuesta a las que se presentan en la Figura 1, de esta
manera se tiene que la seccion del area transversal al flujo se incrementa a

medida que la distancia respecto a la cara del pozo inyector aumenta.



Figura 1. Flujo radial ideal en la cara de un pozo productor.

A. Vista Areal

B. Seccion Transversal

Wellbore

1.2. FLUJO LINEAL

El flujo lineal ocurre cuando las trayectorias de flujo son paralelas y el flujo de
fluido se mueve en una sola direccibn. Ademas, la seccion del area
transversal al flujo es siempre constante. La Figura 2 muestra un sistema de
flujo lineal idealizado. Unas de las aplicaciones mas comunes de la ecuacion
de flujo lineal son el flujo de fluido en fracturas hidraulicas y/o naturales
verticales u horizontales y la representacién del flujo lejos de la cara del

pOZoO.



Figura 2. Flujo lineal idealizado.

1.3. ECUACIONES DE FLUJO DE FLUIDOS

Para describir el comportamiento del flujo de fluidos en un yacimiento se
emplean las ecuaciones de flujo, estas varian su forma de acuerdo a la
combinacién de variables empleadas (Por ejemplo; tipo de flujo, tipos de

fluidos, geometria del yacimiento, etc.).

Las ecuaciones de flujo pueden ser desarrolladas combinando la ecuacion
de conservacion de masa (balance de masa), la ecuacion de transporte 6
balance de cantidad de movimiento (Ecuacién de Darcy) y varias ecuaciones
de estado. Debido a que todas las ecuaciones de flujo se consideran
dependientes de la ley de Darcy, es de vital importancia, iniciar por

considerar esta relacion de transporte.



1.3.1. Ley de Darcy

La ley fundamental del movimiento de fluidos en medios porosos es la Ley de
Darcy. En el afio de 1856, en la ciudad francesa de Dijon, el ingeniero Henry
Darcy se intereso por los factores que influian en el flujo de agua a través de
materiales arenosos, ya que le fue encomendada la mision de estudiar la red
de abastecimiento de la ciudad y para esto debia disefar filtros de arena con
los cuales se purificara el agua. La expresion matematica desarrollada,
establece que la velocidad de un fluido homogéneo en un medio poroso es
proporcional al gradiente de presidbn e inversamente proporcional a la

viscosidad del fluido. Para un sistema lineal horizontal, esta relacion es:

A pdx

Donde v, es la velocidad aparente en centimetros por segundo y es igual a
g/A, siendo q la tasa de flujo volumétrico en centimetros cubicos por segundo
y A la seccion total de area transversal de la roca en centimetros cuadrados.
En otras palabras, A tiene en cuenta tanto el area de la roca como el de los
canales porosos. La viscosidad del fluido, u, es expresada en unidades de
centipoises, y el gradiente de presion, dP/dx, estd en atmodsferas por
centimetros. Este ultimo se toma en la misma direccion de v y q. La
constante de proporcionalidad, k, es la permeabilidad de la roca expresada
en unidades Darcy. El signo negativo en la Ecuacién (1) se afiade debido a
que el gradiente de presién es negativo en la direccion del flujo como se

muestra en La Figura 3.

La permeabilidad (k) es una propiedad intrinseca del medio poroso, donde de

acuerdo al siguiente analisis dimensional, sus dimensiones son [L2].



A partir de la ley de Darcy:

_oP _u,
OX k

Figura 3. Comportamiento del gradiente de presién vs la distancia para la ecuacion
de Darcy.

Direccion de Fluio

»
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e —

X

Presion

v

Distancia

Se establecen las dimensiones de cada término, asi:

oP [=] M
0X TZL?

M
ﬂ[:]F

vI=1—



Para obtener una ecuacion dimensionalmente consistente se despejan las
dimensiones de k con base a las dimensiones mencionadas anteriormente,

para obtener:

Para un sistema radial horizontal, el gradiente de presién es positivo en un
pozo productor (Figura 4) y la ecuacion de Darcy puede ser expresada en la

siguiente forma radial generalizada:

VZ&ZK[@j Ec. 2
A plar),
Donde:

qr = Tasa de flujo volumétrico en un radio r

A = Seccibn de area transversal al flujo en un radio r
(dP/dr) = Gradiente de presion en un radio r

v = velocidad aparente en un radio r

u = viscosidad del fluido



k = permeabilidad del medio poroso

Figura 4. Comportamiento del gradiente de presion vs la distancia para la ecuacion de
Darcy, en un sistema radial horizontal.

v

rw r
re

La seccion de area transversal en un radio r es en principio el area superficial
de un cilindro. Para un pozo penetrado en su totalidad y con un espesor neto

h, la seccion de area transversal A, esta dada por:

A =2arh Ec.3

La Ley de Darcy (Ec. 1) tiene validez sol6 cuando las velocidades de flujo y
el gradiente de presion, son relativamente pequefos; adicionalmente, el
régimen de flujo debe ser laminar. En este caso se dice que el flujo se rige

por las fuerzas viscosas.

En resumen, la Ley de Darcy es aplicable sol6 cuando existen las siguientes

condiciones:



» Flujo laminar.
» Flujo en estado estable.
» Fluidos incompresibles.

= Formacion homogénea.

En el caso de flujo turbulento, el cual ocurre a altas velocidades, el gradiente
de presion se incrementa en una relacion mayor, esto se debe a la tasa de
flujo y hace necesaria la modificacion de la ecuacién de Darcy. Aplicar la
ecuaciéon de Darcy cuando se presenta flujo turbulento puede conducir a
errores de considerable magnitud al arrojar predicciones desviadas de la

realidad.

1.3.2. Ecuaciones de flujo de fluidos

Teniendo en cuenta que el alcance de este trabajo es desarrollar mediante
simulacion numérica, un estudio comparativo que permita relacionar el
comportamiento de sistemas de desplazamiento lineal y radial a escala de
laboratorio, sometidos a procesos de inyeccion de agua, el andlisis de las
ecuaciones que permiten describir el comportamiento del flujo del agua
inyectada y del aceite desplazado es de vital importancia. Para este caso, las
ecuaciones de flujo lineal y radial de fluidos incompresibles y ligeramente
compresibles, son las que permiten describir el comportamiento del agua

inyectada y el aceite desplazado respectivamente.

De esta forma se mostrara el desarrollo matematico de estas ecuaciones en
estado estable, como definicidn previa; el flujo en estado estable representa

la condicion que existe cuando la presion a través del yacimiento no cambia

10



con el tiempo. Las aplicaciones del flujo en estado estable para describir el
comportamiento del flujo de varios tipos de fluidos en yacimientos con

diferentes geometrias, son presentadas a continuacion:

* Flujo lineal de fluidos incompresibles

Flujo lineal de fluidos ligeramente compresibles
* Flujo lineal de fluidos compresibles

» Flujo radial de fluidos incompresibles

» Flujo radial de fluidos ligeramente compresibles

» Flujo radial de fluidos compresibles

1.3.2.1. Flujo lineal de fluidos incompresibles (agua)

En el sistema lineal, se asume que el flujo ocurre a través de una seccion de
area transversal constante A, donde los dos extremos estan completamente
abiertos al flujo. Se asume ademas que no hay flujo cruzado entre las caras

del tope y la base como se muestra en la Figura 5.

Si un fluido incompresible esta fluyendo a través del elemento dx, entonces
la velocidad del fluido v y la tasa de flujo q son constantes en todo los puntos.
El comportamiento del flujo en este sistema puede ser expresado por la
forma diferencial de la ecuacién de Darcy, (Ec. 4), separando las variables de

esta ecuacion e integrando sobre la longitud del sistema lineal se tiene:

q k dP Ec. 4

V=——=———

A u dx

11



k % 6 q- kA(P1-P2)
y7.8

Figura 5. Modelo de flujo lineal.

P1 P2

|dx

Fuente: AHMED, T. Reservoir Engineering Handbook. Gulf Professional Publishing. 2001.

Es conveniente expresar la anterior ecuacion en unidades de campo:

Ec. 5

1.127*10*kA(P1- P2)
q =
y7.8

12



Donde:

q = tasa de flujo, bbl / dia

k = permeabilidad absoluta, md
P = presion, psia

U = viscosidad, cp

L = distancia, pie

A = seccion de &rea transversal, pie®

1.3.2.2. Flujo lineal de fluidos ligeramente compresibles

La Ecuacion 6 describe la relacion que existe entre la presion y el volumen

para un fluido ligeramente compresible:

\% =Vref |;I'+ C(Pref - P)J Ec.6

Donde:

P = presion, psia

V = volumen a una presion P, pie®

Prer = presion inicial (de referencia), psia

Vier = volumen del fluido a la presion inicial (de referencia), pie®

¢ = coeficiente de compresibilidad isotérmico del fluido en consideracion

1oV

OV oP
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La anterior ecuacién puede ser modificada y se escrita en términos de la tasa

de flujo como:

Q=0 l1+ C(Pref - P)J

Ec. 7

Donde qrf es la tasa de flujo en alguna presidon de referencia P,

Sustituyendo la anterior ecuacion en la ecuacién de Darcy se tiene:

ﬂ _ O et |.1+ C(Pref - P)J — 1127 *10—3 kd_P

A A u dx

Separando las variables y arreglandolas:

q ref

L P2
dP
dx =-1.127*10° —
A ! H FL|:1+C(Pref - P)]

Integrando:

{1.127*103 kA} {1+ C(Pref -PR, )}
ref = Ln
ucl 1+¢(P, -P)

Donde:
Qrer = tasa de flujo a una presion de referencia Prer, bbl / dia
P; = presion a la entrada del elemento diferencial (Figura 5), psi

P, = presion a la salida del elemento diferencial (Figura 5), psi

14
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k = permeabilidad, md

viscosidad, cp

=
I

compresibilidad promedio del fluido, psi’

(9]
I

1.3.2.3. Flujo lineal de fluidos compresibles (Gases)

Para un flujo laminar de gas en un sistema lineal homogéneo, la ecuacion de
estado de gas real puede ser aplicada para calcular el nUmero de moles de

gas n a una presion P, temperatura T y un volumen V:

PV
n=——
ZRT

En condiciones estandar, el volumen ocupado por n moles es dado por:

_nzg RT,,
SC P

sC

\Y

Combinando las dos ecuaciones anteriores y asumiendo que zs.=1 se tiene:

PV PV

T

sC

Equivalentemente, la anterior ecuacion puede ser expresada en términos de

la tasa de flujo como:

5.615Pq P, Q.
zT T

sC

15



Reagrupando términos:

P

s E Q. =q Ec. 9
T. \ P J\5.615

Donde:

q = tasa de flujo de gas a una presion P, bbl/dia

Qsc = tasa del flujo de gas a condiciones estandar, scf/dia
z = factor de compresibilidad del gas

Tse, Psc = temperatura y presion estandar, °R y psia, respectivamente

Reemplazando la tasa de flujo de gas g con la ecuacion de Darcy (Ec. 4), se

tiene:
a_ & (ﬂj & (£j=_1,127*103 Ed_P
A (T, \ P A5615 ) A L dx

La constante 1.127*10 es para convertir de las unidades de la ecuacion de

Darcy a unidades de campo.

Separando variables y arreglando productos:

P.T h TP
|: qi: sc_ssc j|J‘dX:_J'
6.328*10°KT A s 52U,

16



Asumiendo constante z y yq en la presion especificada, P1 y P2 e integrando

se tiene:

_ 3.164*10°T_ Ak(P2 - P2)
- P TLzu,

QSC

Donde:

Qsc = tasa de flujo de gas a condiciones estandar, scf/dia
k = permeabilidad, md

T = temperatura, °R

Hg = viscosidad del gas, cp

A = seccion de &rea transversal, pie®

L = longitud total del sistema lineal, pie

Reemplazando Ps.=14.7psi y Tsc=520°R en la anterior ecuacion se tiene:

111.924*10° Ak(P? - P})
TLzp,

Qg Ec. 10

Es importante resaltar que las propiedades del gas z y pg son fuerte funcién
de la presion, pero éstas han sido removidas de la integral para simplificar la
forma final de la ecuacion de flujo de gas. La anterior ecuacion es valida para
aplicaciones cuando la presion es menor a 2000psi. Las propiedades del gas

deben ser evaluadas a una presion promedio como se define a continuacion:
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F)lz + P22

i
Il

Ec.

11

1.3.2.4. Flujo radial de fluidos incompresibles

En un sistema de flujo radial, todos los fluidos se mueven en direccion al
pozo productor desde todas las direcciones. Antes de que el flujo pueda
ocurrir, sin embargo, debe existir un diferencial de presion. De este modo, si
un pozo esta produciendo aceite, lo cual implica un flujo de fluido a través de
la formacion a la cara del pozo, la presidon de la formacion en la cara del pozo
debe ser menor a la presidon de la formacion en algun punto distante del
pozo. La presion de la formacion en la cara del pozo de un pozo productor es

conocida como “bottom-hole flowing pressure (flowing BHP, Py)”.

La Figura 6, ilustra esquematicamente el flujo radial de un fluido
incompresible en direccion a un pozo vertical. La formacion es considerada
con un espesor constante h y una permeabilidad constante k. Debido a que
el fluido es incompresible, la tasa de flujo g debe ser constante en todo el
radio. Ya que la condicion de flujo es estado-estable, el perfil de presién

alrededor del pozo se mantiene constante con el tiempo.

Pws representa la presion del flujo en el fondo del pozo en r, y Pe denota la
presion externa en el radio de drenaje. La ley de Darcy descrita por la
ecuacion 12 puede ser usada para determinar la tasa de flujo en cualquier

radio r segun la ecuacién 13:

18



quA_r_h[apj Ec. 12

u\or
ve 9 _1197%100 K 4P Ec. 13
A udr
Donde:

v = velocidad aparente del fluido, bbl/dia-pie®

q = tasa de flujo en un radio r, bbl/dia

k = permeabilidad, md

A, = seccion de &rea transversal en un radio r, pie’

1.127*10° = factor de conversién para expresar la ecuacion en unidades de

campo.
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Figura 6. Modelo de flujo radial.

ar——0

Centro del
Pozo

h

v

Fuente: AHMED, T. Reservoir Engineering Handbook. Gulf Professional Publishing. 2001.

El signo menos no es requerido para el sistema radial mostrado en la Figura
6, ya que el radio incrementa en la misma direccion de la presién. En otras
palabras, como el radio incrementa a medida que se aleja del pozo, la
presion también incrementa. En cualquier punto en el yacimiento la seccién
de area transversal a través de la cual ocurre el flujo sera el area superficial
de un cilindro, la cual es 2tirh:

k dp

v=d o9 9975100 5
A 2arh u dr

La tasa de flujo para un sistema de crudo es normalmente expresada en
unidades de superficie, stock-tank barrels (STB), mas que en unidades de
yacimiento. Usando el simbolo Q, para representar el flujo de aceite

expresado en STB/dia, entonces:

q = BOQO

20



Donde B, es el factor volumétrico de formacién en bbl/STB. La tasa de flujo

segun la ecuacion de Darcy puede ser expresada en STB/dia:

B, _ 1.127*10°° kdp
27rh U, dr

Integrando la anterior ecuacion entre dos radios r1 y r. donde las presiones

son P4y P, se obtiene:

r2 P2
j( 9 J£=1.127*10—3j K hp Ec. 14
rl 2ﬂh r P1 /UOBO

Para un sistema incompresible en una formacién uniforme, la ecuacién 14

puede ser simplificada a:

&Tﬂ_ 1.127*107°k
27h rl r Ho Bo

P2

[dp

P1
Desarrollando la integral, se tiene:

_ 7.08*10°kh(P, - P,)
1,B, |n(r2/l’1)

Q,

Frecuentemente los dos radios de interés son: el radio del pozo ry y el radio

externo o de drenaje r.. Luego:

~ 7.08*10°kh(P, - P, )

Ec. 15
/'IOBO In(re/rW) C

Q
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Donde:

Qo = tasa de flujo de aceite, STB / dia.

Pe = presion externa, psi

Pws = presion de fondo fluyendo, psi

k = permeabilidad, md

Uo = viscosidad del aceite, cp

B, = factor volumétrico de formacion del aceite, bbl / STB
h = espesor, pie

re = radio externo de drenaje, pie

rw = radio del pozo, pie

El radio externo (de drenaje) re es usualmente determinado del
espaciamiento entre pozos igualando el area del espaciamiento entre pozos

con la de un circulo,

xr, =43560A 6

[ - [43560A Ec. 16
/4

Donde A es el espaciamiento entre pozos en acres.
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En la practica, ni el radio externo ni el radio del pozo son generalmente
conocido con precision. Afortunadamente, estos entran en la ecuacién como

un logaritmo, de modo que el error sera menor que el error en el radio.

La ecuacidon 15 puede ser arreglada para calcular la presién P en cualquier

radio r:

SR L Ec. 17
7.08*10 °kh r

w

1.3.2.5. Flujo radial de fluidos ligeramente compresibles

Crapie et al. (1990) usaron la ecuacion 7 para expresar la dependencia de la
tasa de flujo con la presion para fluidos ligeramente compresibles. Si esta
ecuacion es sustituida en la forma radial de la ley de Darcy se obtiene la

siguiente igualdad:

4Tl olP P gk P
A 27hr p dr

v

Donde qref €s la tasa de flujo a alguna presion de referencia Prer.

Separando las variables en la anterior ecuacion e integrando sobre la

longitud del medio poroso se tiene:

qref/U]e‘dr

P
: dP
—=1.127*10" o
27kh ;T F;m[ 1+ciPref _P)
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7.08*10%kh 1+ C(F’e — P )

qref = In 1—I—C(P -P )
ﬂcln[l’ej wf ref

) |

Donde qer €s la tasa de flujo a alguna presion de referencia Pr.s. Escogiendo

la presion de fondo fluyendo como la presién de referencia y expresando la

tasa de flujo en STB/dia se tiene:

7.08*10°kh
Q, = .
/’10 BOCO In(eJ
I

w

In[1+ Co (Pe - ow )] Ec. 18

Donde:
¢, = coeficiente de compresibilidad isotérmico, psi’
Q, = tasa de flujo de aceite, STB/ dia

k = permeabilidad, md

1.3.2.6. Flujo radial de fluidos compresibles (Gases)

La forma basica diferencial de la ecuacion de Darcy para un flujo laminar
horizontal es valida para describir el flujo de los dos sistemas gases y
liquidos. Para un flujo radial de gas, la ecuacion de Darcy toma la siguiente

forma:

_1.127*107°(2arhk dP
¥ 7 dr

Ec. 19
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Donde:

qqr = tasa de flujo de gas en un radio r, bbl / dia

r = distancia radial, pie
h = espesor de la zona, pie
Ug = viscosidad del gas, cp

P = presion, psi

1.127*10° = constante de conversiéon de unidades Darcy a unidades de

campo

La tasa de flujo de gas es usualmente expresada en scf/dia. Refiriéndose a la

tasa de flujo de gas en condiciones estandar como Qg, la tasa de flujo de gas

Jgr @ Una presion y una temperatura puede ser convertida a condiciones

estandar aplicando la ecuacion de estado de gas real a las dos condiciones:

5.6150,P  Q,P,
ZRT  z_RT

sC sC

P, ZT B
(5.615I’sc j( P JQQ =

Donde:
Psc = presion estandar, psia

Tsc = temperatura estandar, °R

25
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Qg = tasa de flujo de gas, scf/ dia

qqr = tasa de flujo de gas en un radio r, bbl / dia
P = presion en un radio r, psia

T = temperatura del yacimiento, °R

z = factor de compresibilidad del gasa Py T

Zsc = factor de compresibilidad del gas a condiciones estandar =1.0

Combinando las ecuaciones 19 y 20:

P, (E jQ _1.127*10°(2arhk dP
5.615T, \ P )7 1 dr

Asumiendo que Ts=520°R y Ps.=14.7psia:

T
9 ﬂ=0.703 2P dpP Ec. 21
kh ) r My

Integrando la ecuacién 21 desde las condiciones en el pozo (ry y Pws) hasta

cualquier punto en el yacimiento (r y P) se tiene:

r T P
j[ ﬁgjﬁzo.m LZ—P]dP Ec. 22

r By My z

Aplicando las condiciones de la ley de Darcy en la ecuacién 22:
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* Flujo en estado estable el cual requiere que Qg sea constante en

todo el radio

* Formacién homogénea lo cual implica que k y h son constantes

(o oo 2

P
JdP puede ser expandido y se tiene:
Hq?

szjp E ZPJdP !

Hq?

El término I [

Combinando las anteriores ecuaciones se tiene:

(Wi T[22 )

23

P
La integral j(ZP/ ,ugz)dP es llamada potencia del gas real o pseudo-presion

del gas real y es usualmente representada por m(P) o y. Asi que:

m(P)=y = j 2P lgp Ec. 24
My
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La ecuacion 23 puede ser rescrita en términos de la pseudo-presion del gas

real y se tiene:

.
( ﬁg jln&j =0.703(y —y,,) 6

Q,T r
= + In — EC. 25
VYT o703k L

w

La ecuacion 25 indica que una grafica de g vs In(r/ry) dara una linea recta

con pendiente (QgT/0.703kh) y el intercepto sera yy, (Figura 7).

La tasa de flujo de gas es dada exactamente por:

_ 0.703kh(y - v,,)

= Ec. 26
g TIn(r/r,) ¢
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Figura 7. Grafica de g vs In(r/r,).

W

Pendiente = Q,T/(0.703 kh)

Ln (r/r,)

Fuente: AHMED, T. Reservoir Engineering Handbook. Gulf Professional Publishing. 2001.

En el caso particular donde r = re, entonces:

o - 0.703kh(y, —v,,)
’ - T In(re/rw)

Ec. 27

Donde:

Y, = pseudo-presion del gas real evaluada desde 0 a Pe, psi?/ cp
Y,, = pseudo-presion del gas real evaluada desde 0 a P, psi’ / cp
k = permeabilidad, md

re = radio de drenaje, pie
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rw = radio del pozo, pie

Qg = tasa de flujo de gas, scf/ dia.

La tasa de flujo de gas es comunmente expresada en Mscf/dia:

kh(y, —wa)
= e Tw Ec. 28
R 1422T In(r, /r,)) ©

Donde Qg= tasa de flujo de gas, Mscf/dia.

La ecuacion 28 puede ser expresada en términos de la presion promedio del

yacimiento P, en lugar de presion inicial del yacimiento P, como:

_ kh(l//r _l//w)
Q= 14227 [In(r, /r, )-0.5] Ec. 29

Para calcular la integral en la ecuacion 28, los valores de (2P/ugz) son
evaluados para varios valores de presion P. Luego (2P/ugz) contra P es
graficado en escala cartesiana y el area bajo la curva es calculada numérica
o graficamente, donde el area bajo la curva desde P=0 hasta cualquier

presion P representa el valor de g correspondiente a P.

Luego de desarrollar todas las ecuaciones de flujo de fluido en sistemas
lineales y radiales en medios porosos para los diferentes tipos de fluidos que
se pueden presentar en el yacimiento: agua, aceite y gas, es importante

recordar que al aplicar estas en el caso de un pozo productor o inyector se
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debe tener presente la direccion del flujo y el diferencial de presion para

asignar los respectivos signos a las ecuaciones.

1.4. ANALISIS DE LA ECUACION DE FLUJO (Ley de Darcy)

La ley de Darcy ha sido aplicada para describir, con algunas limitaciones, el
movimiento de otros fluidos, incluyendo dos o mas fluidos inmiscibles, en
rocas consolidadas y otros medios porosos. La ley de Darcy establece que la
velocidad de un fluido homogéneo en un medio poroso es proporcional a la

fuerza de empuje e inversamente proporcional a la viscosidad del fluido:

V= —1.127*103£[d—P—0.433ycos a} Ec. 30

| ds
Donde:
v = velocidad aparente, bbls / dia-pie®
k = permeabilidad, milidarcy (md)
u = viscosidad del fluido, cp
P = presion, psia
s = distancia a lo largo de la trayectoria del fluido, pie
y = gravedad especifica del fluido (siempre relativa al agua)

a = angulo medido en direccién contraria a las manecillas del reloj desde la

vertical a la direccion positiva de s.
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El término [i—P—O.4337c03a} representa la fuerza de empuje. Esta puede
S

ser causada por el gradiente de presién y/o el gradiente hidraulico. En
muchos casos de interés, el gradiente hidraulico, casi siempre presente, es
pequefio comparado con el gradiente de presion del fluido y es
frecuentemente despreciado. En otros casos, como yacimientos producidos
por bombeo en los cuales la presion se ha depletado, y yacimientos con
expansion de capa de gas con caracteristicas de un buen drenaje
gravitacional, los gradientes hidraulicos son importantes y deben ser

considerados.

La velocidad aparente, v, es igual a gqB/A donde q es la tasa de flujo
volumétrico en STB/dia, B es el factor volumétrico de formacion y A es la
aparente o total seccion de area transversal de la roca en pies cuadrados
(pie®). En otras palabras, A incluye el area de la roca tanto bien como el area
de los canales porosos. El gradiente de presion del fluido, dp/ds, es tomado
en la misma direccion tanto de v como de q. El signo negativo en frente de la
constante 1.127*10° indica que el flujo es tomado como positivo en la
direccion positiva de s, luego la presién disminuira en esa direccién asi que

la pendiente de dp/ds es negativa (Figura 3).

La ley de Darcy solo aplica en la regién de flujo laminar; en flujo turbulento, el
cual se presenta cuando hay altas velocidades, el gradiente de presion
incrementa en mayor proporcion que la tasa de flujo. Afortunadamente,
excepto en algunos casos donde las tasas de produccion o inyeccidn son

muy grandes en la vecindad a la cara del pozo, el flujo en el yacimiento y en
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la mayoria de pruebas de laboratorio es por definicion, laminar y la ley de

Darcy es valida.

Con el fin de mencionar los regimenes de flujo que se pueden presentar
tanto en la cara del pozo como en el yacimiento, es importante definir el
numero adimensional con el que se trabaja, para definir cada uno de los

regimenes; estos nimeros son:

Reynolds de poro (Rey):

pV poro d poro 4,0V T

Re = = Ec. 31
P H (1_¢)/uavd
Reynolds de particula (Repar):
PV
Re jpy = ——— Ec. 32
U
Reynolds de intersticial (Re;):
V.d Vd
Rei — Yy i~ part — P part EC 33
M du

La razon por la cual se utiliza este Reynolds, es que este, es el que mejor
describe la estructura del medio poroso, al relacionar tres parametros

estructurales, como lo son: el tamafno de la particula indirectamente por
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medio de a,y (area de superficie especifica dinamica), la tortuosidad T y la

porosidad ¢.

De acuerdo a la velocidad de flujo y la naturaleza del medio poroso,
diferentes tipos de patrones de flujo han sido observados para fluidos
Newtonianos. Dybbs y Edwards sugirieron la existencia de 4 distintos

regimenes de flujo:

Régimen Darcy o de flujo lento: en este el flujo es dominado por las
fuerzas viscosas; y, la distribucién de velocidad es determinada por una

geometria local. Finaliza cuando el Re, = 4.3.

Régimen de flujo de inercia o de Forchheimer: se inicia cuando las capas
limites se vuelven mas marcadas y aparecen los nucleos de inercia. El flujo
en este caso, es laminar no lineal estable. Se dice que llega a su final cuando
Rep, = 180.

Régimen de flujo laminar inestable: esta caracterizado por la incidencia de
una estela de oscilaciones y el desarrollo de remolinos. Como criterio

practico, fue propuesto como limite, un Re, = 900.

Régimen de flujo altamente inestable y cadtico: se parece
cualitativamente al flujo turbulento en tuberias y es dominado por remolinos.
Los distintos estudios que se han realizado, aun no coinciden en un limite

para este régimen.

34



En la literatura han sido reportados una gran cantidad de numeros de
Reynolds que delimitan las transiciones entre los diferentes regimenes de
flujo, pero estos valores de Re, son un patron a seguir. Los valores limites
van a depender de las estructuras de los lechos empacados utilizados para
el modelamiento y de la definicion misma del numero de Reynolds (Reynolds

de poro, de particula e intersticial).

Partiendo del analisis de la ecuacion de Darcy se estudiara de la misma
forma que se hizo con la presién, el comportamiento de la velocidad del
fluido a lo largo de la trayectoria del fluido, en un sistema de flujo lineal y uno

de flujo radial.

En el caso del flujo radial, se considera para el analisis del perfil de velocidad
la trayectoria del flujo desde el pozo inyector hasta el pozo productor en un
modelo cilindrico, pero sélo se analizara el flujo en 1/8 de circunferencia
(Figura 8), el cual representa el comportamiento del flujo que se tendria en
un yacimiento en ausencia de heterogeneidades. Para el caso del flujo lineal,
el analisis se realizara sobre un modelo cartesiano idealizado (con la
geometria de un cajon rectangular) donde el area transversal al flujo desde el

pozo inyector hasta el pozo productor se mantiene constante (Figura 9).
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Figura 8. Modelo para el flujo radial.

h= 3&m

Ameglootal ded Gid (ri k) | M4 313 x3
Amreglo cedas acivas (k)

Fuente: Tomado y modificado de Simulador CMG

Para realizar una comparacion entre el comportamiento del perfil de
velocidad en los dos sistemas (lineal y radial), se mantienen iguales las
propiedades de roca y fluido, el volumen poroso, la distancia entre pozos, y
las condiciones de operacion tales como la tasa de inyeccion, presion de
inyeccioén y presion de fondo en el pozo productor, (Tabla 1 y 2).
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Figura 9. Modelo para el flujo lineal.

h=0cm

[ Arreglo del Grid (k)

Vista Areal

Fuente: Tomado y modificado de Simulador CMG.

De la definicion de velocidad aparente (v = gB/A), se puede determinar la
velocidad del fluido en un cualquier punto a través de toda la trayectoria del
flujo entre el pozo inyector y el pozo productor. Se observa que para el flujo
lineal la velocidad tendra un valor constante en cualquier punto de la
trayectoria (Figura 10), ya que se maneja una tasa de inyeccion constante y
debido a que el factor volumeétrico es un valor fijo caracteristico del fluido que
se tiene lo unico que hace variar la velocidad es el area transversal al flujo, la

cual es constante en este caso.
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Tabla 1. Propiedades roca - fluido.

PROPIEDADES ROCA FLUIDO

PROPIEDAD VALOR UNIADES
API 32 °API
Viscosidad Aceite 3 Cp
Porosidad 0.2 Fraccion
Kx, Ky 300 Md
Kz 100 Md
Mojabilidad Neutra
Temperatura Yacimiento 122 °F
Presién de Burbuja 59.21 Psia
VP 176 cm’

Mientras que para el flujo radial la velocidad muestra valores muy altos en la
cercania al pozo inyector y a medida que se aleja de este el valor de la
velocidad empieza a declinar llegando un punto en que esta se hace casi
constante (Figura 10), debido a que la velocidad es inversamente
proporcional al area trasversal, en la cercanias del pozo inyector esta es muy
pequeia y por esto se tienen valores altos de velocidad, mientras que a
medida que el flujo se aleja el area se hace mas grande y la variacion de
esta ya no afecta de manera significativa el valor de la velocidad y es por
esto que en el perfil se puede observar la tendencia de esta a un valor

constante a distancias considerables del pozo inyector.
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Tabla 2. Condiciones de operacion.

CONDICIONES DE OPERACION
PARAMETRO VALOR UNIDADES
Presion de Inyecciéon 2500 Psia
Presiéon de Fondo en el Pozo Productor 1200 Psia
Tasa de Inyeccién 3 cm®/ min

Para obtener el perfil de velocidad radial se hallaron los valores de velocidad
tomando deltas de s de 0.01cm con el fin de que el perfil fuera lo mas exacto

posible. Estos calculos se pueden observar detalladamente en el Anexo A.

Al graficar estos dos comportamientos en el mismo plot, (Figura 10) se
observa que el valor de la velocidad lineal comparado con el de la velocidad
del flujo radial cuando esta presenta la tendencia a ser constante, la
velocidad en el flujo lineal muestra un valor mayor. Luego es importante
aclarar que las altas velocidades en el flujo radial en las cercanias al pozo
inyector se deben unicamente al area transversal tan pequefa en la cara del

pozo comparada con la del yacimiento.

La diferencia entre los dos perfiles de velocidad y su incidencia sobre el
factor de recobro en procesos de inyeccion de agua en pruebas de
laboratorio es el principal objetivo de este estudio. Esto se analizara
mediante modelos de simulacion numérica y se desarrollara en capitulos

posteriores.
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Figura 10. Perfil de velocidad radial y lineal.

PERFIL DE VELOCIDAD

Velocidad Radial (cm/min)
Velocidad Lineal (cm/min)

[] 1 r(cm) 2 3

Radial 1/16 Radial 1/8 Radial 1/4
— ———Lineal 116 Lineal 1/8 — ———Lineal 1/4

1.5. DESPLAZAMIENTO DE FLUIDOS INMISCIBLES

El petréleo crudo no tiene habilidad para salir por si mismo de los poros de la
roca del yacimiento en los cuales se encuentra, mas bien sale por el empuje
de un fluido asociado al petréleo como el gas, o por la acumulacion de otros

fluidos como el agua.

Este proceso, mediante el cual un fluido pasa a ocupar el lugar de otro en un
medio poroso, se conoce como desplazamiento. Generalmente los fluidos

desplazantes son el agua y el gas, y el desplazado el petrdleo.
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Ademas del desplazamiento de petrdleo por el efecto de un fluido en
solucién, el petroleo también puede ser recuperado por un desplazamiento
similar al ocasionado por un piston. Esto se logra con la aplicacion de fuentes
de energia, como es el caso de un yacimiento con empuje por agua o por
una capa de gas; en ambos casos ocurre un desplazamiento inmiscible del
petréleo, bien sea por el avance del acuifero o por la expansién del volumen
de la capa de gas. En operaciones de recuperacion secundaria cuando se
inyecta agua o gas en los yacimientos de petréleo, también ocurre

desplazamientos inmiscibles.

Para que exista el desplazamiento es necesario que el fluido desplazante
disponga de mas energia que el desplazado. A medida que se inyecta el
primero, se va formando un frente de separacion y se comienza a distinguir
dos zonas en el yacimiento; una no invadida, donde se va formando un
banco de petréleo debido al petrdleo que es desplazado hacia delante.
Detras de ese banco se tiene la zona invadida, formada por el fluido

inyectado (agua o gas) y el petréleo remanente.

1.5.1. Tipos de desplazamiento

Como se observa en la Figura 11, el desplazamiento de dos fluidos

inmiscibles en el medio poroso puede ser de dos tipos:

e Pistdn sin fugas

e Pistén con fugas
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Figura 11. Tipos de desplazamiento.

l Lona Lona x l Zona Lonano T
invadida invadida invadids invadids

Piston sin fugas Piston con fugas

En ellos se distinguen dos fases:

La fase inicial o antes de la ruptura, la cual es responsable de casi toda la
produccion del fluido desplazado y donde el fluido producido no contiene

fluido desplazante.

La fase subordinada o después de ruptura, donde existe produccidon de
ambas fases, desplazante y desplazada, considerandose que la primera

arrastra a la segunda por el camino de flujo.

1.5.1.1. Desplazamiento pistén sin fugas

Ocurre cuando el petréleo remanente en la zona invadida no tiene movilidad.
En esta zona la saturacion del fluido desplazante es maxima y la del petréleo
es la residual. Cuando el fluido desplazante llega a los pozos productores, se

dice que se ha producido ruptura.
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1.5.1.2. Desplazamiento pistén con fugas

En este caso el petréleo remanente tiene cierta movilidad y ocurre flujo de las
dos fases en la zona invadida donde la saturaciéon de petréleo es mayor que
la residual. Cuando el fluido desplazante llega a los pozos productores se

siguen produciendo cantidades variables de petréleo.

1.5.2. Mecanismo de deplazamiento

El desplazamiento de un fluido por otro fluido es un proceso de flujo no
continuo, debido a que las saturaciones de los fluidos cambian con el tiempo.
Esto causa cambios en las permeabilidades relativas, en las presiones y en

las viscosidades de las fases.

El mecanismo de desplazamiento de una inyeccibn de agua en un

yacimiento homogeéneo, se puede presentar en cuatro etapas que son:

e Condiciones iniciales (antes de la inyeccion)
e Lainvasion
e Laruptura del agua

e Posterior a la ruptura

La Figura 12 (A, B, C y D) muestra la distribucion de saturacion de los

fluidos durante las diferentes etapas de la invasion.
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1.5.2.1. Condiciones iniciales antes de la invasion

Considerando un yacimiento homogéneo en el cual los fluidos se mueven
horizontalmente. Suponiendo que a través del yacimiento las saturaciones
son constantes y que, al momento de iniciarse la inyeccion de agua, el
yacimiento ha sido producido por agotamiento natural durante la primera fase
de su produccion primaria. Como sucede a menudo, la presion actual del
yacimiento sera menor que la presion de burbuja del petréleo original en el
yacimiento. Existira, pues, una fase de gas presente, la cual de acuerdo con
las suposiciones también sera uniforme a través del yacimiento, tal como se

observa en la Figura 12.A.

Figura 12. Mecanismo de desplazamiento.

Figura 12. A. Distribucion esquematica de los fluidos antes de la inyeccion.

l Pozo Pozo
inyector productor T

Gas inicial

1

Distancia
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1.5.2.2. Lainvasién a un determinado tiempo

El comienzo de la inyeccion de agua esta acompafnado por un aumento de la
presion en el yacimiento, que es mayor alrededor de los pozos inyectores y

declina hacia los pozos productores.

A medida que continua la inyeccion de agua, parte del petroleo se desplaza
hacia delante para formar un banco de petroleo. Este empuja con efectividad
el gas altamente movil hacia delante, aunque bajo ciertas condiciones parte
del gas puede ser atrapado por dicho banco, ocupando un espacio que de
otra manera contendria petrdleo residual. Detras del banco de petrdleo se
forma el banco de agua, donde unicamente estan presentes el agua
inyectada y el petroleo residual (mas el gas atrapado). La Figura 12.B
muestra la distribucién de los fluidos en el yacimiento durante el proceso de

inyeccion de agua.

Figura 12. B. Distribucion esquematica de los fluidos a un cierto tiempo durante la
inyeccion.

l Poza Pozo
inyedor prociuctor T

Distancia
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1.5.2.3. Llene

Todo el gas, excepto el atrapado, se desplaza de la porcion inundada del
yacimiento antes de que se produzca el petrdleo. A esto se le denomina
“llene” y para lograrlo, la acumulaciéon de agua inyectada debe ser igual al

volumen del espacio ocupado por el gas mévil en el yacimiento.

Durante este periodo, parte del gas se redisuelve con el petréleo que va
contactando, mientras que el remanente fluye hacia los pozos productores.
El llene puede representarse por un frente de petréleo que viaja mas rapido
que el frente de agua y detras del cual, la saturacion de gas se encuentra en
su valor residual. La llegada del frente de petréleo a los pozos productores

marca el final del periodo de llene.

Detras del frente de agua, la saturacion de petrleo se va reduciendo
progresivamente a medida que el petrdleo va siendo desplazado por la
corriente de agua, hasta que, finalmente, se alcanza la saturacién de

petroleo residual.

1.5.2.4. Ruptura

Cuando se alcanza el llene, el avance del frente continua, pero la tasa de
produccion de petrdleo aumenta y eventualmente es igual a la tasa de
inyeccion de agua (en términos de volumenes de yacimiento). Si la
saturacion de agua inicial de la formacién es menor que la requerida para
fluir, la produccion del petréleo durante esta fase estara libre de agua. El

comienzo de una produccién significativa de agua es el signo de que se ha
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producido ruptura del frente de agua en el pozo. La Figura 12.C muestra las

saturaciones de los fluidos en el momento en que se alcanza la ruptura.

Figura 12. C. Distribuciéon esquematica de los fluidos en el momento de la ruptura.

l Paozo Paza
inyector product o T

Distancis

1.5.2.5. Posterior a la ruptura

Durante esta etapa, la produccidon de agua aumenta a expensas de la
produccion de petréleo. El recobro gradual del petréleo detras del frente se
obtiene solamente con la circulacion de grandes volumenes de agua Durante
esta fase final de inyeccioén, el area barrida aumentara y esto puede proveer
suficiente produccién de petréleo para justificar la continuacion de la
inyeccion. El proceso finalizara cuando la inyeccion de agua no sea viable
econodmicamente. Finalmente, al llegar la etapa de agotamiento de la
inyeccion de agua, la porcion inundada del yacimiento contendra unicamente
petréleo residual y agua. La Figura 12.D muestra la distribucién final de

saturacion de los fluidos después que concluye la inyeccién de agua.
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Figura 12. D. Distribucién esquematica de los fluidos en el momento del abandono.

l Pozo Pozo T
inyedoar prociuctor

Petralen residual + gas critico

Distancia

1.5.3. Teoria de desplazamiento de Buckley y Leverett

La teoria de Buckley y Leverett para estudiar el desplazamiento de un fluido
no humectante por otro humectante o viceversa, considera dos fluidos
inmiscibles: desplazante y desplazado, y su desarrollo de basa en el
concepto de permeabilidades relativas y en la idea de un desplazamiento tipo
pistdbn con fugas; esto significa que existe una cantidad considerable de
petréleo que queda detras del frente de invasién debido a la superficie
irregular que presenta el medio poroso. La teoria de un desplazamiento tipo
pistdn es sin duda una simplificacion en el caso de un yacimiento sujeto a un
barrido lineal, ya que si bien es cierto que detras del frente existe una region
de flujo de dos fases, esta region es a menudo de extensién limitada y su
influencia resulta insignificante, pues representa menos del 5% del volumen

pOroso.

La mayor limitacion de esta teoria es que se aplica a un sistema lineal, como
es el caso cuando ocurre un empuje natural de agua, una inyeccion periférica

de agua o una expansion de la capa de gas; pero esto no es lo que sucede
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en muchos de los arreglos de pozos existentes en las operaciones de
recuperacion secundaria que no podria simularse en una sola dimensién. Sin
embargo, usando el concepto de eficiencia de barrido, se puede utilizar
algunas técnicas que permiten extender estos calculos a sistemas no

lineales.

La teoria de desplazamiento, ademas de suponer flujo lineal y continuo de
dos fases, también supone la formacién homogénea, con una saturacion de
agua connota constante a lo largo del yacimiento; igualmente se consideran
constantes la tasa de inyeccién y el area perpendicular al flujo. Por ultimo,
supone que, para que existan condiciones de equilibrio, la presion y

temperatura del yacimiento también deben permanecer constantes.

Aunque esta teoria puede aplicarse al desplazamiento de petrdleo con gas o
agua, en sistemas humectados por petroleo o por agua, en la deduccion de
las ecuaciones basicas que se mostrara en el siguiente apartado, solo se
considerara el desplazamiento de petroleo con agua en un sistema mojado
preferencialmente por agua, en cuyo caso, la presidon de desplazamiento

debe ser mayor que la presion de burbuja del aceite in situ.

La formulacion matematica de la teoria desarrollada originalmente por
Leverett, permite determinar la saturacion de la fase desplazante en el frente
de invasion en el sistema lineal. Posteriormente, Welge realizé una extension
que permite calcular la saturacidon promedio de la fase desplazante y la
eficiencia de desplazamiento; ademas, determiné la relacion que existe entre
la saturacion de la fase desplazante en el extremo de salida del sistema y la

cantidad de agua inyectada a ese tiempo.
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1.5.3.1. Ecuacioén de flujo fraccional

El desarrollo de esta ecuacidén se atribuye a Leverett y para deducirla, se
considera un desplazamiento tipo pistén con fugas, en el cual el fluido

desplazado es el petroleo y el desplazante es agua.

Sea el caso general de una formacion homogénea con permeabilidad k y
porosidad @, saturada con petréleo y agua connata, sometida a la inyeccion
de fluidos a una tasa q:. Tal como se muestra en la Figura 13, la formacion
se encuentra inclinada un cierto angulo, a, con respecto a la horizontal y

tiene una longitud L y un area seccional A.

Figura 13. Modelo lineal de una formaciéon sometida a invasion con agua.

>
Zalida de
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s

Como se desea modelar el flujo de dos fluidos inmiscibles a través del medio
poroso, se aplicara la ley de Darcy generalizada para cada uno de los fluidos,

resultando las siguientes ecuaciones:



W= _M[@PW +CprSena] Ec. 34
My \ OX

S = kOA[aP" + CpogSenaj Ec.35
My \ OX

Donde:

qw = tasa de flujo de agua en cm’/seg

qo = tasa de flujo de petréleo en cm®/seg

kw = permeabilidad efectiva al agua en darcy

k, = permeabilidad efectiva al petroleo en darcy

Uw = viscosidad del agua en cp

Uo = viscosidad del agua en cp

A = érea total de la formacion perpendicular al flujo en cm?
dP,, / 0x = gradiente de presion en la fase agua en atm/cm
0P, / ox = gradiente de presion en la fase petréleo en atm/cm

C = factor de conversion=1/(1.0133*10°) que permite expresar en unidades
consistentes el término de gravedad y el término 0P, / ox, cuando las

densidades de los fluidos se expresan en g/cm®
pw = densidad del agua en g/cm’®

po = densidad del petréleo en g/cm’®
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g = aceleracion de la gravedad (= 980 cm/seg2)

a = angulo medido desde la horizontal hacia la direccion de flujo, en sentido

contrario al de las agujas del reloj, en grados (Figura 14).

Figura 14. Direccion de flujo y convencion de signos en yacimientos inclinados.
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Considerando el medio poroso preferencialmente mojado por agua, puede

establecerse por definicion de presion capilar:

P=P-P, Ec. 36

Puesto que P. es una funcion de varias variables, puede diferenciarse
parcialmente la ecuacién 36, para obtener el gradiente de presién capilar en

direccién del flujo; luego:

aPc — al:)o _ aF)w Ec. 37
OX oX  OX
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Sustituyendo 0P, / dx, oP,, / dx de las ecuaciones 34 y 35 en la ecuacién 37

se obtiene:
R, QM Ol 4
¢ =079 _Cp_ gSena + X —-Cp, gSenx
8X kOA pog kWA pwg Ec. 38

Considerando que las condiciones de flujo son las correspondientes al flujo
continuo o estacionario, la tasa de inyeccion total es igual a la suma del flujo

de cada fase, por lo tanto:

d; =9, t 4, dedonde q, =0, — 4, Ec. 39

Sustituyendo g, de la ecuacion 39 en la ecuacion 38 y despejando qu,

resulta:
?(‘/X + %P° ~C(p,, - p, JgSena
T X Ec. 40
Ho  Hu
Ak, Ak,

Multiplicando numerador y denominador del segundo miembro de la
ecuacion 40 por k,A/u, Yy dividiendo ambos miembros entre q;, resulta lo que

por definicién se denomina flujo fraccional de agua, f,.

1+ Ko A [GPC —CApgSena]
OX

f — qtﬂo EC. 41

k
1+07’L1W

Kt
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Donde Ap=p, —p, Ec.42

En unidades de campo, la ecuacién 41 puede expresarse asi:

1+1.127'(°A(a —0.433A7/Sena]
f = Q. 4, X Ec. 43

k
l+ O/LIW

Kty

oP,

En este caso, las permeabilidades deben expresarse en darcy, las
viscosidades en centipoise, el area en pies cuadrados, la tasa de inyeccion

en BPD, el gradiente de presién capilar en Ipc/pie, y la diferencia de

gravedades especificas, Ay =y, —7,, adimensional.

Si la roca es preferencialmente mojada por petréleo, P, =P, —P,, cambia el

signo del termino de 6P / dx en la ecuacion 41 y en este caso se tiene:

1—1.127“@& - 0.433A;/Senaj
T Gt | X Ec. 44
J 14 Kot
Kuit

Si se analiza la ecuacion 44 se observa que existen tres fuerzas que
controlan el flujo fraccional de agua: las fuerzas capilares, las fuerzas

gravitacionales y las fuerzas viscosas.
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Las Fuerzas Capilares aumentan el flujo fraccional y se representan por el

siguiente término:

e

1107 KA | __ox
qIILlO 1+ koyw
Kyt

Las Fuerzas Gravitacionales pueden disminuir o aumentar el flujo fraccional
del agua, dependiendo de si el agua se inyecta buzamiento arriba o

buzamiento abajo y se representan asi:

0.488 KoA AySena
Qc 4o

Ko ity
7N

1+

Las Fuerzas Viscosas dependen de las viscosidades de los fluidos y de las
permeabilidades efectivas al petréleo y al agua, las cuales deben evaluarse a
las respectivas saturaciones de petroleo y agua en puntos dentro de la zona
invadida, de tal manera que S, + S,, = 1. Estas fuerzas se representan en la

ecuacion 4.10 por el término:

14 Koktu

Ky tdo

En todas las ecuaciones de flujo fraccional se observa que la principal

dificultad radica en la determinacion del término dP. / ox. Puesto que la
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expresion o representacion de P en funcion de x no es directamente posible,
en su lugar se acostumbra obtener esta derivada mediante la siguiente

ecuacion:

oP, oP, ,0S,
OoX 0S OX

Ec. 45

w

El primer término a la derecha de esta ecuacién es la pendiente de la curva
de presion capilar, Figura 15.A, y es siempre negativo. El segundo, es la
pendiente del perfil de saturacién de agua en la direccion de flujo, tal como

se muestra en la Figura 15.B.

Figura 15. Curvas de presion capilar y saturaciéon de agua.

Figura 15. A. Curva de presion capilar.
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En estas graficas se observa que dS,, / dx es también negativo. Por lo tanto
dP. / dx es siempre positivo y, en consecuencia, la presencia de un gradiente
de presion capilar tiende a incrementar el flujo fraccional del agua.
Cuantitativamente, es dificil considerar el gradiente de presion capilar aun
cuando se disponga de una curva representativa de presion capilar, ya que
no es posible conocer el perfil de saturacién de agua, pues este es el

resultado que se requiere de los calculos de desplazamiento.

Figura 15. B. Distribucion de saturacion en funcion de la distancia (segun Dake).

1750“\

Sw

Swep-----

La distribucion de saturacién de agua mostrada en la Figura 15.B, que
representa la situacidn después de inyectar un determinado volumen de
agua, es una distribucion del desplazamiento de petrdleo por agua. La figura
muestra que existe un frente de saturacion, en el cual hay una discontinuidad
en la saturacion de agua que aumenta abruptamente desde S, hasta Sy, la
saturacion de agua del frente. Es en este frente de saturacién donde ambas
derivadas de la ecuacion 45 tienen su maximo valor, lo cual es evidente al
analizar las Figuras 15.A y 15.B, y, por lo tanto, dP; / 9x es también maximo.

Detras del frente de invasion existe un crecimiento gradual del f, desde Syt
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hasta el valor maximo (1 — Si). En esta regién es normal considerar que

ambas derivadas dP.; / dSy, y dS, / dx son pequefias y que, por lo tanto,

pueden ser eliminadas en la ecuacién de flujo fraccional. Luego, en general

se supone oP; /ox = 0.

e Ecuaciones simplificadas del flujo fraccional

La Tabla 3 muestra cada uno de los casos que simplifican la ecuacién de

flujo fraccional.

Tabla 3. Ecuaciones simplificadas del flujo fraccional de agua.

CASOS

ECUACION

Avance horizontal del frente de invasidn en yacimientos

horizontales.

En este caso 0 = 0y, ademas, se considera que los efectos
capilares son muy pequefios, 3P, 3% —0

1 . 1
- & f =

Koty Y Febt

" Foi,

Esta ecuacion se conoce como Formla Simplificada del
Flujo Fraccional,

o=

Avance del frente de invasian huzamienta arriba.

Eneste casoq = 0%y, 9P, F & —0

1-0.438 B4 i ysma
. aH

I 1+—k’“
b u

Eneste casoq=80°% Sena=1y 8P, idx -0

1-n4asz A4y
N . S

f=
1+—k’“

LA
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e Curva tipica de flujo fraccional

Tal como lo sefialan Smith y Coob se puede resumir que la ecuacion de flujo
fraccional es una relacion muy importante, pues permite determinar las tasas
de flujo de petrdleo y agua en cualquier punto del sistema de flujo
considerado. Ademas, también incorpora todos los factores que afectan la
eficiencia de desplazamiento de un proyecto de inyeccion de agua, como
son: las propiedades de los fluidos (o, Mw, Po, Pw, Pc), l1as propiedades de la
roca (ko, kw, So, Sw), la tasa de inyeccién (q:), el gradiente de presion (0P; /

ox) y las propiedades estructurales del yacimiento (a, direccion de flujo).

Si la tasa total del flujo es constante, y si se supone que el desplazamiento
de petréleo se lleva a cabo a temperatura constante, entonces las
viscosidades del agua y del petroleo tienen un valor fijo y la ecuacion
simplificada del flujo fraccional es estrictamente funcion de la saturacién de
agua. Para una serie de valores tipicos de permeabilidades relativas, como
se presenta en la Figura 16, la curva de f, vs S,, cuando se hace cero el
gradiente de presidén capilar en la ecuacién 43 tiene forma de S invertida
como se muestra en la Figura 17, con saturaciones limites entre Sy y (1 -
Sor), entre los cuales el flujo fraccional aumenta desde cero hasta uno. La
curva de flujo fraccional es de gran utilidad en la prediccion y analisis del

comportamiento de yacimientos durante una invasion de agua o de gas.
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Figura 16. Curvas de permeabilidades efectivas y relativas en funciéon de Sw. (segln

Dake).
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Figura 17. Curva tipica de flujo fraccional.
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e Factores que afectan el flujo fraccional de agua

La ecuacion de flujo fraccional permite estudiar el efecto de varias variables
del yacimiento sobre la eficiencia de los proyectos de inyeccién. Para tener
una alta eficiencia de desplazamiento y, en consecuencia, una inyeccidén mas
eficiente, se requiere que el flujo fraccional de agua en cualquier punto del
yacimiento sea minimo. A continuacion se analiza la ecuacién 41 para
determinar los efectos de diferentes variables del yacimiento sobre la

eficiencia de desplazamiento.

Efecto del angulo de buzamiento: En la deduccién de la ecuacion 43 se
considero que a es el angulo medido desde la horizontal a la linea que
indica la direccion del flujo. Por lo tanto, el termino gravitacional CApgSena
sera positivo para el desplazamiento de petréleo en la direccion buzamiento
arriba, es decir (0 < a < T); y sera negativo para un desplazamiento
buzamiento abajo (T < a < 21r). Como resultado de esto, si se consideran
todos los demas términos de la ecuacion 43 invariables, el flujo fraccional de
agua para un desplazamiento buzamiento arriba sera menor que para un
desplazamiento buzamiento abajo, ya que, en el primer caso, la gravedad
tiende a disminuir el flujo de agua. La Figura 18 representa el efecto del

angulo de buzamiento.

Presién Capilar: El efecto de la presion capilar sobre el flujo fraccional se
puede analizar considerando la combinacion de las derivadas que se
presentan en la ecuacion 45. Si se consideran en la Figura 15 los puntos de
saturacion (A) y (B), en el grafico de saturacion (Sy) versus distancia (x), y
los mismos puntos en el grafico de presion capilar (P;) versus (Sy), se

observa:
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Luego, como se muestra en la Figura 19, el efecto de la presion capilar es

aumentar el f,.

Es por esto, que en una invasion con agua, es deseable disminuir o eliminar
el gradiente de presién capilar, lo cual puede realizarse alterando la
mojabilidad de la roca o eliminando la tension interfacial entre el petréleo y el

agua.

Figura 18. Flujo fraccional de agua en funcién del angulo de buzamiento.

1 . e e
Buzamiento 7 7,
abajo —

ag=0 f—— a=10

Buzamiento
& ariba

Flujo Fraccional de Agua, fw

o=
swe [/
0 Saturacion de Agua, Sw 1
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Figura 19. Flujo fraccional de agua en funcién del angulo de buzamiento.

1

0

0 Sw 1

Efecto de afiadir el termino de
presion capilar en la ecuacion de
flujo fraccional

Mojabilidad: El desplazamiento de petréleo en una roca mojada por agua es
generalmente mas eficiente que una mojada por petréleo. Esto significa que
la curva de flujo fraccional tiene un valor mas bajo a una determinada

saturacién de agua. La Figura 20 representa el efecto de la mojabilidad.

Tasa de Inyeccion: El efecto de la tasa de inyeccidén depende de si el agua
se mueve buzamiento arriba o buzamiento abajo. Como el objetivo es
minimizar f,, se observa en la ecuacion de flujo fraccional que la tasa de
inyeccion q; debe tener un valor bajo. Si el agua se mueve buzamiento abajo,

sera mejor inyectar a altas tasas.
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Figura 20. Comparacién de las curvas de flujo fraccional, roca mojada por petréleo y
roca mojada por agua.
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Desde un punto de vista practico, la tasa de inyeccién es controlada por la
economia del proyecto y por las limitaciones fisicas del equipo de inyeccién y

del yacimiento. La Figura 21 representa el efecto de la tasa de inyeccion.

Viscosidad del petréleo: Si se inyecta el agua buzamiento arriba y se
considera insignificantes los efectos de presion capilar, el flujo fraccional
aumentara a medida que la viscosidad del petréleo aumente, lo cual conduce
a altos valores de fw y, por consiguiente, a que el desplazamiento de
petréleo sea menor. La Figura 22 representa el efecto de variar la viscosidad

del petroleo.
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Figura 21. Efecto de la tasa de inyeccion sobre el flujo fraccional de agua (segun
Smith).
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Figura 22. Efecto de la viscosidad del petroleo sobre el flujo fraccional de agua

(segun Smith y Coob).
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Viscosidad del agua: Si |la viscosidad del agua aumenta, el flujo fraccional
de agua disminuye y la eficiencia de desplazamiento sera mayor. Este efecto
puede alcanzarse, por ejemplo, con la adicién de ciertos polimeros al agua,
pero hay que tener en cuenta que un aumento de viscosidad puede disminuir

la inyectividad. La Figura 23 representa el efecto de la viscosidad del agua.

Figura 23. Efecto de la viscosidad del agua sobre el flujo fraccional de agua.
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1.5.3.2. Ecuacion de avance frontal o ecuacion de la velocidad del

frente de invasion

En 1942 Buckley y Leverett presentaron la ecuacion basica para describir el
desplazamiento inmiscible en una sola dimension. Si se considera que el
agua esta desplazando el petréleo, la ecuacion determina la velocidad de
avance de un plano de saturacion de agua constante que se mueve a través

de un sistema poroso lineal (como es el caso del equipo coreflooding), en el
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cual se esta inyectando un fluido a una tasa q: Aplicando la ley de
conservacion de la masa al flujo de fluidos (agua y petrdleo) en la direccion x,
a través del elemento de volumen A®Ax de la formacion, representado

esquematicamente en la Figura 24, se tiene:

Figura 24. Esquema del elemento lineal de volumen A ®Ax
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La cantidad de agua que existe en un elemento Ax de la formacion a un

tiempo t, viene dado por:

V, = AgAXS,, Ec. 46
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y la tasa de acumulacion de agua sera el cambio de este volumen de agua
con respecto al tiempo, es decir:
oV, O(AgAxS,) oS

= AgAX—* Ec. 47
ot ot ot

La variacidon del volumen de agua con respecto al tiempo, también puede
calcularse si se hace un balance de materiales para el elemento Ax de la

formacion. Asi se tiene:

Tasade _ _
. Tasade flujo Tasade flujo
acumulacion | = - Ec. 48
queentra quesale
deagua
por lo tanto:
oV, 0
" =[g,], | @)+ S |ax Ec. 49
ﬁt aX X+AX

Igualando las ecuaciones 47 y 49 se obtiene el cambio del volumen de agua
a un determinado tiempo en funcion del cambio experimentado por la fase

agua a ese mismo tiempo:

A¢Ax( S, j = _(ﬁq_wj AX Ec. 50
ot oX ),
pero: q, = f,q, Ec. 51
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y puesto que q; es constante, se puede escribir:
(aq_wj —q, [af—Wj Ec. 52
ox ), oX ),

Sustituyendo la ecuacion 52 en la ecuacion 50, resulta la siguiente expresion:

[aswj =—i(%j Ec. 53
ot ), Agl ox ), '

Esta ecuacion da la saturacion de agua como una funcién del tiempo en el
punto x, dentro del sistema lineal, pero la expresion que se quiere es la de la
saturaciéon de agua como una funciéon de x a un determinado tiempo t. Como
se conoce que S, es, en forma general, una funcion de x y t, se puede

escribir:

S, = F(x,t) Ec. 54

w

Por tanto, si de la ecuaciéon 54 se toma la derivada total de la saturaciéon de

agua, resulta:

ds,, :(GSWJ dx+[aswj dt Ec. 55
ox ), ot ),

Como se desea obtener la distribucién de saturacion en un yacimiento a un
determinado tiempo, es necesario considerar el movimiento de una
saturacion S,, en particular. Entonces, si se fija un valor de S, esto implica

que dS,, = 0y, por consiguiente:
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O:(GSWJ dx+(aSWj dt Ec. 56
aX t,Sw at X, Sw

Si se despeja el cambio de saturacién con tiempo, se tiene:

By ——(%j By Ec. 57
at X,SwW dt Sw GX t,Sw .

Combinando las ecuaciones 53 y 57, se obtiene:

_(%J 0S,, :_i % Ec. 58

dt Sw 8X t,Sw A¢ 8X t,Sw .

Por lo tanto,

(%j _ G (o) ([ ox Ec. 59
dt ), Ag\ ox s\ OS,, Csw '

Como el flujo total es constante, el flujo fraccional no depende del tiempo,

esto implica que:

[afwj [é‘f] Ec. 60
asw t,Sw aSW Sw
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Por consiguiente se obtiene:

VSW:(%) _a (o) _a (o, Ec.61
dt sw A¢ asw Csw Agp G‘SW s

La ecuacion 61 es la ecuacion de la velocidad de un frente de saturacion
constante, la cual implica que, para una tasa constante de inyeccion de agua
(at), la velocidad de avance de un plano de saturacion de agua constante es
directamente proporcional a la derivada de la ecuacion de flujo fraccional
evaluada a esa saturacion. Si se considera insignificante el gradiente de
presion capilar de la ecuacion 41, entonces el flujo fraccional es
estrictamente una funcién de la saturacion de agua, indistintamente de si se
incluye o no el termino de gravedad; de alli, el uso de la diferencial total del

flujo fraccional fy, en la ecuacion de velocidad.

Tal como fue deducida, la féormula de velocidad de avance del frente de
invasion solo se aplica a la zona detras del frente que precisamente
constituye la regidn de interés, puesto que delante del frente se supone que

las saturaciones permanecen constantes.

e Ecuacion de velocidad del frente de avance para flujo radial. Farouq
Ali extendié la teoria de Buckley y Leverett para flujo radial, partiendo de

la ecuacion de avance frontal.

Asi se tiene:
(%j =M 6f—w ; donde t, horas y q, BPD Ec. 62
dt ), 24A¢ \ S, t
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Reemplazando el area por 21rh y x por r, se tiene:

[ﬂj _ 5.615q, ( of, Ec. 63
dt ), 24¢2arh( S, ), '

Como d(r?)=2rdr, la ecuacion 63 toma la forma:

d(r?) 5.615q, ( of, Eo. 64
dt  24z¢h | 0S,, ), '

Como la tasa de inyeccidon es constante, la ecuacion 64 puede escribirse

finalmente como:

(r2)3w: qt—At at Ec. 65
13.42¢n( 0S,, ),

1.6. DESCRIPCION BASICA DEL MODELO FiSICO COREFLOODING

Debido a que este estudio se centra en el analisis comparativo del
comportamiento de sistemas lineales y radiales a escala de laboratorio
sometidos a procesos de inyeccion de agua, mediante simulacion numérica,
estudiar el modelo fisico que permite conocer los parametros operacionales y
fisicos para crear el modelo de simulacién de flujo lineal es esencial en el
desarrollo de este trabajo, y ya que la metodologia que se desarrollara tiene
como fin obtener el factor de recobro de una prueba con flujo radial partiendo

de los datos obtenidos en una prueba de laboratorio desarrollada en un
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sistema de flujo lineal como lo es el coreflooding ratifica la importancia de

conocer las propiedades y funcionamiento de este modelo fisico.

El modelo de laboratorio coreflooding permite llevar a cabo estudios de
recuperacion secundaria y mejorada de crudo, involucrando desplazamientos
de agua, miscibles de gas e inyeccion de polimeros, vapor, didéxido de
carbono o algun quimico especifico. Las pruebas son realizadas a presion y
temperatura de yacimiento sobre corazones compuestos en estado nativo o
restaurado y con un ordenamiento descendente como el mostrado en la

Figura 25.

Figura 25. Arreglo de corazones en el modelo fisico coreflooding para la inyeccion de
agua.

Producida

—3 Volumen de agua

Q agua 5
constante

3 Volumen de aceite
5 Praducido

Fuente: Tomado y modificado de: OVIEDO V., H. A; ROJAS S., A. Y.

Las pruebas se realizan a tasa de inyeccion constante (diferencial de presion
variable), se registran los volumenes de fluidos producidos, el diferencial de
presion y los cortes de agua. Dentro de los objetivos de la prueba se

encuentran, determinar el factor de recobro para diferentes tasas de
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inyeccion escaladas de datos de campo, establecer el tipo de surfactante que
proporciona mejores eficiencias de desplazamiento, estimar eficiencias de

barrido, entre otros.

1.6.1. Descripcién del equipo

Para la realizacion de las pruebas de desplazamiento se emplea el equipo
coreflooding system, esta unidad esta disefada para el modelamiento
unidimensional de procesos de desplazamiento a condiciones de

temperatura y presion de yacimiento, a través de medios porosos.

El equipo permite evaluar factores de recobro y eficiencias de
desplazamiento obtenidos en procesos de recuperacion primaria por empuje
de acuifero, procesos de recobro secundario (inyeccion de agua o inyeccion

de gas) y por métodos de recobro terciario o mejorado.

En el equipo es posible llevar a cabo procesos de desplazamiento a
temperaturas hasta de 150 °C (302 °F), con una presién maxima de trabajo
de 10000 psi y un rango de longitudes del arreglo de nucleos entre 20 y 100
cm (0.6562 y 3.2808 pies). Los procesos que se simulan en el equipo,
cuentan con un registro continuo de las condiciones de prueba y de las
variables involucradas en cada una de las etapas del desplazamiento;
ademas, los datos son medidos y almacenados en tiempo real, lo cual hace

posible un analisis detallado a lo largo de la prueba.

El equipo para modelamiento de flujo lineal coreflooding system aparatos

esta compuesto esencialmente por siete sistemas:
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. Sistema de inyeccion.

. Sistema de calentamiento mdovil.

. Sistema core holder (porta nucleos).

. Sistema de confinamiento.

. Sistema de produccién.

. Sistema de lineas de flujo.

. Sistema de control y adquisicion de datos.

En las Figuras 26 y 27 se muestran el diagrama generalizado y una imagen
del equipo de desplazamiento para flujo lineal respectivamente. A
continuacion, se explicaran los dos sistemas mas importantes para obtener
los datos de propiedades, dimensiones y condiciones de operacion para la
creacion de los modelos de simulacion lineales, el sistema de inyeccion vy el

porta nucleos.

1.6.2. Sistema de inyeccién
Brinda la posibilidad de almacenar el fluido de inyeccion y permite manipular
las tasas de inyeccion coreflooding. A continuacion se describen los

componentes del sistema:

= Bomba de inyeccion. El equipo coreflooding cuenta con una bomba de
inyeccion JEFRI 1000-2-10 MBC. Esta bomba de desplazamiento positivo
controlada por computador, proporciona el flujo por medio de baches o
sefnales de pulso, para transformarlo en flujo continuo. Sus cabezales

trabajan en un rango de 1000 cm®h cuando la presién excede los 5000 psi y
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2000 cm’/h cuando la presion es inferior a 5000 psi. Por lo general, los
caudales empleados a nivel de laboratorio son menores que 120 cm®h.

Presenta una precision del 0.01% del volumen total desplazado.

Figura 26. Diagrama general del equipo de desplazamiento.

Sistema de fnyercida de Fluidos

ITEX:

a
Sistera Movil de
Catentamienta

a

Presidn de
lyercidn

_|Presidn de
Produccidn

verbirden Verfen

Fuente: ROJAS S., A. Y.; OVIEDO V., H. A.

1.6.3. Sistema core holder (porta nucleos)

Es una unidad autbnoma, constituida por un porta nucleos, un sistema de
control de temperatura, el soporte del porta nucleos y accesorios asociados

al sistema. La Tabla 4 muestra algunas especificaciones del porta nucleos.
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Figura 27. Equipo de desplazamiento coreflooding.

Fuente: Laboratorio de recobro mejorado - ICP.

Tabla 4. Especificaciones basicas del porta ntcleos.

CONDICIONES VALORES
Max. presion de trabajo 10000 psi
Max. temperatura de trabajo 150 °C (302 °F)
Diametro del corazén 1 % pulgadas
Max. longitud del corazén 100 cm (3.2808 pies)
Solventes compatibles con el | Benceno, tolueno, tetracloruro de
vitén carbono,hidrocarburos puros y sus mezclas con
agua.

Solventes no compatibles con el | Acetona, etanol, éteres y metanol.

viton

Componentes metalicos Acero inoxidable 316, para las partes que no
estan en contacto con algun fluido y para las que
si lo estan en Hastelloy C-276.

Fluido de confinamiento Agua

Fuente: Tomado y modificado de: DB Robinson Design & Manufacturing Ltd.
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El porta nucleos es la parte principal del equipo ya que en él es donde se
realizan propiamente todas las pruebas de desplazamiento sobre el arreglo
de nucleos, estos ultimos pueden ser consolidados o no consolidados (ver
figura 28). Esta disenado para asegurar que las muestras de corazones
estén correctamente sostenidas por medio de una manga de viton la cual
contiene el arreglo de nucleos que se introduce dentro del cilindro de
confinamiento. El cilindro, a su vez, esta apernado en sus extremos para dar
sello al fluido de confinamiento y asi mantener el arreglo en posicién estable.
Bajo esta configuracién, el arreglo de nucleos puede ser sometido a

esfuerzos similares a aquellos que existen a condiciones de yacimiento.

Figura 28. Sistema del porta nticleos.

e

Fuente: Laboratorio de recobro mejorado - ICP.
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En las tapas apernadas del porta nucleos se tienen un par de difusores.
Estos permiten distribuir los fluidos inyectados y producidos en forma
uniforme por toda el area transversal del arreglo de nucleos. En los extremos
de los difusores se conectan las lineas de entrada y salida de fluidos al

medio poroso.

El equipo permite lograr diferentes posibilidades de orientacion del porta
nucleos mediante una chumacera, ajustando su angulo de inclinacién con
respecto al plano a tierra, es decir, se le puede dar un angulo de buzamiento
al arreglo de nucleos. EI maximo angulo de inclinacién es de 90° hacia arriba
y hacia abajo. Adicionalmente, el arreglo de nucleos puede ser rotado sobre
su eje axial un angulo de 270 grados para evitar el efecto de segregacion
gravitacional. Esto se hace por medio de un motor eléctrico, dos pifiones y

una cadena.
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2. SIMULACION DE LOS SISTEMAS DE FLUJO LINEAL Y RADIAL

La simulacion numérica es una de las herramientas mas sofisticadas con las
que cuenta la industria petrolera para representar de manera confiable los
diferentes eventos y propiedades que caracterizan un yacimiento con el fin
de evaluar el comportamiento actual y futuro del mismo. Sus beneficios se
extienden a aplicaciones de diferentes escalas tales como: pruebas de

laboratorio, pozos, pilotos (sector models) o campos (full field models).

En este caso esta herramienta permite representar el comportamiento de un
proceso de desplazamiento con agua en un equipo de laboratorio y ademas
variar las condiciones de operacion dentro del rango de valores con el que
este puede trabajar, obteniendo los resultados de estos cambios en un
tiempo mucho menor al que se necesitaria en el laboratorio para llevar a
cabo este tipo de variacion de parametros. De igual modo el simulador
también permite crear un modelo de laboratorio en el cual el flujo de los
fluidos sea en direccion radial, pues la mayor parte de las pruebas de
inyeccion de agua a nivel de laboratorio se realizan en modelos fisicos que

trabajan con flujo lineal como es el caso del equipo coreflooding.

2.1. SOFTWARE DE SIMULACION

El software utilizado para simulacién numérica de la prueba de inyeccién de
agua realizada con base en las dimensiones y condiciones de operacion del

equipo coreflooding en el caso del flujo lineal y el modelo fisico scala para el
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caso de flujo radial, fue el simulador IMEX de la familia de simuladores CMG

(Computer Modelling Group).

IMEX es un simulador trifasico de aceite negro implicito/explicito de la
compaiia canadiense Computer Modelling Group Ltd, modela el flujo en
yacimientos de gas, agua-gas, agua-crudo o agua-crudo-gas. Los sistemas
de enmallado pueden ser cartesiano, cilindricos o de profundidad y espesor
variable, construidos a partir del modelo geoldgico. Es posible realizar
configuraciones bidimensionales y tridimensionales con cualquiera de estos
sistemas de enmallados, incluyendo complejas estructuras heterogéneas

falladas.’

El simulador IMEX, modela multiples regiones de equilibrio PVT asi como
tipos de roca y tiene diferentes opciones de permeabilidades relativas.
Independiente del tamafio o la complejidad del yacimiento. A continuacion se

presentan algunas de las aplicaciones del simulador:?

= Deplecion primaria y predicciones de recobro inicial de yacimientos

subsaturados y saturados.
= Estudios de conificacion.

= Recobro secundario; desplazamiento por inyeccion de agua e inyeccion de

gas.

! Computer Modelling Group Ltd. User's Guide IMEX Advanced Qil/Gas Reservoir Simulator. Calgary,
Alberta, Candad. 2005.

2 http://www.cmgroup.com/sopieware/imex.htm.
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= Recobro mejorado; inyeccion miscible y seudo-miscible y procesos WAG.

2.2. METODOLOGIA DE SIMULACION

En este trabajo, se llevd a cabo la siguiente metodologia para realizar la

simulaciéon numérica:

* Adquisicion y revision de los datos. Los datos de entrada deben ser
totalmente confiables y coherentes para que los datos de salida sean de la
mejor calidad. La informacion requerida para el estudio de simulacion
proviene de datos de laboratorio de recobro mejorado del Instituto

Colombiano del Petréleo.

* Descripcion y disefio del modelo de simulacion. En este estudio se pretende
analizar la diferencian entre el Factor de Recobro en un sistema de flujo
radial y uno lineal. Por tal razén, se selecciona un modelo de simulacién
cilindrico usando un dieciseisavo de circunferencia para representar el
modelo radial y un modelo de simulacion cartesiano en el caso del sistema
de flujo lineal, para este ultimo se crearon dos modelos, uno con
desratizacion de las celdas en los tres ejes /, j y k, y otro unidimensional, en
estos tres modelos se tiene un pozo inyector de agua y un pozo productor de
aceite. El disefio de los modelos tiene en cuenta las propiedades promedio
de las muestras de corazén que componen el arreglo de nucleos usados en
el laboratorio y las condiciones de operacion a las que se realizaron los
experimentos. Estas propiedades y condiciones se discutiran en el apartado
2.3.
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* Ejecucion de la simulacion. Se realizan varias corridas con el fin de revisar
la convergencia de los datos y verificar la validez de los datos de entrada de

los modelos construidos, identificando los problemas que estos presenten.

* Ajuste de parametros. Una vez identificados los problemas en la simulacién,

se realiza el ajuste de los parametros respectivos con el objetivo de obtener

resultados confiables.

+ Comparacion y analisis de resultados. Se compara las tendencias del

comportamiento del factor de recobro con los resultados obtenidos en la

simulacion fisica, para posteriormente realizar el analisis de los resultados.

* Analisis de sensibilidad. Se aplica con el fin de identificar los parametros

mas importantes que afectan el proceso a simular. Se realizan diversas
corridas variando los parametros operacionales y de yacimiento involucrados

en el proceso para observar la respuesta de los modelos.

Hay varios puntos que se deben tomar en cuenta cuando se construye un

conjunto de de datos con un sistema de entrada de palabras claves:

a) En el sistema de entrada de palabras claves existen siete grupos de datos

diferentes.

b) Los grupos deberan cefiirse a un determinado orden de entrada:
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Control de Entrada/Salida
Descripcién del yacimiento
Propiedades de los componentes
Datos de roca-fluido de la formacion
Condiciones Iniciales

Control por métodos numéricos

Datos de pozo y datos recurrentes

c) Las palabras claves que pertenecen a cada grupo no pueden aparecer en
ningun otro grupo, salvo donde se haya escrito lo contrario especificamente.
Por lo general esto sucede con datos recurrentes de otras secciones que

pueden ser cambiados en la seccion de “Datos de pozos”.

d) Asimismo es importante prestarle atencién al orden en que se ingresan

algunas palabras claves dentro de un grupo.

En el Apéndice B se muestra en detalle el proceso con los pasos basicos
para realizar simulaciones numeéricas de nivel intermedio, teniendo en cuenta
los parametros mas influyentes en un proceso de desplazamiento con agua a

nivel de laboratorio.
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2.3. CONSTRUCCION DE LOS CASOS BASE DE SIMULACION PARA
LOS MODELOS RADIAL Y LINEAL

Con el fin de determinar las dimensiones, tipo de modelo de simulacion,
propiedades roca-fluido, condiciones de operacién para crear el caso base
de simulacion para los modelos radial y lineal en el que se realizaran los
respectivos analisis de sensibilidad que sean necesarios en el desarrollo de

este estudio, se siguio el siguiente procedimiento:

2.3.1. Determinacion de las dimensiones de los modelos de simulacion

Las dimensiones del modelo radial de simulacion, se seleccionaron teniendo
como base trabajar dentro de el rango bajo el que opera el equipo
coreflooding, refiriéndose a esto, emplear valores similares de volumenes
porosos, propiedades de roca y fluido, tasas de inyeccion, presion de
inyeccion y produccion entre otros; el modelo de simulacion para el caso del
flujo radial es un modelo cilindrico, con un pozo inyector en el centro y un
productor en el extremo del cilindro, para determinar las dimensiones de la
longitud entre pozos y el espesor, se usé un valor promedio entre los valores
maximo y minimo de las longitudes de arreglos de nucleos usadas en el
laboratorio y se determino un espesor con el que se mantuviera un valor del

volumen poroso similar al del coreflooding.

El modelo de simulacion para el caso del flujo lineal es un modelo cartesiano,
lo que en otras palabras se puede sefialar como un cajon rectangular, de tal
forma que lo largo del rectangulo representa la distancia entre el pozo
inyector y el pozo productor que es la misma que en el caso radial lo mismo

que el espesor, y con el fin de mantener el mismo volumen poroso que en el
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caso radial solo se hace necesario calcular el ancho del rectangulo y se

obtienen todas las dimensiones del modelo.

Al calcular el ancho del modelo lineal con el volumen de todo el modelo
cilindrico se observo que el modelo de simulacién para el flujo lineal toma
una forma que no es la indicada para poder representar un flujo lineal ya que
el ancho toma un valor mayor al la distancia entre el pozo inyector y el pozo
productor, como se mostrara mas adelante. Por lo que luego de realizar
varios calculos se determino que en el modelo radial se manejaria solo un
dieciseisavo de circunferencia (1/16), lo cual se sometera a estudio durante
el desarrollo de este trabajo y de esta forma las dimensiones para los
modelos lineal y radial del caso base, se muestran en la Figura 29, Figura
30.

Los calculos de las dimensiones de los modelos radial y lineal empleando
todo el volumen del cilindro y un dieciseisavo de este se muestran a

continuacion:

El volumen poroso del modelo radial es:
VP = ar*hg
VP, = (7)(30)(5)0.2)

VP =2827.43cm’
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Figura 29. Caso base del modelo de simulacién lineal.

h=5cen

Ameglodel Gd (ijh)  RIEICEE]

Lp =30k

Fuente: Tomado y modificado de Simulador CMG

Figura 30. Caso base del modelo de simulacién radial.

Ameglowtad dd Grid (rf k) | 63 x180%3
Arreglo cebdas acivas (rik)

Fuente: Tomado y modificado de Simulador CMG
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Como el volumen poroso en el modelo radial y lineal debe ser igual entonces:

VP, =VP, =2827.43cm’

VP, = L,ahg

Donde Lp=r que es la distancia entre el pozo inyector y el pozo productor, h
que es el espesor y & que es la porosidad también son igual en los dos
modelos, de esta forma la unica variable que se debe determinar para el
modelo lineal es el ancho de este que segun la nomenclatura usada esta

representado por la letra a, asi que:

VP, = L,ahg = 2827.43cm’

o 2827.43
L.hg
_2827.43
30*5*0.2
a =94.25cm

La representacion grafica de las dimensiones de los dos modelos se puede
ver en las Figuras 31 y 32. Debido a que la geometria del modelo lineal no
permite un flujo lineal ya que el ancho del modelo es mayor a la distancia

entre pozos, se determind trabajar con un dieciseisavo de circunferencia para
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que de esta forma el modelo lineal tenga las dimensiones adecuadas y se

pueda representar un flujo lineal.

Figura 31. Dimensiones del modelo para el flujo radial.

Figura 32. Dimensiones del modelo para el flujo lineal.

h=5cm

El calculo de las dimensiones con un dieciseisavo de circunferencia se

muestra a continuacion:

vp. VP, _2827.43

= =176.7cm?
ri/16 16 16

VP, =P, =176.7cm’

r

VP, = Loahg =176.7cm®
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176.7
a=

L.h¢
o, 1767
30*5*0.2
a=5.89cm

Con este ultimo valor calculado para el ancho (a) del modelo lineal las
dimensiones del modelo son las adecuadas para poder representar un flujo
lineal. La representacion grafica de las dimensiones de los dos modelos se

puede ver en las Figuras 29 y 30.

Al realizar la sensibilidad de parametros variando la distancia entre pozos,
cambia el volumen poroso del sistema y el ancho del modelo lineal. Los
respectivos calculos y las dimensiones que adopta cada modelo de acuerdo
a los cambios de este parametro se muestran en detalle en el apartado
24.21

De esta forma el modelo construido para el sistema de flujo lineal, es un
modelo cartesiano, compuesto por un pozo inyector de agua y un pozo
productor de aceite, con 3575 celdas activas (11 x 65 x 5). En la Figura 29
se muestra la configuracion del enmallado y la ubicacién de los pozos; en la
Tabla 7 se presenta la descripcion detallada de éste. Para el modelo de flujo
radial, se construyé un modelo cilindrico con s6lo un dieciseisavo de
circunferencia con celdas activas, también con un pozo inyector de agua y un
pozo productor de aceite, con 3575 celdas activas (65 x 11 x 5), en la Figura

30 se muestra la configuracion del enmallado y la ubicacion de los pozos; en
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la Tabla 7 se presenta una descripcion detallada de este. La determinacion

del arreglo del grid se muestra en detalle en el apartado 2.4.1.

2.3.2. Propiedades roca — fluido

Los valores para las propiedades de la roca (porosidad y permeabilidad) se
escogieron basados en los que se presentan en arreglos de nucleos usados
en las pruebas con el equipo coreflooding; por otra parte los valores que se
emplearon para describir las propiedades del fluido fueron los
representativos de un crudo muerto. En la Tabla 5 se presenta el resumen

de las propiedades tanto para la roca como para el fluido respectivamente.

Tabla 5. Propiedades roca - fluido caso base (1/16 circunferencia).

PROPIEDADES ROCA FLUIDO
PROPIEDAD VALOR | UNIADES
API 32 °API
Viscosidad Aceite 3 cp
Porosidad 0.2 fraccion
Kx, Ky 300 md
Kz 100 md
Mojabilidad Neutra
Temperatura Yacimiento 122 °F
Presién de Burbuja 59.21 psia
VP 176 cm’
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2.3.3. Condiciones de operaciéon

Fueron fijadas teniendo en cuenta las condiciones de operacion minimas y
maximas bajo las cuales trabaja el equipo coreflooding con el fin de hacer
posteriormente la variacion de estas en el caso base de simulacion y luego
poder observar y analizar los resultados de dicha variacién. En primera
instancia se manejo la tasa de inyeccién de agua, variando su valor entre un
rango de 1 cm®min hasta 5cm*/min, para finalmente determinar que la tasa
de inyeccién con la que se trabajaria seria 3cm®min, el analisis que condujo
a escoger esta tasa de inyeccion se muestra en mas detalle en el apartado
2.4.2.3. (Tabla 6).

Tabla 6. Condiciones de operacion caso base (1/16 circunferencia).

CONDICIONES DE OPERACION
PARAMETRO VALOR UNIDADES
Presién de Inyeccion 2500 psia
Presion de Fondo en el Pozo Productor 1200 psia
Tasa de Inyeccioén 3 cm’/min

2.4. CORRIDAS PRELIMINARES

Con el fin de determinar qué parametros influyen en la variacién de la
diferencia del factor de recobro obtenido de una prueba de desplazamiento
con flujo lineal y otra con flujo radial, se realiza una sensibilidad tanto a
propiedades del yacimiento como porosidad, viscosidad del crudo vy
mojabilidad, y a las condiciones de operacion como la tasa de inyeccién y

distancia entre pozos. Ademas de estos se mostrara el enmallado para cada
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caso, ya que el numero de celdas y el arreglo de éstas influyen en la

precision de los datos obtenidos de la simulacion.

2.4.1. Determinacion del arreglo del grid en los modelos lineal y radial

En el caso del modelo que representara el sistema de flujo lineal, se crearon
dos modelos en los que se manejo las misma geometria y propiedades roca
— fluido; en este caso se vario el arreglo de las celdas, ya que el modelo
base para el caso lineal como ya se mencioné es un modelo cartesiano
compuesto por un pozo inyector de agua y un pozo productor de aceite, con
3575 celdas activas (11 x 65 x 5); el segundo modelo lineal también es
cartesiano pero a diferencia del caso base es un modelo 1D. Al realizar el
arreglo de las celdas se mantuvo igual el numero de celdas activas en los

dos modelos que también es el mismo en el modelo radial: 3575.

Luego de analizar los resultados se determind que el desarrollo de este
trabajo se realizaria unicamente entre el modelo lineal discretizado (11 x 65 x
5) y el modelo radial, ya que en el modelo 1D para flujo lineal mostré valores
mayores de factor de recobro que el del modelo discretizado, debido a que el
efecto de desplazamiento que este simula es tipo pistdn sin fuga por lo que la
eficiencia de barrido es mayor y por ende el factor de recobro; sin embargo
en el laboratorio independiente de que el area transversal al flujo sea
constante el desplazamiento no representa en un 100% el generado por uno
tipo piston sin fuga por lo que usar el modelo 1D podria representar un error
por sobre estimacion del factor de recobro. El arreglo del grid para el modelo

lineal y radial se muestra en la Tabla 7.
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2.4.2. Sensibilidad de parametros en los modelos lineal y radial

Para establecer cuales parametros afectan la diferencia de factor de recobro
entre el modelo de flujo radial y lineal (AFR = FRLineal — FRRadial) S€ variaron
tres grupos de propiedades: las que varian el volumen poroso del sistema,
las relacionadas con las propiedades del fluido in situ y las condiciones de

operacion.

Tabla 7. Arreglos de los modelos de simulacion radial y lineal caso base (1/16
circunferencia).

MODELO DIMENSIONES ARREGLO | CELDAS
DEL GRID ACTIVAS
Lp h a
Radial 30cm | 5cm | 1/16Cir 65x11x5 3575
Lineal 30cm | 5cm | 5.89cm 11x65x5 3575

2.4.21.

Sensibilidad del volumen poroso

El factor de recobro depende del volumen de fluido in-place y este a su vez
depende del volumen poroso; en este caso se vario la porosidad (®). Para
la porosidad se manejaron dos valores diferentes al del caso base 0.2, 0.15y
0.25.
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La Figura 33, muestra las curvas de factor de recobro del modelo lineal y
radial obtenidos para el caso base (® = 0.2). En cada curva se presenta el
valor del factor de recobro a 180 minutos de inyeccion de agua y a tiempo de
ruptura (Tabla 9). Para un analisis mas completo en la Tabla 10 se muestra
el valor de factor de recobro a 2.5 volumenes porosos de agua inyectada,
tiempo de ruptura y 230 minutos, correspondientes a cada valor de
porosidad. Ya que el volumen poroso de agua inyectada depende de la tasa
de inyeccién (cm®min), el tiempo (min), y el volumen poroso de la muestra
(cm?®), al variar la porosidad el volumen poroso en cada caso no es el mismo,
por ende el tiempo al que se han inyectado 2.5 volumenes porosos es
diferente (Tabla 8).

Figura 33. Factor de recobro para ® = 0.2

FACTOR DE RECOBRO CASO BASE
70
62,46
/’4
60 S 61,63
——
50
: »/
Ke)
S 40 40,51
g / 34,61
S 30
g B> Tiempo de Ruptura Radial = 20,07 min
g }Tiempode Ruptura Lineal =19,32 min
10
0
0 30 60 90 120 150 180
Tiempo (min)
—Radial —Lineal
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Tabla 8. Tiempo equivalente a 2.5 volimenes porosos inyectados, Sensibilidad ©.

Quny = 3 CMP/MIN

POROSIDAD | VP (CM?) T'E"(',Fl',o (MIN) @2.5
VPiny = ((Qiny)(T))/(VP) INYECTADOS
Caso A 0.15 1325 110.4
Caso B 0.20 176.7 1472
Caso C 0.25 220.9 1841

En la Figura 33 se muestran las curvas de factor de recobro contra el tiempo
para los modelos de flujo lineal y radial; se observa que en el lineal se
recupera mas rapidamente debido a que presenta un desplazamiento tipo
pistdn, lo que hace que la eficiencia de barrido volumétrica sea mayor a la
del modelo de flujo radial el cual no experimenta este tipo de desplazamiento

pues el agua tiene que desplazarse a través de un area transversal variable.

Tabla 9. Tiempos de ruptura sensibilidad porosidad.

TIEMPO DE RUPTURA

(MIN)
Radial Lineal
Caso A 14.75 14.28
CasoB 20.07 19.21
Caso C 24.6 23.7
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Otro factor determinante en el comportamiento de estas curvas es la
velocidad de avance del frente; en el caso radial, como se explicé en el
apéndice A, en las cercanias al pozo inyector se tendran velocidades muy
altas comparadas con la velocidad constante que experimenta el modelo de
flujo lineal, pero debido a que el area en esta zona es tan pequefa el
volumen de fluido que se desplaza es menor al que se esta desplazando en
el modelo lineal en esta misma zona independiente de que la velocidad del
frente sea menor. Cuando el frente del modelo de flujo radial estd a 15 cm. o
mas del pozo inyector, en zonas donde el area transversal al flujo es
proporcional a la que se tiene en el modelo lineal, la velocidad del frente de
flujo radial se hace un menor que la del frente del flujo lineal, lo que retarda la
recuperacion del aceite que se esta barriendo. Este fendbmeno tiene dos
implicaciones, la primera es que en el modelo lineal se recupera mas
rapidamente y la segunda es que el tiempo de ruptura en el modelo lineal

sea menor que en el modelo radial.

Tabla 10. Resultados factor de recobro sensibilidad porosidad.

2.5 VP \nvECTADOS TIEMPO DE RUPTURA 230 MIN
FR@ —
Radial | Lineal Radial Lineal Radial | Lineal
36.8 40.5 64.3 64.6
Caso A 61.2 61.6
0.33 VP, | 0.32 VP, 5.2 VP,
37.6 40.8 63.3 63.7
Caso B 61.3 61.7
0.34 VP, | 0.33 VP, 3.90 VP,
36.9 40.3 62.4 62.8
Caso C 61.3 61.8
0.33 VP, | 0.32 VP, 3.12 VP,
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Analizando los resultados que presenta la Tabla 10, en el primer escenario
donde se muestra el factor de recobro a 2.5 volumenes porosos inyectados,
se observa que para los tres casos A, B y C tanto en el modelo lineal como
en el radial los factores de recobro son aproximadamente iguales; esto se
debe a que la permeabilidad del medio poroso y la viscosidad del fluido in
situ son las mismas para los tres casos, lo que indica que la relacion de
movilidad es la misma; por lo tanto, el volumen de fluido que se desplaza en
cada caso mantiene una relacion directa con el agua que se inyecta, con el
volumen poroso y con el aceite in situ, haciendo que el factor de recobro sea

igual en los tres casos.

Los factores de recobro obtenidos a tiempo de ruptura son casi iguales para
los tres casos debido a que los volumenes porosos inyectados de agua en
cada caso son aproximadamente los mismos y la explicacion es analoga a lo

que sucede en el caso anterior.

Los resultados para el factor de recobro a 230 minutos presentan dos
aspectos importantes para analizar; el primero es que a medida que se
incrementa el volumen poroso el factor de recobro es mayor, sin embargo
este hecho esta ligado a que para cada caso a 230 minutos de prueba se
tiene un mayor numero de volumenes porosos inyectados a medida que el
volumen poroso de la muestra disminuye. El otro aspecto que merece
analisis es que la diferencia entre el factor de recobro en cada caso tanto
para el modelo lineal como para el modelo radial no es muy grande como si
lo es la diferencia entre los volumenes porosos inyectados; esto se debe a
que 230 minutos es un tiempo de prueba muy alto y ya se ha desplazado la

mayoria del aceite movil, en consecuencia el sistema se encuentra a
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condiciones cercanas a la saturacion de aceite residual, por lo que asi se
incrementen considerablemente los volumenes porosos de agua inyectados,
la cantidad de aceite producido sera muy baja y por ende el factor de recobro

no aumentara de manera significativa.

24.2.2. Sensibilidad de las propiedades del aceite

El factor de recobro en un proceso de inyeccion de agua depende
directamente de la viscosidad del crudo, en otras palabras, de la relacion de
movilidad, por esta razon se realiz6é sensibilidad a la viscosidad del crudo,
manejando valores de viscosidad de 10 y 15 cp. La seleccién de estos
valores se hizo debido a que en el caso base se manejo un crudo muerto de
3 cp y hacer una sensibilidad con valores muy cercanos no mostraria mayor
diferencia en los resultados y no permite un analisis relevante para el
estudio. La Figura 33 muestra el comportamiento de las curvas de factor de
recobro para el caso base que para el analisis de la viscosidad representa el
caso de 3 cp; las curvas de factor de recobro para los casos de 10 y 15 cp
presentan las mismas tendencias que las del caso base, como lo muestra la

Figura 34.

De la misma forma que en el analisis de sensibilidad para la porosidad en la
Tabla 12 se muestran el valor de factor de recobro a 2.5 volumenes porosos
inyectados, a tiempo de ruptura y a 230 minutos. Los valores de tiempo de

ruptura para cada caso se presentan en la Tabla 11.
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Figura 34. Factor de recobro para po =10 cp y po =15 cp.
Figura 34.A. Factor de recobro po =10cp  Figura 34.B. Factor de recobro po = 15cp

FACTORDERECOBRO (uo = 10cp) FACTORDE RECOBRO (o = 15¢cp)
60 60

o
S

S
S

20 I/

Factor de Recobro
8
Factor de Recobro

0 30 60 90 120 150 180 0 30 60 90 120 150 180
Tiempo (min) Tiempo (min)
—Radial —Lineal —Radial —Lineal

Tabla 11. Tiempos de ruptura sensibilidad viscosidad del aceite in situ.

TIEMPO DE RUPTURA
(MIN)
Radial Lineal
Caso A (u, =10 cp) 12.86 11.33
Caso B (u, = 3 cp) 20.07 19.21
Caso C (u, =15c¢cp) 11.12 9.54

En la sensibilidad de la viscosidad del aceite in situ, el volumen poroso de la
muestra se mantiene constante y por ende el tiempo en el que se han

inyectado 2.5 volumenes porosos en los tres casos es el mismo.
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Tabla 12. Resultados factor de recobro sensibilidad viscosidad del aceite in situ.

2.5 VP \nvECTADOS TIEMPO DE RUPTURA 230 MIN
FR@ —
Radial | Lineal Radial Lineal Radial | Lineal
22.35 22.80 57.05 57.64
Caso A 53.68 54.32
0.22 VP, | 0.19 VP, 3.90 VP,
37.6 40.8 63.3 63.7
Caso B 61.3 61.7
0.34 VP, | 0.33 VP, 3.90 VP,
18.62 18.65 54.20 54.87
Caso C 50.47 51.18
0.19 VP, | 0.16 VP, 3.90 VP,

A diferencia de los resultados obtenidos en la sensibilidad de porosidad el
cambio de la viscosidad afecta fuertemente el factor de reobro. En el
escenario donde se han inyectado 2.5 volumenes porosos, al aumentar la
viscosidad del aceite in situ disminuye el factor de recobro. Esto se explica
con el hecho de que al aumentar la viscosidad del petroleo, éste disminuira
su movilidad en el medio poroso, permitiéndole al agua moverse mas
facilmente, pero sin realizar un barrido eficiente, por lo que desplaza menor
cantidad de aceite. Después de la ruptura de agua, como en este caso, una
gran cantidad de aceite ha quedado atrapado en los nucleos debido a que el
agua ha ocupado la mayor parte de los canales de flujo en el medio poroso,

lo que también explica el menor factor de recobro.

El tiempo de ruptura disminuye a medida que la viscosidad del aceite in situ

aumenta, esto ocurre debido a que al aumentar la viscosidad del aceite, el
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agua puede moverse mas facilmente ya que la movilidad del petréleo en el
medio poroso disminuye, y de esta forma el agua puede alcanzar mucho mas
rapido el extremo de produccion. A tiempo de ruptura el numero de
volumenes porosos inyectados disminuye a medida que la viscosidad del
aceite in situ aumenta, ya que este valor depende de la tasa de inyeccion, el
volumen poroso y el tiempo, y como los dos primeros son constantes, es el
tiempo de ruptura el que determina los volumenes porosos inyectados por
ende a mayor viscosidad, menor tiempo de ruptura y menor volumenes
porosos inyectados. El factor de recobro a tiempo de ruptura es mayor en el
caso donde la viscosidad del petréleo toma un valor menor y la explicacion
es equivalente a lo que sucede en el caso donde se han inyectado 2.5

volumenes porosos.

En el caso de 230 minutos sin importar que los volumenes porosos de agua
inyectados sean iguales, el factor de recobro aumenta a medida que se
disminuye la viscosidad del aceite, y la explicacion es similar a la presentada

para los casos de 2.5 volumenes porosos inyectados y tiempo de ruptura.

Lo anterior demuestra que cuando las fuerzas capilares y gravitacionales son
despreciables, el factor de recobro y la relacibn agua-aceite estan
determinados sélo por la relacion de movilidad de los fluidos, como lo plantea

la teoria de desplazamiento propuesta por Buckley y Leverett.

A manera de observacion se estudio el efecto del cambio de las curvas de
permeabilidad relativa, es decir de la mojabilidad del sistema, ya que en el
caso base se manejo una mojabilidad neutra, se construyd un sistema

mojado por agua, debido a que en la practica los yacimientos candidatos a
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implementar procesos de desplazamiento mediante inyeccion de agua son
en su mayoria mojados por agua. La Figura 35 muestra las curvas de
permeabilidad relativa para el sistema mojado por agua y para el sistema con

mojabilidad neutra.

Figura 35. Curvas de permeabilidad relativa.

Figura 35.A Sistema mojado por agua Figura 35.B Sistema mojabilidad neutra
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Fuente: Tomado y modificado Simulador CMG

Las curvas de factor de recobro para el sistema lineal y radial del sistema
mojado por agua se presentan en la Figura 36, en esta grafica se muestra el

valor de factor de recobro a tiempo de ruptura y a 180 minutos.

En el sistema mojado por agua se tienen factores de recobro mayores al del
caso base donde se tiene un sistema con mojabilidad neutra ya que en el
primero al ser el agua el fluido que esta adherido a las paredes del sistema

poroso, es mas facil desplazar el aceite in situ con el agua de inyeccion.
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Ademas los cambios en los end points de las curvas de permeabilidad
relativa hace que la relacion de movilidad en el sistema mojado por agua
tome un valor de 1.07 mientras que en el caso del sistema con mojabilidad
neutra la relacion de movilidad agua petroleo es 2, lo que implica que la
eficiencia de la inyeccion de agua sea mayor en el sistema mojado por agua
y por ende se obtenga un mayor factor de recobro que en el sistema con

mojabilidad neutra.

Figura 36. Factor de recobro para el sistema mojado por agua.
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2.4.2.3. Sensibilidad de las condiciones de operaciéon

En este caso se analizaron dos parametros, longitud entre pozos y tasa de

inyeccion, en donde se utilizaron valores normalmente empleados en las
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pruebas de desplazamiento mediante inyeccion de agua realizadas en el
equipo coreflooding. Para la longitud entre pozos se usaron dos valores
diferentes a la del caso base 30 cm, 20y 40 cm. Y en el caso de la tasa de
inyeccién se emplearon valores desde 1 hasta 5 cm® / min, donde

especificamente se trabajaron los siguientes valores: 1, 2, 3, 4 y 5 cm®/ min.

e Sensibilidad longitud entre pozos: Al variar la distancia entre pozos, el
ancho del modelo lineal no es el mismo que el calculado para el caso base.
El calculo del ancho que adopta el modelo lineal al variar la distancia entre

pozos se muestra a continuacion:

Distancia entre pozos (Lp = 20 cm)

El volumen poroso del modelo radial es:

o (X20F()02)

r1/16 — 16

VP,,,s = 78.5cm®

;
Como el volumen poroso en el modelo radial y lineal debe ser igual entonces:

VP, =VP_,s = 78.5cm°

r
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VPLl/lG = LP ah¢

Donde Lp = r que es la distancia entre el pozo inyector y el pozo productor, h
que es el espesor y @ que es la porosidad también son iguales en los dos
modelos; de esta forma la unica variable que se debe determinar para el
modelo lineal es el ancho que segun la nomenclatura usada esta

representado por la letra a, asi que:

VP, .6 = Lpahg = 78.5cm®

,_ 185 _ 785
~ Lhg  (20)5)0.2)

a=3.9cm

Distancia entre pozos (Lp =40 cm)

El volumen poroso del modelo radial es:

e EN0FE02)
16
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VP, =314.16cm*

Como el volumen poroso en el modelo radial y lineal debe ser igual entonces:

VP

r

VPLl/lG = LP ah¢

Igual que en el caso anterior Lp=r, h que es el espesor y ® que es la
porosidad también son igual en los dos modelos, por lo que la Unica variable

que se debe determinar para el modelo lineal es el ancho (a), asi que:

VP, = Loahg =314.16cm’

31416 314.16
~ L.,hg  (40)5)0.2)

a=7.85cm

Los resultados de factor de recobro para los modelos de 20 y 40 cm de
distancia entre pozos se muestran en la Figura 37, el caso de 30 cm es el
caso base y las curvas de factor de recobro se mostraron previamente en la

Figura 33.
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Figura 37. Factor de recobro paraLp=20cm yLp =40 cm.

Figura 37.A Factor de recobro Lp =20 cm Figura 37.B Factor de recobro Lp = 40 cm
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Al variar la distancia entre pozos, varia el volumen poroso del modelo, de la
misma forma que en el cambio de la porosidad, por lo que se hace necesario
analizar el cambio del factor de recobro siguiendo las pautas que se usaron
para la sensibilidad de la porosidad; de esta forma se analizara el factor de
recobro en tres momentos diferentes, cuando se han inyectado 2.5
volumenes porosos, a tiempo de ruptura (Tabla 13) y a 230 minutos. Los

valores para el factor de recobro en cada caso se muestran en |la Tabla 14.

Los resultados que se presentan en la Tabla 14 muestran el mismo
comportamiento que los obtenidos en la sensibilidad de la porosidad, pues al
cambiar la distancia entre pozos o la porosidad lo que se esta variando
implicitamente es el volumen poroso y a su vez el volumen de aceite in situ
desplazable; en el escenario de 2.5 volumenes porosos inyectados se
observa que el factor de recobro lineal en los casos A, B y C son
aproximadamente iguales, y los valores de factor de recobro radial también;
a tiempo de ruptura los valores de factor de recobro y volumenes porosos
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inyectados de los modelos de flujo radial son iguales, lo mismo sucede con
los valores para los modelos de flujo lineal; a 230 minutos el factor de
recobro aumenta al disminuir la distancia entre pozos sin embargo el cambio
del factor de recobro no es tan representativo si se comparan los volumenes
porosos de agua inyectados a este tiempo, los cuales varian en un rango
mas amplio que el que se presentd para la sensibilidad de la porosidad; la
explicacion a estos resultados es la misma que se expuso para el analisis de

la sensibilidad de la porosidad.

Tabla 13. Tiempos de ruptura sensibilidad distancia entre pozos.

TIEMPO DE RUPTURA
(MIN)
Radial Lineal
Caso A (Lp=20cm) 8.89 8.53
Caso B (Lp=30cm) 20.07 19.21
Caso C (Lp=40cm) 35.19 33.95

Como complemento a la Tabla 14, ya que el tiempo al que se han inyectado
2.5 volumenes porosos es diferente pues el volumen poroso de agua
inyectada depende de la tasa de inyeccion (cm®/min), el tiempo (min), y el
volumen poroso de la muestra (cm®), y este Gltimo cambia al variar la
distancia entre pozos, la Tabla 15 muestra el tiempo al que se han inyectado

2.5 volumenes porosos para los tres casos.

109



Tabla 14. Resultados factor de recobro sensibilidad distancia entre pozos.

2.5 VP \nvECTADOS TIEMPO DE RUPTURA 230 MIN
FR@ —
Radial | Lineal Radial Lineal Radial | Lineal
37.5 40.7 65.5 65.7
Caso A 61.0 61.4
0.34 VP, | 0.33 VP, 8.79 VP,
37.6 40.8 63.3 63.7
Caso B 61.3 61.7
0.34 VP, | 0.33 VP, 3.90 VP,
37.1 40.5 60.8 61.3
Caso C 61.4 61.9
0.34 VP, | 0.34 VP, 2.19 VP,

Tabla 15. Tiempo equivalente a 2.5 Volumenes Porosos Inyectados, Sensibilidad Lp.

Quny =3 CM/MIN L (cm) vP (M) T'EN\',';O (MIN) @ 2.5
VPiny = ((Qiny)(T))/(VP) INYECTADOS
Caso A 20 78.5 65.4
Caso B 30 176.7 147.2
Caso C 40 314.2 261.8

e Sensibilidad tasa de inyeccion: El rango de valores para la tasa de
inyeccion de agua empleadas en la sensibilidad va desde 1 hasta 5 cm®/
min, donde se manejaron los siguientes valores, 1, 2, 3, 4 y 5 cm®/ min. En

este punto es preciso mencionar que en el equipo coreflooding normalmente

110



las tasas que se manejan toman un valor maximo de 3 cm®min, pero en este
caso se hizo el estudio hasta 5 cm®min para ver el comportamiento que se

tendria con estos valores.

En la Figura 38 se puede observar el comportamiento del factor de recobro a
diferentes caudales de inyeccién contra tiempo. A mayor caudal de
inyeccion, el aceite se recupera mas rapidamente debido a que se inyecta un
volumen de agua mucho mayor por unidad de tiempo y de esta manera el
aceite es desplazado mas rapido, por ende el tiempo de ruptura es menor al

aumentar el caudal de inyeccién (Tabla 16 ).

Figura 38. Factor de recobro para Qiny =1, 2, 3, 4 y 5 cc/min.

Figura 38.A Factor de recobro radial Figura 38.B Factor de recobro lineal
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Para verificar si la tasa de inyeccion tiene realmente un efecto sobre el factor
de recobro, en la Figura 39 se compara el factor de recobro contra volumen
poroso de agua inyectada. El factor de recobro para cada caudal de

inyeccion es diferente como se observa en la Figura 38 debido a que se han
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inyectado diferentes volumenes de agua y aun no se ha alcanzado la minima
saturacion de aceite remanente. Por otro lado, cuando se han inyectado
volumenes equivalentes de agua, el factor de recobro no se ve afectado por

la tasa de inyeccion, como muestra la Figura 39.

Tabla 16. Tiempos de ruptura de la sensibilidad de la tasa de inyecciéon en el modelo

lineal y radial.

Quy s 1CC/IMIN | 2CC/MIN | 3CC/IMIN | 4CC/MIN | 5CC/MIN
MODELO | | TR (Min) TR (Min) TR (Min) TR (Min) TR (Min)
Radial 61.94 31.08 20.79 15.39 12.47
Lineal 60.00 29.99 20.00 14.82 12.02

Figura 39. Factor de recobro contra VPiny para Qiny =1, 2, 3, 4 y 5 cc/min.

Figura 39.A Factor de recobro radial Figura 39.B Factor de recobro lineal
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Es importante recordar que esta conclusion es valida sé6lo para modelos de
simulacién numérica, pues debido a su simplicidad (celdas con propiedades
homogéneas, frente de saturacion de agua plano, fuerzas capilares y
gravitacionales despreciables, etc.) no puede representar en todos los
aspectos los fenomenos y efectos que se presentan en un modelo fisico de
laboratorio. Sin embargo fendmenos como la canalizaciéon de agua, efectos
de digitacion viscosa, alargamientos del frente de agua (lenguas de agua),
efectos capilares de frontera son muy comunes en los modelos de laboratorio
y todos son fuertemente influenciados por la tasa de inyeccion y la

heterogeneidad de los corazones.

La tasa que se empled en las anteriores sensibilidades (Qiny = 3 cc/min), se
escogid teniendo dos aspectos presentes, el primero fue emplear un valor
que estuviese dentro del rango que se emplea normalmente en las pruebas
de laboratorio y la segunda es que luego de concluir que en la simulacion
numeérica la tasa de inyeccion no afectaba el factor de recobro, lo que se
busco fue manejar la tasa que en el tiempo estabilizara mas rapido con el fin

de disminuir el tiempo de simulacion (Figura 38).

2.4.3. Sensibilidad distancia entre pozos (Lp) contra porosidad (o)

Luego de realizar la sensibilidad de los parametros anteriormente
mencionados se notd que se presentaban dos comportamientos particulares
en los resultados para el factor de recobro, el primero se presenta cuando se
realiza un cambio a las propiedades del fluido insitu (en este caso viscosidad
del aceite) pues el factor de recobro varia de una forma independiente de los
volumenes porosos inyectados, es decir sin importar que se hayan inyectado
el mismo numero de volumenes porosos de agua el factor de recobro para

cada valor de viscosidad presenta un valor diferente; el segundo
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comportamiento se observa cuando se realiza un cambio en alguna
propiedad que modifique el volumen poroso del sistema, pues el factor de
recobro presenta valores aproximadamente iguales cuando se ha inyectado
el mismo volumen poroso de agua, estos comportamientos se pueden

observar claramente al comparar las Tablas 10, 12 y 14.

Debido a esto se estudiaron tres casos en los que se pueda ver como afecta
el arreglo de la distancia entre pozos y la porosidad manteniendo un valor
de volumen poroso igual para cada caso (Figura 40), con el fin de observar
la incidencia de estos arreglos sobre el factor de recobro y el tiempo de

ruptura.

Ya que lo que se quiere analizar es la influencia de variar simultaneamente la
porosidad y la distancia entre pozos sobre el resultado del factor de recobro,
en la Tabla 17 se presentan las condiciones de cada caso. En el Caso 1 se
tiene como referencia la distancia entre pozos que se desea manejar y de
esta forma el parametro que se debe ajustar es el valor de la porosidad para
asi mantener el volumen poroso del caso base; el Caso 2 es el caso base
con el que se ha venido trabajando hasta ahora donde ya tenemos los
valores tanto de porosidad como de distancia entre pozos; en el Caso 3 el
parametro que se debe ajustar para mantener el volumen poroso es la
distancia entre pozo. De esta forma se analizara si al variar estas dos
propiedades aleatoriamente, pero conservando el mismo volumen poroso
(que en otras palabras significa mantener el mismo volumen de
hidrocarburos in situ), se alteran las curvas de factor de recobro y el tiempo
de ruptura de alguna forma en particular o si por el contrario son las mismas

sin importar la combinacion de estos dos parametros.
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Figura 40. Modelos sensibilidad distancia entre pozos (Lp) contra porosidad (o).

VP=176cc
@=0.2

VP=176cc

a=7.8cm
=5.89 cm
4.81 cm

a

a

Lp=40cm Lp =30cm Lp=24.5cm

Fuente: Tomado y modificado de Simulador CMG

Luego de realizar las corridas de estos tres casos se observé que el
comportamiento de la curva de factor de recobro tanto en el modelo de flujo
lineal como en el radial en los tres casos son iguales (Figura 41) sin importar
el arreglo entre porosidad y distancia entre pozos que se tenga, de la misma
forma el tiempo de ruptura tampoco se ve afectado por la variacion
simultanea de estos dos parametros y los valores para un tiempo especifico

se pueden apreciar en la Tabla 17 los cuales estan resaltados con color rojo.
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Tabla 17. Propiedades de los arreglos.

PROPIEDAD CASO 1 CASO 2 CASO 3
Lp 40 cm 30 cm 24.5cm
[ 0.11 0.2 0.3
Mo 3cp 3cp 3cp
VP 176 cm’ 176 cm’ 176 cm®
Tiempo de ruptura 20.00 min 20.07 min 20.60 min
FR radial @ t 62.11 62.01 62.00
FR lineal @t 62.46 62.43 62.33
* t se tomd cuando se habian inyectado aprox. 3 VP (170 min)

El comportamiento de estas curvas de factor de recobro se puede explicar de

una manera muy sencilla, enfocandose en la definicion de factor de recobro,

la cual relaciona el aceite producido sobre el aceite original in situ.

Figura 41. Factor de recobro sensibilidad Lp contra o.

Figura 41.A Factor de recobro radial
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Figura 41.B Factor de recobro lineal
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En cada caso, el volumen de aceite in situ es el mismo debido a que se tiene
el mismo volumen poroso y los mismos end points en las curvas de
permeabilidad relativa; por otro lado, el aceite producido para los tres casos
va hacer el mismo pues se han inyectado volumenes equivalentes de agua,
debido a que la relacion de movilidades y la saturacion promedio de agua
son las misma en los tres caso; sin embargo es importante aclarar que el
perfil de saturacién en cada caso es diferente pues éste varia de acuerdo a
la geometria de cada modelo; considerando el comportamiento de estos dos
parametros, un volumen de agua inyectada desplazara la misma cantidad de
aceite para cualquier caso. De esta forma tanto el aceite producido como el
aceite original in situ en los tres casos son los mismos y por ende el factor de
recobro también. Este resultado abre la posibilidad de trabajar con un
modelo radial de 1/8 de circunferencia manteniendo el mismo volumen
poroso variando la porosidad de tal forma que en el modelo lineal el ancho

no se vea afectado por el incremento del angulo en el modelo radial.

2.4.4. Sensibilidad angulo del modelo radial (6 = 45°)

Del anterior analisis de sensibilidad se determind que las curvas de factor de
recobro lineal y radial no presentan cambios significativos al cambiar la
geometria de los modelos variando simultaneamente la distancia entre pozos
y la porosidad. Por esta razén, se analizé la influencia del angulo en el
modelo radial, empleando un octavo de circunferencia y manteniendo el
volumen poroso del caso base que se ha venido manejando durante el
desarrollo de este trabajo. Para esto, se analizaron tres casos en los que las
condiciones de operacién y las propiedades roca-fluido son las mismas
(excepto la porosidad) que se mencionaron en el apartado 2.3; estos tres

casos se muestran graficamente en la Figura 42 y en la Tabla 18 donde se
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especifican las dimensiones, propiedades del medio poroso que varian en
cada modelo (porosidad y volumen poroso) y el arreglo del grid.

Figura 42. Arreglos de los modelos de simulacién radial y lineal, (andlisis de 6).
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Fuente: Tomado y modificado de Simulador CMG

El caso 1 es el descrito en el apartado 2.3, donde se mantienen iguales todas
las propiedades: distancia entre pozos, espesor, porosidad, volumen poroso,

condiciones de operacion y propiedades del fluido.

En el caso 2 se modifican dos parametros en el modelo radial, el angulo 6
con el fin de trabajar con 1/8 de circunferencia y la porosidad para poder
trabajar el mismo volumen poroso del caso 1. En el modelo lineal para poder
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trabajar con el mismo volumen poroso que en el caso1, se debe ajustar la

porosidad y el ancho del modelo como se muestra en la Figura 42.

Tabla 18. Arreglos de los modelos de simulaciéon radial y lineal, (analisis de 6).

DIMENSIONES ARREGLO | CELDAS
CASO | MODELO
Lp h a VP ® DEL GRID | ACTIVAS
3575
Radial 30cm | 5cm 1/16 Cir 176 cc | 0.2 | 65x180x5
Caso 65x11x5
1
Lineal 30cm | 5cm 5.89 cm 176 cc | 0.2 11x65x5 3575
3600
Radial 30cm | 5cm 1/8 Cir 176 cc | 0.1 | 24x150x5
Caso 24x30x5
2
Lineal 30cm | 5cm 11.78 cm 176 cc | 0.1 20x36x5 3600
3600
Radial 30cm | 5cm 1/8 Cir 353 cc | 0.2 | 24x180x5
Caso 24x30x5
3
Lineal 30cm | 5cm 11.78 cm 353 cc | 0.2 20x36x5 3600

En el caso 3, s6lo se cambia el angulo del modelo radial, pero esto a su vez
implica que en el modelo lineal se ajuste el ancho con el fin de mantener el
mismo volumen poroso en ambos modelos. Debido a que la ® es igual a la

del caso 1, el volumen poroso del caso 3 es dos veces la del caso 1.
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El analisis de estos tres casos no se puede hacer simultaneamente dadas las
condiciones que se estan variando en cada uno. En ese sentido, se comparo

el modelo base (Caso 1) con los otros dos de manera individual.

El analisis del caso 1 con el 3 tiene una limitante para establecer la
incidencia del angulo sobre el factor de recobro y es que el volumen poroso
no es el mismo en los dos casos, por ende el aceite in situ desplazable
tampoco es igual y, debido a que la tasa de inyeccién es la misma, el factor
de recobro se vera afectado mas por la diferencia entre el numero de
volumenes porosos de agua inyectados que por el angulo del modelo radial.
La Figura 43 muestra las curvas de factor de recobro para estos dos casos

tanto en el modelo lineal como en el radial.

Figura 43. Factor de recobro caso 1 y caso 3 (analisis de 0).

FACTOR DE RECOBRO
70
60 e m————— L e
Lo | | e [
=== | = T —
== e T —

o 50 > =
o 7 -
o / .
5] /
& 40 7
S 30 /
o i Fd
© / /
[ / ya

20 ; /,’

/ J
’/ //
10 s
I/ //
0 (I///I
0 30 60 90 120 150 180
Tiempo (min)
— Radial 3 ---Lineal 3 —Radial 1 ----Lineal 1

120



La comparacion del caso 1y el 2 es mas apropiada pues sin importar que la
porosidad no sea la misma, el volumen poroso si es igual en los dos casos,
lo que garantiza que en el modelo radial el unico parametro que afectaria la

curva de factor de recobro seria el angulo 0.

La Figura 44 muestra las curvas de factor de recobro para el modelo radial y
lineal en los dos casos; en esta figura se observa que en el caso 1 se
recupera mas rapido tanto en el modelo de flujo lineal como en el de flujo
radial; esto se debe a que la velocidad de los frentes tanto en el modelo
lineal como en el radial es mayor en el caso 1 que en el 2 pues el area
transversal al flujo es mayor en este ultimo; esto permite concluir que los
modelos mas adecuados para analizar la diferencia de factor de recobro
lineal - radial sean el radial del caso 2 y el lineal del caso 1, con el fin de que
sean lo mas cercano posible a los prototipos que se manejan en el

laboratorio para pruebas de desplazamiento.

Figura 44.Factor de recobro caso 1 y caso 2 (analisis de 0).
Figura 44.A Factor de recobro radial. Figura 44.B Factor de recobro lineal.
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En sistemas de flujo radial los prototipos mas pequefios manejan 1/8 de
circunferencia y para el caso de sistemas de flujo lineal los corazones con los

que se trabajan manejan un didmetro maximo de 2.5 in (6.35 cm).

Figura 45. Modelo de simulacién radial.

h=5cm

lista Areal 1/8 Cir

Arreglo total del Grid (r,8,k) 24x135x5 aductor
Arreglo celdas activas (r,8,k) —5:‘

Fuente: Tomado y modificado de Simulador CMG

De esta forma, los modelos radial y lineal con los que en adelante se
trabajara se muestran en las Figuras 45 y 46, en estos dos modelos la unica
propiedad que cambia es la porosidad, el resto de propiedades roca-fluido y
los parametros de operacién son los mismos que se habian especificado en

la seccioén 2.3.
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Figura 46. Modelo de simulacién lineal.

h=5cm

Arreglo del Grid (i,j,k) EIR&lHE]

Lp=30cm

Fuente: Tomado y modificado de Simulador CMG

Las condiciones de operacion fueron fijadas teniendo en cuenta las
condiciones de operacion minimas y maximas empleadas en el equipo
coreflooding (Tabla 19) y las propiedades roca y fluido en el modelo lineal y
radial son iguales excepto la porosidad, el cual se varia con el fin de tener el

mismo volumen poroso en los dos modelos de flujo (Tabla 20).

El modelo que representa el sistema de flujo lineal, es un arreglo cartesiano,
compuesto por un pozo inyector de agua y un pozo productor de aceite, con
3600 celdas activas (20 x 36 x 5). En la Figura 46 se muestra la
configuracion del enmallado y la ubicacién de los pozos y en la Tabla 21 se

presenta la descripcion detallada de éste.
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Tabla 19. Condiciones de operacién caso base (1/8 circunferencia).

CONDICIONES DE OPERACION
PARAMETRO VALOR | UNIDADES
Presién de Inyeccién 2500 psia
Presién de Fondo en el Pozo Productor | 1200 psia
Tasa de Inyeccion 3 cm’/min

Para el modelo de flujo radial, se construyd un modelo cilindrico con un
octavo de circunferencia con un pozo inyector de agua y un pozo productor
de aceite, con 3600 celdas activas (24 x 30 x 5). La Figura 45 muestra la

configuracion del enmallado y la ubicacién de los pozos y en la Tabla 21 se

presenta una descripcion detallada de este.

Tabla 20. Propiedades roca — fluido caso base (1/8 circunferencia).

PROPIEDADES ROCA FLUIDO

PROPIEDAD VALOR UNIADES
API 32 °API
Viscosidad Aceite 3 cp
Dradial — PLineal 0.1-0.2 fraccion
Kx, Ky 300 md
Kz 100 md
Mojabilidad Neutra
Temperatura Yacimiento 122 °F
Presion de Burbuja 59.21 psia
VP 176 cm’
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Tabla 21. Arreglos de los modelos de simulacién radial y lineal caso base (1/8 de

circunferencia).

DIMENSIONES ARREGLO | CELDAS
MODELO
) h a VP o) DEL GRID | ACTIVAS
3600
Radial 30cm | 5cm 1/8 Cir 176 cc | 0.1 | 24x150x5
24x30x5
Lineal 30cm | 5cm 5.89cm 176 cc | 0.2 20x36x5 3600

La sensibilidad de parametros que se realizd en el apartado 2.4.2 para el
caso con 1/16 de circunferencia se realizaron también para los dos anteriores
modelos (de 1/8 de circunferencia), obteniendo los mismos comportamientos

al variar parametros como volumen poroso, viscosidad del aceite in situ y

tasa de inyeccion.
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3. ANALISIS DE RESULTADOS

Es importante recordar que el objetivo principal de este proyecto es
desarrollar mediante simulacidn numérica, un estudio comparativo que
permita relacionar el comportamiento de sistemas de desplazamiento lineal y
radial a escala de laboratorio, sometidos a procesos de inyeccion de agua.
De manera tal que el paso a seguir es analizar las curvas que describen la
diferencia entre el factor de recobro lineal y radial con el tiempo y como
cambian estas curvas al variar los parametros estudiados en el capitulo

anterior.

3.1. ANALISIS DIFERENCIA FACTOR DE RECOBRO LINEAL - RADIAL

Con el propodsito de analizar la desviacion en el comportamiento del factor de
recobro lineal y radial con el tiempo y ademas buscar una forma de
correlacionar estos dos factores de recobro, ya sea mediante una ecuacién o
graficamente, se mostrara la curva que se obtiene al hacer la diferencia entre
el valor de factor de recobro para el sistema de flujo lineal menos el factor de
recobro de flujo radial; pues como se analiz6 en el capitulo 2 el sistema de
flujo lineal presenta valores mayores de factor de recobro que el sistema de

flujo radial.

La Figura 47, muestra la curva de diferencia de factor de recobro lineal —
radial contra el tiempo, para los modelos de simulacion equivalentes a 1/16 y
1/8 de circunferencia; en los dos casos, la curva se obtiene restando del

valor de factor de recobro lineal, el valor de factor de recobro radial, para
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tiempos iguales. Sin embargo, como se determind en el capitulo anterior,
nuestro caso de analisis sera el modelo en el que se trabaja con un 1/8 de
circunferencia para el caso de flujo radial y su equivalente para el flujo lineal,
por tanto, el cambio que presenta la curva de diferencia de factor de recobro
al variar parametros como volumen poroso, tasa de inyeccién y viscosidad

del aceite in situ sélo se analizaran para este modelo.

Figura 47. Diferencia factor de recobro lineal — radial (1/16 y 1/8 de circunferencia).

DIFERENCIA FR LINEAL - RADIAL

= Tiempo de Ruptura 1/8 = 19,54 min

P Tiempo de Ruptura 1/16 = 20,00 min

FRLineal — FRRadial

AFR

0 30 60 90 120 150 180
Tiempo (min)

—Diferencia FR 1/16 — Diferencia FR 1/8
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En las dos curvas de la Figura 47, se presenta un comportamiento similar
donde se pueden identificar cuatro zonas. En la zona 1 (Figura 48.A) la cual
va desde 0 hasta aproximadamente 2.28 minutos; en los primeros 1.4

minutos, la curva presenta un valor nulo debido a que en este intervalo de
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tiempo no se ha obtenido respuesta del medio a la inyeccion de agua, por lo
tanto el factor de recobro es cero en los dos modelos y por ende la diferencia
de factor de recobro lineal -radial también es cero; a partir de 1.4 minutos, la
curva tiene el comportamiento de una linea recta con una pendiente
pronunciada, en este intervalo de tiempo se alcanza para el caso de 1/8 y
1/16 de circunferencia respectivamente una diferencia de 2.11 y 2.01 para
cada caso. Ademas, la diferencia de factor de recobro lineal-radial se
incrementa de una forma mas marcada que en la zona 2, debido a que, en
este intervalo para el sistema lineal ya se tienen valores de factor de recobro
mientras que el sistema radial aun no presenta un valor significativo
(Figuras 48.B y 48.C).

Figura 48. Diferencia factor de recobro lineal — radial (1/16 y 1/8 de Cir); Zona 1.

Figura 48.A Diferencia factor de recobro lineal — radial; Zona 1
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Figura 48.B Factor de recobro (1/8 Cir) Figura 48.C Factor de recobro (1/16 Cir)
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En la zona 2 que va desde 2.28 minutos hasta tiempo de ruptura (Figura 49)
la curva nuevamente presenta el comportamiento de una linea recta pero con
una pendiente menor a la que presenta la curva en la zona 1, esto se debe a
gue en esta zona de la curva los dos sistemas de flujo ya presentan valores
de factor de recobro. Por otro, lado la explicacién a que la curva sea una
linea recta se da matematicamente, debido a que, en este periodo las dos
curvas de factor de recobro presentan un comportamiento lineal y al restar
dos funciones que estan descritas por el mismo tipo de ecuaciones (en este
caso el de una linea recta), el resultado sera una curva descrita por el mismo

tipo de ecuacion.

En la zona 3 que va desde tiempo de ruptura hasta aproximadamente 150
minutos, la diferencia entre los dos factores de recobro empieza a disminuir
pues en este intervalo de tiempo, el factor de recobro tiende a estabilizarse
en los dos sistemas debido a que luego de ruptura ya se ha desplazado una
gran cantidad de aceite in situ, lo que hace que la produccién de aceite de
los dos sistemas de flujo (lineal y radial) se haga menor y también tienda a

estabilizarse.
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Figura 49. Diferencia factor de recobro lineal — radial (1/16 y 1/8 de Cir); Zona 2.
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En la zona 4 que en este caso va desde 150 minutos hasta el momento en
que se termina la simulacion (300 min), la diferencia de factor de recobro
lineal — radial se hace casi constante y es muy pequenfa; pues las curvas de
factor de recobro ya presentan una tendencia asintotica y debido a que los
dos sistemas estan casi a condiciones de saturacion residual de aceite, el

valor de factor de recobro final en los dos sistemas es casi el mismo.

La curva de diferencia de factor de recobro lineal — radial, como se explicé
esta ligada al comportamiento que tienen los valores de factor de recobro; sin
embargo se mostrara el perfil de saturacién de aceite contra el tiempo, con el

fin de ver la relacion en el comportamiento de estos dos, factor de recobro y
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saturacion de aceite. La Figura 50 muestra el perfil de saturacién de aceite
promedio contra el tiempo, para el sistema equivalente a 1/8 de
circunferencia, donde se puede observar que el sistema lineal tiene un valor

menor a lo largo de todo el tiempo de simulacion.

Figura 50. Perfil de Saturacién de aceite promedio contra tiempo.
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Los perfiles de saturacion promedio contra tiempo, muestran como al inicio
de la inyeccién la diferencia entre los valores de saturacion en los dos
sistemas de flujo es muy pequeio, esto se debe a que a tiempos tempranos
en el sistema lineal el frente de inyeccion es menos estable que en el

sistema radial, pues el area transversal al flujo es mayor; sin embargo, por
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tener una mayor area la cantidad de aceite para desplazar es mayor en el
sistema lineal, lo que minimiza el efecto de que el frente de avance radial sea
mas estable, pues en este intervalo de tiempo y distancia el sistema radial

tiene menor cantidad de aceite para desplazar.

Luego de que el frente de avance en el sistema radial aumenta con la
distancia, lo cual ocurre aproximadamente luego de 10 minutos, la diferencia
de saturaciones de los dos sistemas empieza hacerse mas notable; y de la
misma forma que en la curva de diferencia de factor de recobro, las
saturaciones en el sistema lineal y radial presentan su mayor diferencia a

tiempo de ruptura.

Después de ruptura, la diferencia entre las saturaciones de los dos sistemas
(lineal y radial) empieza a disminuir y a tiempos mayores a 120 min se
observa que la diferencia nuevamente es minima, debido a que los dos
sistemas estan casi llegando a condiciones de saturacion de aceite residual;
y en ese momento de la inyeccion, ya no se tiene en cuenta la influencia del
frente de avance, pues en los dos sistemas ya se presento la irrupcién de

este en el pozo productor.

Para observar el comportamiento de la saturacion con la distancia entre
pozos, y de esta forma complementar el analisis del cambio de la saturacién
de aceite en el medio poroso, la Figura 51.A, C, E presenta los perfiles de
saturaciones contra distancia para el caso equivalente a 1/8 de
circunferencia, obtenidos luego de 2.5 minutos y tiempo de ruptura, vy la
Figura 51.B, D, F, los obtenidos luego de ruptura y de 300 minutos del inicio

de la inyeccidbn de agua. En los dos casos, las graficas muestran la
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saturacion a lo largo de una trayectoria en linea recta entre el pozo inyector y

el pozo productor en tres sectores de cada modelo, en el centro (Figuras

51A y 51B), en el extremo superior (Figuras 51C y 51D), y en el extremo

inferior (Figuras 51E y 51F).

Figura 51. Perfil de Saturacién de aceite contra distancia, modelos lineal y radial.

Figura 51.A Perfiles de So a 2.5 miny Tr
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Figura 51.C Perfiles de So a 2.5 miny Tr
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Figura 51.B Perfiles de So a Tr y 300 min
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Figura 51.D Perfiles de So a Tr y 300 min
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Figura 51.E Perfiles de So a 2.5 miny Tr Figura 51.F Perfiles de So a Tr y 300 min
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Debido a que el simulador solo permite obtener los perfiles de saturacién
contra distancia atraves de una sola celda en una trayectoria en linea recta,
los perfiles de saturacién que se muestran en la Figura 51 sélo dan una
aproximacion de como se comporta el frente de avance, por esta razon, se
tomaron los tres sectores anteriormente mencionados, pues en el centro
donde se tienen ubicados los pozos inyector y productor, se tiene el maximo
potencial del frente de avance de la inyeccion de agua, mientras que los
extremos superior e inferior de cada modelo, son las areas menos barridas

por el frente de avance.

Adicional a los perfiles de saturacion de aceite contra tiempo y distancia
entre pozos mostrados en las Figura 50 y Figura 51; para observar de una
manera mas didactica el cambio de la saturacion de aceite y agua en el
medio poroso, la Figura 52 muestra la distribucion de saturacion en el
sistema lineal y radial equivalente a 1/8 de circunferencia luego de 2.5, 10,

20 y 300 minutos del inicio de la inyeccion.
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Figura 52. Distribucién de saturaciones.

Figura 52.A Distribucion de saturacion de aceite, para los modelos lineal y radial.
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3.2. SENSIBILIDAD DE PARAMETROS

Como se observo en el capitulo dos, las curvas de factor de recobro se ven
afectadas al variar parametros tales como la viscosidad del aceite in situ, la
porosidad, la distancia entre pozos, el volumen poroso, y la tasa de
inyeccion; en esta seccion se analizara el cambio que presenta la curva de
diferencia de factor de recobro lineal — radial, al variar estos parametros. Es

importante recordar que este analisis se realizara unicamente sobre el caso
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equivalente a 1/8 de circunferencia, donde los modelos de simulacién para el
caso lineal y radial son los presentados en las Figuras 45 y 46 y cuyas

dimensiones se especificaron en la Tabla 21.

3.2.1. Sensibilidad del volumen poroso

Para este caso se observaran los resultados obtenidos para dos valores de
volumen poroso, por encima y por debajo del valor del caso base que es 176
cc. Cabe aclarar que en esta sensibilidad los demas parametros tales como
tasa de inyeccion y viscosidad del aceite, permaneceran constantes y seran

los del caso base. (Figura 53).

Figura 53. Diferencia factor de recobro lineal - radial contra tiempo (Sensibilidad VP).
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En la Figura 53 se puede observar como al variar el volumen poroso en los
dos sistemas de flujo, la curva de diferencia de factor de recobro lineal —
radial contra el tiempo, se desplaza tanto en el eje “x” como en el eje “y” pero
presenta la misma tendencia, observando que el pico maximo de todas las
curvas es aproximadamente el mismo y que en este se presenta el momento
de ruptura para cada caso. De esta forma las curvas se desplazan hacia la
derecha en el eje “X” y hacia arriba en el eje “y” (en el eje “y” solo hasta
después de ruptura), al aumentar el volumen poroso. Es importante resaltar
que el volumen poroso se vario con un paso constante (20 cc) con el fin de
observar si las curvas de diferencia de factor de recobro lineal — radial contra
el tiempo, presentaban un parametro que permita correlacionar la variacion
del volumen poroso con el desplazamiento de cada curva. Sin embargo en la
Figura 53 se observa que el desplazamiento de las curvas no es constante

entre ellas.

Con el fin de encontrar una forma de correlacionar el cambio del volumen
poroso con el cambio de la curva de diferencia de factor de recobro lineal —
radial; en la Figura 54 se presenta la curva de diferencia de factor de recobro
lineal — radial contra volumenes porosos de agua inyectados, donde se
observa que las curvas para cada valor de volumen poroso se superponen
casi totalmente, esto se debe a que como se analizo en el capitulo dos, el
factor de recobro es el mismo para cualquier valor de volumen poroso,
siempre y cuando se hayan inyectado el mismo numero de volumenes
porosos de agua, por ende la diferencia entre el factor de recobro lineal y

radial sera también la misma.
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Figura 54. Diferencia factor de recobro lineal radial contra VP inyectados (Sensibilidad
VP)
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3.2.2. Sensibilidad de la viscosidad del aceite

La sensibilidad de la viscosidad del aceite in situ se realizé para valores de
3, 6,9 12y 15 cp, empleando para el caso base 3 cp, como se habia
descrito en el capitulo anterior. Los resultados de la sensibilidad se muestran

en la Figura 55.

En este caso el paso en el que se incremento la viscosidad in situ también
fue constante, aumentando ésta cada 3cp, con el mismo fin que en el caso
de la sensibilidad del volumen poroso, observar si se presenta un parametro
que permita correlacionar el cambio de la viscosidad con el desplazamiento
de la curva de diferencia de factor de recobro lineal — radial.
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Figura 55. Diferencia factor de recobro lineal — radial contra tiempo (Sensibilidad po).
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Como se puede observar en la Figura 55, el comportamiento de las curvas al
variar la viscosidad del aceite in situ, no es el mismo que se presenta al
variar el volumen poroso, pues estas curvas tienen exactamente el mismo
comportamiento hasta tiempo de ruptura, pero la diferencia maxima (que
sigue presentandose en el momento de irrupcion) disminuye a medida que la
viscosidad del aceite se incrementa; sin embargo, después de ruptura el
comportamientos de las curvas decrece mas rapidamente a mayor
viscosidad hasta determinado tiempo, y luego este comportamiento se
invierte; sin embargo, el punto en el que ocurre esto no es similar para las
curvas. En este caso la variacion de las curvas tampoco presenta un

parametro que permita relacionarla con el cambio en la viscosidad.
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Ya que la variacion de la viscosidad tampoco guarda una relacién con el
cambio de la curva de diferencia de factor de recobro lineal — radial contra el
tiempo; se grafico la curva de diferencia de factor de recobro contra
volumenes porosos de agua inyectados(Figura 56); sin embargo, en este
caso las curvas presentan el mismo comportamiento que cuando se grafican
contra el tiempo; esto se debe a que, los volumenes porosos inyectados son
funcidn de la tasa de inyeccion, el volumen poroso y el tiempo, y debido a
que los dos primeros son iguales en todos los casos; los volumenes porosos
inyectados mantienen una relacién directa y constante con el tiempo, lo que

hace que las curvas no cambien.

Figura 56. Diferencia factor de recobro lineal — radial contra VP inyectados
(Sensibilidad po).
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3.2.3. Sensibilidad de la tasa de inyeccién

En este caso se realizd la sensibilidad manejando 3 valores de tasas de
inyeccion, 1, 2 y 3 cc/min. Ya que en el analisis de sensibilidad realizado en
el capitulo dos se observo que al inyectar volumenes equivalentes de agua la
respuesta de factor de recobro era la misma independiente de la tasa de

inyeccion que se utilizara.

En la Figura 57 se puede observar que la variacidon de las curvas de
diferencia de factor de recobro al cambiar la tasa de inyeccién es igual a la
que se observo al realizar la sensibilidad del volumen poroso; de esta forma
las curvas se desplazan hacia la derecha en el eje “x” y hacia arriba en el eje

y” (en el eje “y” solo después de ruptura) al disminuir la tasa de inyeccion,

ademas el pico de la curva se sigue presentando a tiempo de ruptura.

De la misma forma que para los dos casos de sensibilidad anteriores, el
cambio en la tasa de inyeccion no presenta un parametro que permita
correlacionarlo con el movimiento de las curvas de diferencia de factor de

6y, [T ]

recobro lineal — radial contra tiempo, en los ejes “X™ y “y”".

Por otro lado las curvas de diferencia de factor de recobro lineal — radial
contra volumenes porosos de agua inyectados, para la sensibilidad a la tasa
de inyeccion se muestran en la Figura 58, donde igual que en la sensibilidad

del volumen poroso las curvas se superponen casi totalmente.
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Figura 57. Diferencia factor de recobro lineal — radial contra tiempo (Sensibilidad
Qiny).
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Figura 58. Diferencia factor de recobro lineal — radial contra VP inyectados
(Sensibilidad Qiny).
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Analizando el cambio que presentan las curvas de diferencia de factor de
recobro lineal — radial contra VP inyectados, se observa que el unico
parametro que hace cambiar la curva, es la viscosidad del fluido; sin
embargo, la curva presenta dicha variacion frente al cambio en la viscosidad
solo después de ruptura. Consecuentemente con el cambio que experimenta
la curva frente a la variacidén de parametros como el volumen poroso, la tasa
de inyeccion y la viscosidad del fluido, se puede plantear una ecuacién que
describa la diferencia de factor de recobro para cualquier condiciéon de
volumen poroso, tasa de inyeccidén y viscosidad, hasta tiempo de ruptura;
ademas, para determinar el comportamiento de la curva luego de ruptura se
propone dos ecuaciones adicionales, las cuales estan sujetas al valor de
viscosidad del crudo. Con el fin de explicar en detalle cuales y como se
deben emplear estas ecuaciones, con el fin de determinar la diferencia de
factor de recobro lineal — radial y con esta encontrar el factor de recobro que
se obtendria de una prueba con sistema de flujo radial, en el siguiente

apartado se propone una metodologia para dicho fin.

3.3. METODOLOGIA PARA DETERMINAR EL FACTOR DE RECOBRO
DE SISTEMAS RADIALES, MEDIANTE DATOS DE LABORATORIO

Antes de plantear la metodologia que permita determinar el factor de recobro
que se tendria de una prueba con sistema de flujo radial, a partir de datos de
pruebas de laboratorio desarrolladas en sistemas de flujo lineal; se
estableceran las respectivas ecuaciones, con las cuales sera posible
encontrar este factor de recobro radial, junto con los rangos de tiempo y las

condiciones bajo las cuales estas pueden ser usadas.
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Observando las Figuras 54, 56 y 58, la primera ecuacion que se hallara,
permitira determinar la diferencia de factor de recobro lineal — radial como
funcidn de los volumenes porosos inyectados, hasta el momento de ruptura;
sin embargo, es importante notar que, desde el inicio de la inyeccién hasta
ruptura, la curva presenta dos comportamientos, representados por lineas
recta con pendientes diferentes, donde el punto de inflexion se presenta
luego de 0.023 cc de VP inyectado; lo que representa solo el 5,6% del
volumen poroso total inyectado hasta ruptura; este valor tan bajo, nos
permite despreciar el comportamiento inicial de la curva y asumir la segunda
recta como representacion valida de la diferencia del factor de recobro lineal

— radial para cualquier conjunto de condiciones de la prueba.

En la Figura 59 se muestra la curva de diferencia de factor de recobro contra
volumenes porosos inyectados para el caso base (VP = 176 cc; Qiny = 3
cc/min; Yo = 3 cp), desde 0.023 cc de VPiny hasta ruptura (0.41 cc de VPiny),
con la respectiva ecuacion que describe esta parte de la curva. Sin
embargo, esta curva es la misma para cualquier valor de volumen poroso,
tasa de inyeccion y viscosidad; por lo que la ecuacion que la describe, se
puede emplear para hallar |la diferencia de factor de recobro lineal — radial

hasta ruptura.

Luego de ruptura, se deben hacer dos consideraciones importantes, para
determinar las ecuaciones que describen la curva de diferencia de factor de
recobro lineal - radial; la primera, es que la curva no puede describirse
mediante una sola ecuacion de las formas analiticas comunes, por lo que es
necesario plantear dos ecuaciones para describir la curva luego de ruptura;
la segunda consideracion es referente al cambio que presenta la curva luego

de ruptura al variar la viscosidad del aceite pues como muestra la Figura 56,
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las curvas para cada valor de viscosidad no se superponen, como Si ocurre
en los casos donde se varia el volumen poroso y la tasa de inyeccion
(Figuras 54 y 58); con respecto a esta segunda observacion, y con el fin de
simplificar el planteamiento de la metodologia, se plantearan, unicamente
dos ecuaciones basadas en la curva de viscosidad de 9 cp, ya que esta es la
curva intermedia y permite que al emplear las ecuaciones para otros valores
de viscosidad, el porcentaje de error sea menor que si las ecuaciones se
determinaran basadas en alguna de las curvas para los valores extremos, en

este caso 3 0 15 cp.

Figura 59. Curva general de diferencia de factor de recobro lineal - radial contra VPiny
hasta tiempo de ruptura.
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Las ecuaciones para describir la curva de diferencia de factor de recobro
lineal — radial luego de ruptura, se muestran en las Figuras 60 y 61 , en los
dos casos, se tienen ecuaciones de potencia; la primera se podra emplear
desde tiempo de ruptura hasta 2 VPiny, y las segunda desde 2 VPiny en
adelante. Es importante recordar, que estas ecuaciones son aplicables para
un valor de viscosidad de aceite igual a 9 cp; y el porcentaje de error en el
que se infiere al usarlas para diferentes valores de viscosidad de aceite se

especifica en la Tabla 22.

Figura 60. Curva general de diferencia de factor de recobro lineal - radial contra VPiny
desde tiempo de ruptura hasta 2 VPiny.
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Figura 61. Curva general de diferencia de factor de recobro lineal - radial contra VPiny
desde 2 VPiny en adelante.
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Tabla 22. Porcentaje de error al aplicar las ecuaciones para diferentes valores de
viscosidad de aceite.

VISCOSIDAD (CP) %E (ECUACION 1) %E (ECUACION 2)
3 20 44.6
6 8.3 12.5
12 2.7 5.6
15 11.9 5.9

Debido a que, el error que se presenta al usar las ecuaciones que se
determinaron para luego de ruptura es muy alto cuando se tienen valores de

viscosidad bajos como es el caso de 3 cp; en el siguiente apartado se
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presentara una hoja de calculo, la cual contiene una base de datos con las
curvas de diferencia de factor de recobro lineal — radial, para diferentes
casos especificos de viscosidad de aceite, volumen poroso y tasas de

inyeccion.

Par sintetizar, la Tabla 23 muestra las tres ecuaciones de diferencia de
factor de recobro lineal — radial en funcion del VPiny y los respectivos

intervalos en los cuales pueden ser usadas.

Tabla 23. Ecuaciones generales para determinar la diferencia de factor de recobro
lineal - radial.

ECUACION INTERVALO APLICABLE

AFR = 11.893(VPiny)+0.8411 0.023 cc VPiny @ Tiempo de Ruptura

AFR = 2.4517(VPiny)°*" Tiempo de Ruptura @ 2 cc VPiny

AFR = 2.3572(VPiny)*">" Desde 2 cc VPiny, en adelante.

Teniendo claro cuales son, las ecuaciones que permiten hallar la diferencia
de factor de recobro lineal — radial en funcién del VPiny, los rangos y las
condiciones bajo las cuales estas ecuaciones pueden ser empleadas, la
metodologia para calcular el factor de recobro que se obtendria en una
prueba con un sistema de flujo radial, a partir de datos de pruebas de

laboratorio desarrolladas en sistemas de flujo linea, es la siguiente:
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1.

Lo primero que se debe hacer con los datos que se tengan de la
prueba de laboratorio, es identificar los tres intervalos bajo los cuales

es aplicable cada una de las ecuaciones presentadas en la tabla 23.

Con los datos registrados de volumen poroso inyectado de la prueba
de laboratorio, se calcula con la respectiva ecuacién, la diferencia de
factor de recobro (AFR) en funcién de los VPiny. Si el valor de
viscosidad del aceite empleado en la prueba es menor a 6 cp, no se
recomienda emplear las ecuaciones establecidas para tiempos
después de ruptura, ya que el porcentaje de error en el que se
incurrira sera muy alto, para este caso se recomienda hacer uso de la

hoja de calculo que se muestra en el apartado 3.4.

A cada valor de factor de recobro obtenido de la prueba de laboratorio
con flujo lineal, se le resta el valor de diferencia de factor de recobro
lineal — radial (AFR) correspondiente a cada valor de VPiny y de esta
forma se calculan los valores del factor de recobro que se obtendria al
realizar la prueba con un sistema de flujo radial. Es importante
recordar que el valor de factor de recobro obtenido de una prueba
desarrollada en sistema de flujo lineal, siempre es mayor que el que
se tendria en una prueba con flujo radial; por ende al calcular el factor
de recobro radial siempre se debe restar de los datos de laboratorio
este AFR.

Por ultimo se grafican estos datos de factor de recobro radial
calculado contra el VPiny, con el fin de comparar y analizar la
diferencia entre las dos curvas de factor de recobro, la obtenida en el

laboratorio y la calculada, mediante este procedimiento.
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3.4. HERRAMIENTA PARA RELACIONAR EL COMPORTAMIENTO DEL
FACTOR DE RECOBRO DE SISTEMAS LINEALES Y RADIALES

Ya que con los resultados obtenidos de la sensibilidad, no se encontré un
parametro de ajuste que permita proponer una metodologia que relacione la
diferencia entre el factor de recobro lineal y radial con el cambio de alguno
de los parametros anteriormente analizados, a lo largo de toda la prueba, se
creara una herramienta que tenga una base de datos con las curvas de
diferencia de factor de recobro para un rango de volumen poroso, manejando
diferentes viscosidades y diferentes tasas de inyeccién; de tal forma que se
pueda obtener a partir de los datos de factor de recobro de una prueba de
desplazamiento mediante inyeccién de agua en flujo lineal de laboratorio,
una aproximacion de lo que seria el factor de recobro en un sistema de flujo

radial.

La base de datos contara con valores de volumen poroso desde 100 hasta
340 cc con un paso de 20 cc; estos valores se determinaron considerando
las condiciones de operacion en términos de volumen poroso del equipo de

laboratorio coreflooding.

Para correr los modelos de simulacion y poder realizar la sensibilidad en el
volumen poroso, se mantuvo la misma geometria del caso base equivalente
a 1/8 de circunferencia descrito en el capitulo 2 y el parametro que se ajusto
para tener el volumen poroso deseado fue la porosidad. De esta forma los
valores de porosidad empleados en cada modelo, lineal y radial para cada

valor de volumen poroso se muestran en la Tabla 24.
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Luego de crear los modelos lineal y radial para cada valor de volumen
poroso, en cada caso se realizé una sensibilidad a la viscosidad, empleando
valores desde 3 hasta 15 cp con un paso de 3cp y la tasa de inyeccion se
vario usando tres valores 1, 2 y 3 cc/min de tal forma que para cada valor de
volumen poroso se tiene 15 casos variando estos dos parametros, la Tabla
25 muestra un ejemplo de los valores que se tienen para un valor

determinado de volumen poroso.

Tabla 24. Valores de ® en los modelos lineal y radial para la sensibilidad del VP.

VP (CC) ® RADIAL ® LINEAL
100 0.056589 0.113186
120 0.067906 0.135823
140 0.079224 0.158461
160 0.090542 0.181098
180 0.101860 0.203735
200 0.113177 0.226372
220 0.124495 0.249010
240 0.135813 0.271647
260 0.147130 0.294284
280 0.158448 0.316921
300 0.169766 0.339559
320 0.181084 0.362196
340 0.192401 0.384833

Luego de realizar las respectivas corridas de simulacion para cada valor de

volumen poroso, con sus respectivos escenarios, cambiando la viscosidad y
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tasa de inyeccion, se cuenta con un total de 195 casos; de los cuales se
obtuvo mediante la simulacién los respectivos valores de factor de recobro,
para cada uno de ello; de esta forma, esta informacién se empleara para
crear una base de datos, con la que se elaborara una hoja de calculo que
permita ofrecer esta informacion de una forma mas practica. La interfaz de la

macro se muestra en la Figura 62.

Tabla 25. Escenarios para el volumen poroso variando po y Qiny.

VP (CC) | Mo (CP) | Quy (CC/MIN)

1

3 2

3

1

6 2

3

1

100 9 2
3

1

12 2

3

1

15 2

3
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Figura 62. Interface herramienta para relacionar el FR lineal y radial.
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El objetivo de esta herramienta es proporcionar una forma de relacionar el

factor de recobro de una prueba de laboratorio desarrollada en un sistema de
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flujo lineal como las que se desarrollan en el equipo coreflooding, con lo que

se obtendria al realizarla en un sistema de flujo radial.

De esta forma, como se observo en la sensibilidad de parametros, los mas
influyentes en la diferencia entre el factor de recobro de una prueba realizada
en un sistema de flujo lineal y una en flujo radial, es el volumen poroso; que
implicitamente relaciona el aceite in situ; por esta razon, la macro cuenta con
un mayor numero de casos para el volumen poroso; la Tabla 26 relaciona
cada volumen poroso de la base de datos, con el aceite in situ
correspondiente a cada caso; teniendo en cuenta las condiciones de
saturacioén en los end points de las curvas de permeabilidad relativa (Figura
63); las cuales son iguales en todos los modelos de volumen poroso. Cabe
aclara que en los dos sistemas, lineal y radial, el volumen poroso es el

mismo; por tanto, el aceite in situ también.

Figura 63. Curvas de permeabilidad relativa para los modelos de la base de datos.
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Tabla 26. Aceite in situ relacionado a cada valor de volumen poroso.

VP (CC) VPHC (CC)
100 75
120 90
140 105
160 120
180 135
200 150
220 165
240 180
260 195
280 210
300 225
320 240
340 255

En los modelos, el valor de saturacién de agua inicial (Swi), es igual al valor
de saturacion de agua irreducible (Sy;); de esta forma, el calculo del aceite in
situ en cualquiera de los casos de volumen poroso, se realizara como se

muestra a continuacion:

VPHC =VP(1- Swir)

VPHC =100(1- 0.25)
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VPHC =100(0.75)

VPHC =75cc

Al emplear la hoja de calculo y escoger el valor de volumen poroso mas
cercano al que se hubiese empleado en la prueba realizada en el
coreflooding, es también importante emplear el valor que relacione lo mas

cerca posible, el valor del volumen poroso de hidrocarburos.

Antes de describir la forma de emplear la hoja de calculo; es importante,
tener presente que esta se puede ejecutar unicamente bajo el sistema

operativo “Windows Vista”.

Los pasos a seguir para emplear la hoja de célculo son:

1. Escoja el valor de volumen poroso que relacione lo mas cercanamente
posible el aceite in situ, con el que se desarrollé la prueba de
laboratorio.

2. Escoja el valor de viscosidad del aceite con el que fue saturado el
nucleo; aca es importante recordar que hasta tiempo de ruptura, el
comportamiento de la curva de diferencia de factor de recobro tiene el
mismo comportamiento; solo que, la diferencia maxima es menor a
medida que la viscosidad disminuye.

3. El ultimo dato de entrada con que cuenta la hoja de calculo, es el valor
de la tasa de inyeccion; en la hoja de célculo se cuenta con solo tres

valores de tasa de inyeccién 1, 2 y 3 cc/min; sin embargo, la eleccién
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de la tasa de inyeccidon en este caso, sélo afectara qué tan rapido es
la recuperacion de hidrocarburos; pues como se observd en el
simulador, no se presentan los fenomenos que normalmente se
relacionan con la tasa de inyeccion a nivel de pruebas de laboratorio.
Por lo que el usuario puede elegir cualquier tasa de inyeccion y
relacionarlo con los volumenes porosos inyectados. En la base de
datos las pruebas se simularon hasta 300 minutos; tiempo en el que
las curvas de factor de recobro ya han alcanzado un comportamiento
asintotico.

Luego de ingresar los tres datos anteriores, se debe oprimir el boton
‘buscar” para que la hoja de calculo se ubique en la base de datos
respectiva a este conjunto de valores.

Luego de que la hoja de calculo realice esta busqueda internamente,
se habilitara la ventana donde se deben cargar los datos de factor de
recobro y tiempo obtenidos en el laboratorio; para esto, el usuario
debe seleccionar la forma en que ingresara los datos; pues la hoja de
calculo ofrece dos formas; ingresando manualmente las parejas de
datos, en el que se habilitara el botdén “Agregar” o ingresar los datos a
través de un documento .txt, en este caso el botdn que se habilita es
“‘Cargar Datos”. Luego de ingresar los datos la hoja de calculo
confirmara que estos datos han sido cargados.

El siguiente paso es oprimir el boton “Obtener FR”; internamente, la
hoja de calculo realizara la operacion y una nueva ventana de dialogo,
confirmara cuando la operacion haya finalizado.

Después de calcular el factor de recobro, el usuario puede graficar el
factor de recobro con los datos que ingreso en el laboratorio, junto con
el factor de recobro radial; o graficar la curva de diferencia de factor de
recobro con la que se calculo el factor de recobro radial.
Adicionalmente, el usuario puede exportar tanto las graficas de FR y

Diferencia de FR Lineal — Radial con la que se calcul6 el factor de
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recobro radial, como la Tabla de datos que contiene el tiempo, el
factor de recobro de laboratorio que fue anteriormente ingresado y el
factor de recobro radial calculado.

Para exportar la tabla de datos, se debe oprimir el boton “Copiar
Tabla”; enseguida, aparecera una ventana de dialogo confirmando
que “Se ha copiado la tabla FR calculado al portapapeles”; se debe
aceptar el mensaje de la ventana. Para que el usuario pueda
visualizar estos datos, debe abrir cualquier software html. o editor de
archivos planos; luego de abrir el programa que desee, debe ir a
“Edicion” y escoger la opcion “pegar”, y enseguida aparecera la tabla;
luego de esto el usuario podra guardar el archivo en la ruta que el

desee.

10.Para exportar las graficas de FR lineal de laboratorio, FR radial

11.

calculado y Diferencia de FR Lineal —Radial, el usuario debe oprimir el
boton “Exportar Grafica”; enseguida, se abrira la ventana de dialogo
“‘Guardar Como”; en ésta, el usuario podra escoger la ruta donde
quiere guardar la imagen y el formato en el que desee guardarla, para
esto tiene tres opciones: “Imagen Jpg”, “Mapa de Bits” e “Imagen Gif”.

Como valor agregado, en la aplicacion se agregé el boton
“Escalamiento de tasa”; el cual permite escalar la tasa que se empled
en la prueba de laboratorio a la tasa que equivalente en campo; para
esto se debe ingresar: el valor de la tasa de inyeccion de laboratorio
en cc/min, el radio del plug en pulgadas, el radio del pozo en
pulgadas, y el espesor de la formacién en pies; luego de ingresar
estos datos, se debe oprimir el botén “Escalar’ y se obtendra la tasa
de inyeccion en campo en BPD. La tasa se calculo por medio de la

metodologia de escalamiento de Corelab.

12.Finalmente, para salir de la aplicacién de una forma segura el usuario

debe oprimir el botén “Salir”.
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3.5. EJEMPLO PRACTICO

Con el fin de observar los datos que ofrece la macro al implementar datos de
una prueba de laboratorio real, realizada en el equipo coreflooding del
Instituto Colombiano del Petrdleo (ICP), se mostrara a continuacion la
descripcion de la muestra con la que se desarrollé la prueba en el laboratorio

y luego se presentaran los resultados de la hoja de calculo.

3.5.1. Descripcion de la prueba de laboratorio

Para el desarrollo de las pruebas de desplazamiento con nucleos, se utilizd
el "Coreflooding System Apparatus". Este equipo de desplazamiento con
una capacidad para realizar pruebas con arreglos de nucleos hasta de 1
metro de longitud, 10000 psi de presién de trabajo y temperatura de trabajo
de 250° C, fue actualizado y automatizado recientemente. Puede almacenar
todos los datos de presion y temperatura generados durante la prueba en
tiempo real y adicionalmente cuenta con un juego de electro-valvulas y una
bomba de desplazamiento positivo gobernadas a través de un sistema
computarizado, que permite al sistema inyectar los fluidos a tasa controlada,
presién constante y volimenes de inyeccién de 0.01 cm®. El siguiente, es el

procedimiento efectuado para las diferentes pruebas de desplazamiento:

a. Los nucleos seleccionados, son ordenados de mayor a menor
permeabilidad segun los datos presentados por los analisis petrofisicos
basicos y se empacan en una manga de viton; de tal manera, que la
permeabilidad disminuya hacia el extremo de produccion. Entre los
nucleos y los extremos del arreglo, se coloca papel de filtro especial para
disminuir los efectos terminales (Permitir la transmisibilidad de los fluidos).

La manga es ensamblada en el equipo de desplazamiento y el espacio
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anular es llenado con agua como fluido de confinamiento, para evitar que
los fluidos inyectados se desplacen por la pared interna de la manga y la

parte externa del arreglo de nucleos.

Con el fin de garantizar que no quede aire en las lineas o en los nucleos
se hace alto vacio durante cuatro horas a todo el sistema, verificando el
vacio con un medidor (Vacuémetro) en el extremo opuesto a la succion

de la bomba de vacio.

El volumen poroso del arreglo de nucleos (VP) se determina, midiendo el
volumen de saturacién con agua de produccion a temperatura ambiente y
a la presién de trabajo manteniendo la presién de confinamiento 500 psi
por encima de la presion de inyeccidn. Este proceso se realiza paso a
paso hasta las valvulas mas cercanas al inicio del arreglo de nucleos con
el fin de medir con exactitud el volumen en las lineas y el volumen poroso
de los nucleos. Se continua desplazando agua de produccion a una tasa
de 1 cm®min con el equipo en posicion horizontal para determinar la

permeabilidad absoluta al agua de formacion.

Posteriormente, se determina la saturacion de agua irreducible (Swir),
desplazando crudo muerto a una tasa de 1 cm®min a través de los
nucleos con el fin de desplazar toda el agua movil hasta que en
produccion no existiera presencia de agua y asi dejar a condiciones de
Swirr. Para el caso que se va a estudiar se inyectan en total dos VP de
crudo muerto con el equipo en posicidon vertical, desplazando de arriba
hacia abajo permitiendo que la fuerza de gravedad ayude a desplazar el
agua movil; adicionalmente se desplaza 1 VP de crudo muerto con la

inclinacién de la formacion, para medir la permeabilidad efectiva al aceite.
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El equipo saturado con crudo muerto se deja durante siete dias con el fin
de restaurar (Tiempo recomendado por la literatura y el sugerido por el
ICP segun estudios anteriores de analisis especiales). Los fluidos
producidos en los desplazamientos son recolectados en zanahorias de
100 cm®, luego son sometidos a bafio de Maria y posteriormente a
centrifugacion para poder contabilizar el volumen exacto de agua

producida y asi determinar la Swir.

El sistema se lleva a temperatura de yacimiento y a la presién de trabajo
del sistema o contrapresion (Back-Pressure), se desplazan 1.2 VP de
crudo recombinado a una tasa de 1 cm*min midiendo el volumen de gas
producido en un gasémetro y el liquido producido en zanahorias de 15 ml
para determinar el GOR. El arreglo se deja 2 horas saturado con crudo
vivo para permitir la restauracion final del medio poroso y obtener las

condiciones de yacimiento.

Posteriormente, se inicia la prueba de inyeccion continua de agua a la
tasa escalada de los valores de campo, la cual es tomada como curva
base de comparacion de la eficiencia de las técnicas a evaluar en el

proyecto.

Luego, se desplazan 3 VP de crudo muerto (Drenaje) a una tasa de
inyeccion bastante baja y el equipo en posicion vertical e inyectando por
la parte superior con la contrapresion en linea con el fin de dejar el

arreglo a condicién de saturacion de agua irreducible (Swirr).
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h. Seguidamente, se desplazaron 1.5 VP de crudo vivo para dejar
nuevamente el sistema a condiciones de prueba. Este item se repite

después de cada prueba de desplazamiento.

3.5.2. Propiedades del arreglo de nucleos empleados en la prueba

Con el fin de obtener muestras representativas del medio poroso del
yacimiento, se decidi6 de comun acuerdo con el personal encargado del
desarrollo del Campo A, tener en cuenta las principales arenas productoras,
asi como la conectividad de éstas con las arenas de los pozos inyectores.
Debido a que algunos nucleos presentaban fracturas naturales que fueron
observadas después de la limpieza con tolueno y a que otros tienen
permeabilidades por fuera del rango de permeabilidades promedio de las
arenas de interés se escogieron finalmente los nucleos que se presentan en
la Tabla 27 para el montaje del set de nucleos. Las condiciones de trabajo

para las pruebas de desplazamiento, fueron definidas asi:

Presién de yacimiento (PSlI): 3500
Temperatura de yacimiento (°F): 250
BSW actual: 85%
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Tabla 27- Propiedades Petrofisicas basicas de los nucleos del Campo A.

LONGITUD | DIAMETRO DGE::L%:D ® VP PIESLIIEQ“BAIBLIIE[;%D PiT_M: QE'(LI\:I% ?D

(cm) (cm) (GRICC) (%) cc (MD)

5.959 3.797 2.657 22.4 15.11 101 108
5.644 3.738 2.666 19.5 12.08 104 112
6.064 3.736 2.668 21.3 14.16 210 223
5.892 3.762 2.667 19.7 12.90 223 237
6.096 3.783 2.656 23.7 16.24 116 121
5.778 3.803 2.656 21.4 14.04 103 109
6.222 3.788 2.656 18.7 13.11 214 228
41.65 21.32 | 97.65 137.43 145.71

Fuente: Laboratorio de Recobro Mejorado — Divisién de Servicios Técnicos — ICP

De acuerdo al procedimiento presentado en el apartado 3.4.1. se determino

el volumen poroso y la Swir; estos valores son presentados en |la Tabla 28.

La inyeccion de agua se realizé a una tasa de 1.22 cm®min y se escogié en

comun acuerdo con el personal encargado del desarrollo del campo,
teniendo en cuenta el escalamiento a partir de una distancia radial de 25 pies
en el pozo inyector con el fin de evitar tasas o velocidades criticas de

inyeccion que fueran a dafar la integridad del arreglo de nucleos y su medio

pOroso.
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Tabla 28. Propiedades del arreglo de nucleos del Campo A.

PROPIEDAD VALOR
Longitud (cm) 41.65
Permeabilidad (md) 240
Volumen de lineas (cm”) 5
Volumen poroso de ntcleos (cm®) 97,65
VPHC (cm’) 72.26
Swir 0.26

Fuente: Laboratorio de Recobro Mejorado — Divisiéon de Servicios Técnicos - ICP

Los resultados del desplazamiento mediante la inyeccion de agua se
presentan en la Tabla 29, en esta se muestra el volumen de agua y aceite
desplazados, la saturacion de agua y aceite, la eficiencia de desplazamiento,

la produccién acumulada de aceite y el factor de recobro.

Tabla 29. Datos Waterflooding laboratorio arreglo A1; 2003.

TIEMPO VOLUMEN DE FLUIDOS (CM®) | SATURACIONES
(min) V. Total | Vol. Agua | Vol. Oil So Sw BSW ED Np FR
0.00 0.00 0.00 0.00 0.74 0.26 0.00 | 0.00 0.00 0.00
4.34 4.95 0.00 4.95 0.69 0.31 0.00 | 0.06 4.95 6.85
8.69 5.85 0.00 5.85 0.64 0.36 0.00 | 0.13 10.80 14.95
13.03 6.15 0.00 6.15 0.58 0.42 0.00 | 0.21 16.95 23.46
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17.38 6.75 0.00 6.75 0.52 0.48 0.00 0.30 23.70 32.80
21.72 7.50 0.90 6.60 0.46 0.54 12.00 | 0.38 30.30 41.93
26.07 7.80 5.55 2.25 0.44 0.56 71.15 | 0.41 32.55 45.05
30.41 7.35 6.00 1.35 0.43 0.57 81.63 | 0.42 33.90 46.91
34.75 7.20 6.00 1.20 0.42 0.58 83.33 | 0.44 35.10 48.57
39.10 7.50 6.60 0.90 0.41 0.59 88.00 | 0.45 36.00 49.82
43.44 7.05 6.00 1.05 0.40 0.60 85.11 | 0.46 37.05 51.27
47.79 7.05 6.15 0.90 0.39 0.61 87.23 | 0.47 37.95 52.52
52.13 7.35 6.30 1.05 0.38 0.62 85.71 | 0.49 39.00 53.97
56.48 6.75 6.00 0.75 0.37 0.63 88.89 | 0.50 39.75 55.01
60.82 7.80 6.75 1.05 0.36 0.64 86.54 | 0.51 40.80 56.46
65.16 6.60 5.85 0.75 0.36 0.64 88.64 | 0.52 41.55 57.50
69.51 7.35 6.45 0.90 0.35 0.65 87.76 | 0.53 42.45 58.75
73.85 6.75 6.30 0.45 0.34 0.66 93.33 | 0.54 42.90 59.37
78.20 7.95 7.20 0.75 0.34 0.66 90.57 | 0.55 43.65 60.41
82.54 6.75 6.60 0.15 0.34 0.66 97.78 | 0.55 43.80 60.61
86.89 5.85 5.85 0.00 0.34 0.66 100.00 | 0.55 43.80 60.61
91.23 7.95 7.35 0.60 0.33 0.67 92.45 | 0.55 44.40 61.44
95.57 6.90 6.75 0.15 0.33 0.67 97.83 | 0.56 44.55 61.65
99.92 6.15 6.00 0.15 0.33 0.67 97.56 | 0.56 44.70 61.86
104.26 7.50 6.90 0.60 0.32 0.68 92.00 | 0.57 45.30 62.69
108.61 6.75 6.15 0.60 0.32 0.68 91.11 | 0.57 45.90 63.52
112.95 7.05 6.60 0.45 0.31 0.69 93.62 | 0.58 46.35 64.14
117.30 6.75 6.75 0.00 0.31 0.69 100.00 | 0.58 46.35 64.14
121.64 6.90 6.90 0.00 0.31 0.69 100.00 | 0.58 46.35 64.14
125.98 6.90 6.90 0.00 0.31 0.69 100.00 | 0.58 46.35 64.14
130.33 7.50 7.05 0.45 0.31 0.69 94.00 | 0.58 46.80 64.77
134.67 7.05 6.75 0.30 0.30 0.70 95.74 | 0.59 47.10 65.18
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139.02 6.45 6.45 0.00 0.30 0.70 100.00 | 0.59 47.10 65.18
143.36 7.20 7.20 0.00 0.30 0.70 100.00 | 0.59 47.10 65.18
147.70 7.05 7.05 0.00 0.30 0.70 100.00 | 0.59 47.10 65.18
152.05 6.60 6.60 0.00 0.30 0.70 100.00 | 0.59 47.10 65.18
156.39 7.35 7.20 0.15 0.30 0.70 97.96 | 0.59 47.25 65.39
160.74 7.35 7.05 0.30 0.30 0.70 95.92 | 0.59 47.55 65.80
165.08 6.75 6.60 0.15 0.30 0.70 97.78 | 0.60 47.70 66.01
169.43 8.40 7.80 0.60 0.29 0.71 92.86 | 0.60 48.30 66.84
173.77 7.20 6.90 0.30 0.29 0.71 95.83 | 0.61 48.60 67.26
178.11 6.75 6.75 0.00 0.29 0.71 100.00 | 0.61 48.60 67.26
182.46 6.90 6.90 0.00 0.29 0.71 100.00 | 0.61 48.60 67.26
186.80 6.60 6.60 0.00 0.29 0.71 100.00 | 0.61 48.60 67.26
191.15 6.00 6.00 0.00 0.29 0.71 100.00 | 0.61 48.60 67.26
195.49 6.75 6.60 0.15 0.29 0.71 97.78 | 0.61 48.75 67.46
199.84 7.05 6.90 0.15 0.29 0.71 97.87 | 0.61 48.90 67.67
204.18 6.75 6.75 0.00 0.29 0.71 100.00 | 0.61 48.90 67.67
208.52 6.60 6.60 0.00 0.29 0.71 100.00 | 0.61 48.90 67.67
212.87 6.75 6.75 0.00 0.29 0.71 100.00 | 0.61 48.90 67.67
217.21 6.60 6.60 0.00 0.29 0.71 100.00 | 0.61 48.90 67.67

Fuente: Laboratorio de Recobro Mejorado — Divisiéon de Servicios Técnicos — ICP

Con la anterior tabla y los datos de volumen poroso de hidrocarburos y tasa
de inyeccion se puede hacer uso de la hoja de calculo para observar como
seria la respuesta de factor de recobro si esta prueba se hubiese realizado

en un sistema de flujo radial.
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3.5.3. Resultados de la hoja de calculo para la prueba en el arreglo A1

Siguiendo los pasos que se mencionaron en el apartado 3.3., se deben
identificar los valores de volumen poroso (simultdneamente se debe tener en
cuenta el VPHC asociados al VP), viscosidad del aceite y tasa de inyeccion
que estén mas cercanos a los empleados en la prueba de laboratorio; para
esto, la Tabla 30 muestra los valores de laboratorio y los valores mas

cercanos en la base de datos.

Tabla 30. Datos de busqueda, laboratorio - hoja de calculo.

PROPIEDAD LABORATORIO HOJA DE CALCULO
VP (cc) 97.65 100
VPHC(cc) 72.26 75
Viscosidad (cp) NA 3,6,9,12,15
Qiny (cc/min) 1.22 1

Fuente: Laboratorio de Recobro Mejorado — Divisién de Servicios Técnicos — ICP

Como se muestra en los datos de la tabla, los valores de laboratorio son muy
cercanos a los que se tienen en la base de datos; sin embargo, los datos de
la prueba de laboratorio no especifican la viscosidad del aceite, esto se

puede resolver, de la siguiente forma:

1. De los datos de laboratorio, determinar el valor de VPiny a tiempo de
ruptura. De la Tabla 29; se observa que la ruptura se presenta a 21.72

min; la tasa de inyeccion es 1.22 cc/min y el volumen poroso de la
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muestra es 97.65 cc; realizando el calculo se tiene que el VPiny @ T
es 0.2714 cc.

VPipy = Q”{/yp
1.22 % 21.72
VPiny = 5765

VP, = 0.2714 cc

2. Con el valor de VPiny @ T,, hallar la diferencia de factor de recobro
lineal —radial, mediante la ecuacion que se muestra en la Figura 59;
pues, es a tiempo de ruptura, donde la curva presenta su valor

maximo.
AFR = 11.893 * VP, + 0.8411
AFR =11.893 % 0.2714 + 0.8411
AFR = 11.893 * VP, + 0.8411
AFR = 4.1
3. Empleando el conjunto de curvas de diferencia de factor de recobro
lineal — radial presentadas para diferentes valores de viscosidad
(Figura 64), se busca aquella que presente el valor maximo mas
cercano al calculado en el paso 2. De esta forma se tendra una

aproximacion del valor de viscosidad de la prueba de laboratorio. En

este caso la curva que presenta el valor maximo mas cercano a 4.1 es
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la correspondiente a un valor de viscosidad de 9 cp. Las curvas de
diferencia de factor de recobro lineal - radial en la Figura 64, estan
nombradas con tres numeros, los cuales estan asociados al volumen

poroso, la viscosidad y la tasa de inyeccion respectivamente.

Teniendo ya el valor de viscosidad definido, y con los datos de volumen
poroso, volumen poroso de hidrocarburos y la tasa de inyeccion que se
especificaron en la Tabla 30, se puede calcular el factor de recobro que se
obtendria al realizar esta prueba en un sistema de flujo radial, de dos formas;
manualmente mediante la metodologia presentada en el apartado 3.3
empleando las respectivas ecuaciones, o mediante la hoja de calculo
seleccionando los respectivos valores de VP, yo y Qiny, € ingresando los

datos de la prueba de laboratorio para este caso.

Figura 64. Diferencia FR lineal - radial.

DIFERENCIAFRLINEAL - RADIAL

FR(Lineal) - FR(Radial)

AFR

0,0 0,3 0,6 0,9 1,2 1,5 1,8 2,1 2,4 2,7 3,0
VPiny (cc)
—100,3,1 —100,6,1 100,9,1 —100,12,1 —100,15,1
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En la Figura 65, se observa que la curva de factor de recobro lineal de
laboratorio presenta ciertas oscilaciones; debido a que el programa con el
que se toman los datos, se bloquea con cierta periodicidad; por lo que hay
que reiniciarlo y al hacer el empalme de los datos, se presentan dichas
variaciones; esto hace, que al calcular la curva de factor de recobro radial,

esta también presente las mismas oscilaciones.

Figura 65. Factor de recobro de laboratorio y radial calculado.

FACTORDE RECORO LINEAL - RADIAL
70

60
50
40

30

Factor de Recbro

20

10

0,0 0,3 0,6 0,9 1,2 1,5 1,8 2,1
VPiny (cc)
100,9,1 —FR Lineal Lab

Fuente: Laboratorio de Recobro Mejorado — Divisién de Servicios Técnicos — ICP

La diferencia entre las curvas de factor de recobro lineal y radial es
apreciable (Figura 65), y esta diferencia sera mas significativa, cuando se

quiera escalar los valores de laboratorio a campo, donde los volumenes de
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aceite asociados al volumen poroso del yacimiento son grandes y un
diferencia de 4% de factor de recobro, implica una cantidad considerable de

aceite por recuperar.
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CONCLUSIONES

A partir de los resultados obtenidos y de la informacién recopilada en el

desarrollo de este proyecto, se concluye que:

Los resultados de simulacion muestran que, el factor de recobro
obtenido de una prueba de desplazamiento en un sistema de flujo
lineal es mayor que el obtenido en una prueba en un sistema radial,
debido a que el frente de avance en el sistema lineal es mas uniforme

a lo largo de toda la trayectoria entre el pozo inyector y el productor.

El analisis de sensibilidad de parametros operacionales mostro que la
variacion de la tasa de inyeccion en el modelo de simulacién base,
incrementa la velocidad de recuperacion de aceite; pero, no afecta el
recobro final, debido a que los modelos de simulacion son
homogéneos y no tienen en cuenta efectos a escala de laboratorio,
como la heterogeneidad de los corazones, efectos de digitacion
viscosa y canalizaciones del agua inyectada; los cuales, son muy

comunes en los modelos fisicos de laboratorio.

Al realizar la diferencia matematica entre el valor de factor de recobro
obtenido en una prueba lineal y el factor de recobro obtenido en una
prueba radial, y graficarla contra los volumenes porosos inyectados,
se obtiene una curva tipo, la cual, es invariable hasta tiempo de
ruptura sin importar el cambio en parametros tales como tasa de

inyeccion, volumen poroso de la muestra y viscosidad del crudo.
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La curva de diferencia de factor de recobro, presenta el punto maximo
a tiempo de ruptura, este punto maximo presenta el mismo valor
siempre y cuando el valor viscosidad sea el mismo; de lo contrario, a

menor viscosidad mayor valor presenta el punto maximo de la curva.
Luego de ruptura el cambio de la curva no presenta ninguna relacion,

que permita relacionar este, con la variacion de la viscosidad del

aceite, como lo muestra la sensibilidad realizada.
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RECOMENDACIONES

Se recomienda realizar éste estudio con modelos fisicos, teniendo en
cuenta que hay dos tipos de parametros que hacen que el
comportamiento de la curva de diferencia de factor de recobro sea
diferente; lo cual permitira observar que otros parametros o
fendmenos influyen en la curva de diferencia de factor de recobro

lineal -radial.

Debido a que la curva de diferencia de factor de recobro lineal — raidal,
cambia su comportamiento al variar dos tipos de propiedades; las
relacionadas con el volumen poroso y las referentes a las propiedades
del fluido, se recomienda realizar un estudio matematico con el fin de
encontrar una ecuacion parametrica que describa la curva de

diferencia de factor de recobro en funcién de estas dos propiedades.

Para el desarrollo del estudio de simulacion realizado, se elaboré un
modelo de laboratorio que no trabaja con angulo de buzamiento, lo
cual es posible representar en el laboratorio, por o que se recomienda
que para trabajos posteriores, se lleve a cabo un analisis que tenga en
cuenta un modelo con buzamiento, con el fin de analizar la incidencia

de este en la diferencia de factor de recobro lineal y radial.
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ANEXO A

CALCULO DEL PERFIL DE VELOCIDAD RADIAL

Para obtener los perfiles de velocidad radial y lineal mostrados en la Figura
10 se hallaron los valores de velocidad partiendo de la ecuacion que describe

la velocidad como el caudal sobre el area transversal al flujo.

La figura 10 muestra los perfiles de velocidad para tres casos, los cuales
corresponden a 1/16 (Caso 1), 1/8 (Caso 2) y 1/4 (Caso 3) de circunferencia,
las dimensiones de los modelos lineal y radial para cada caso se muestran
en la Tabla A1, los valores del ancho (a) en los modelos lineales fueron
calculados de tal forma que se tuvieran igual el volumen poroso y la distancia
entre pozos en el modelo radial y lineal en cada caso, este calculo se

muestra en el capitulo 2.

Para realizar el calculo del perfil de velocidad del fluido de un pozo inyector y
empleando valores registrados en las pruebas de desplazamiento en

laboratorio se trabajara con una tasa de inyeccién de 3cm®min.
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Tabla A1. Dimensiones de los modelos radial y lineal.

[8 Circunferencia

b

h=Jerm h=%cm

]

r=30cm; h=5cm; &= 45° r=30cm; h=5cm; ©=90°

r=30cm; h=5cm; ©@=225°

2346 om

a=

a=5849cm
a=1178cm

r=3lcm r= 3lem
r=30em

h=9cm h = fiem

r=30cm; h=5cm; a=589 ¢cm |r=30cm; h=5cm; a=11.78 cm|r=30cm; h=5cm; a=2356 cm

Fuente: Tomado y modificado de Simulador CMG.

178



En el modelo de de flujo radial se calculo la velocidad cada 0.01cm a lo largo
de toda la distancia entre el pozo inyector y el pozo productor (r = 30cm), ya
que el area transversal al flujo no es constante a lo largo de esta trayectoria,
al realizar el calculo usando este Ar lo que se quiere conseguir es que el
perfil sea lo mas exacto posible. En el caso del modelo de flujo lineal debido
a que el area transversal al flujo es constante no se hace necesario realizar

este procedimiento.

Velocidad del modelo de flujo lineal:

cm?
V = Qiny = 3 %nln
*h

A
Caso 1:
cm?®
V = Qiny = 3 A]In
A a*h

3Cm%nin

V =
5.89cm*5cm

3cm7_
V= min

~ 29.45cm?

V= O'lc%in

Caso 2:

V= Qiny
A

cm®
38 %nin
a*h

179



3
cm®/
Ve 3 %nln

~ 11.78cm*5cm

3cm7_
V= min

~ 58.9cm?

_ cm
v=0.05 /nin

Caso 3:

V= Qiny
A

cm?®
_ 3 %in
a*h

cm?
Vo 3 %in
23.56cm*5¢cm

3
cm®/
v 3 Am

 117.8cm?

_ cm
v=0.025 %nin

Velocidad del modelo de flujo radial:

V. = Qiny _ 3Cm%nin
A (2%6)* r.*h

Donde:

ri=0,01; 0,02; 0,03....30cm. Debido a que el calculo para cada r; es el mismo

solo se mostrara el calculo para ri= 0.017cm y r; = 30cm, en los tres casos.
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Caso 1a (ri=0.01cm):

cm?
v Qiny_ 3 %nin

A _(2%6)*ri*h
3Cm%nin

V. =
' (0.3927)*0.01cm*5¢m

_ 3Cm%ﬁin

vV, =
0.0196cm?

— cm
v, =152.78CM/ .

Caso 1b (ri= 30cm):

cm?®
_Qiny_ 3 %nin

A _(2%6)*ri*h
_ 3cm%nin

Vi
(0.3927)*30cm*5cm

cm7_
v = 3% /min

' 58.9cm?

\Y

- cm
v, =0.05CMm/

Caso 2a (ri=0.01cm):

cm?®
V. = Qiny _ 3 Aﬂin

A (2%)*ri*h
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3Cm%nin

V. =
' (0.7854)*0.01cm*5cm

_ 3Cm%nin

V, =
0.0393cm?

— cm
v, = 7639/ .

Caso 2b (ri=30 cm):

cm?®
_Qiny_ 3 Ain

i~ A - (2%)*ri*h
_ 3cm%nin

Vi
(0.7854)*30cm*5¢cm

3
cm/_
v—3 min

' 117.8cm?

\Y

_ cm
v, =0.025eM/ .

Caso 3a (r;i=0.01cm):

cm?
Qiny_ 3 %in

i~ A| - (2%)*ri *h
3Cm%nin

\Y

V. =
' (1.5708)*0.01cm*5cm

_ 3cm%nin

vV, =
0.0785cm?
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— cm
v, =38.19¢M/ .

Caso 3b (r;=30 cm):

cm?®
_Qiny_ 3 /nin

i~ A B (2%)*ri*h
3Cm%nin

V. =
' (1.5708)*30cm*5cm

3
cm®/
v = 3 /nln

' 235.62cm?

<

_ cm

Luego de realizar los calculos para desarrollar el perfil de velocidad de cada
caso se observo que en el modelo de flujo radial cuando la distancia del
frente de avance del fluido se aleja del pozo inyector, la velocidad tiende a
tomar un valor casi constante, y que al comparado con el valor de la
velocidad en el modelo lineal el primero es ligeramente menor, ya que el area
transversal al flujo en el modelo radial en la cercania al pozo productor es
mucho mayor al area transversal (Qque permanece constante) en el modelo
de flujo lineal (figuras A1, A2 y A3).
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Figura A1. Perfil de Velocidad Radial y Lineal Caso 1 (1/16 Circunferencia).
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Figura A2. Perfil de Velocidad Radial y Lineal Caso 2 (1/8 Circunferencia).
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Figura A3. Perfil de Velocidad Radial y Lineal Caso 3 (1/4 Circunferencia).
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ANEXO B

PROCESO PARA REALIZAR SIMULACIONES NUMERICAS, DE UN PROCESO
DE DESPLAZAMIENTO CON AGUA A NIVEL DE LABORATORIO.

Teniendo en cuenta los procesos de desplazamiento con agua a nivel de
laboratorio; se mostrara posteriormente una guia de simulacién, en la cual, se
presentaran los pasos esenciales para la realizacién de simulaciones numéricas de
nivel intermedio, tomando como punto de partida esencial, los parametros mas

determinantes en un proceso de desplazamiento con agua.

B1. INICIO DE LA PLATAFORMA DE LANZAMIENTO (TECHOLOGIES
LAUNCHER)

Para entrar en la plataforma de CMG, el primer paso es hacer doble clic en el icono

de CMG E["fﬁ 0 en el menu de programas del computador donde esta instalado el
simulador, seleccione la carpeta CMG y luego haga clic en Launcher 2007.10. En
seguida se abrird el Techologies Launcher (ver Figura B1), plataforma que
relaciona los diferentes simuladores, pre-procesadores y post-procesadores que
conforman la familia CMG, esta plataforma sirve adicionalmente como directorio de
proyectos. Operar los archivos de proyectos utilizados en la simulacién y los
generados por el simulador asi como iniciar simulaciones es posible mediante esta

interface grafica.

Figura B1. Entorno grafico del Technologies Launcher 2007.
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EMé Technologies Launcher Project: Samples for STARS 2007.10 in C:hArchivos de programahCWMGKSTARSY2007.,... - B X

File View Projects Program  Queues  Help

Samples for STARS 2007.10 - = CilArchivos de programalCMESTARS| 2007, 100 TPL -
E:\Tesis|Tesis IME|SimulacioniMusvas Prop v GridiCaso Basel 17 @ By %% i Z
= ]
=) Caso Base Name Size | Type
= +-(3) Resuttados [£] emgjournal log SKE Documento de texta
2 +-0 Rysem, e 3 851 | (2] cngmeg Jog 1KB Documento de texto
#-(2 L30cm, o 31715 | (80 iee ) o 3 g 39, et 11 KB Widea CD Movie
( +1-2 Li30em, e IIXES| | 1o e (r 30 v 30,01 24 KD Archive IRF
B [Z] Linesl (r 30 gw 30 Jag 22KB  Documenta de texta
Lineal (r 30 gy 3).mif 19636 KB Archiva MRF
B Lineal (r 30 gwe 3).0ut 835 KB  Archivo OUT
r.:=j Lineal (r 30 gw 37_excel_scratch_01xd 26 KB Documento de texto
) |4 >

5w G085 6

Builder 200710 CMG Jowrnal  ECL100 Import GEM 2007 10 IMEX 200710 STARS 200710 Resutts 3D Results Graph
Vigsver Azzistant 2007 10 2007 10

L i1 s, s
> B = W S
= Resuts Report  Microsoft Excel Microsoft Ward WinProp License Monitor  Builder 200610  GEM 200610 IMEX 200610 T
'&, 200710 2007 .10
ez ¢ & & €
Motepad Fesults 3D Results Graph  Resultz Report STARS 2008.10 WinProp L
200810 200610 200610 200610 -
| g files | Current Directory is not associsted with any Project as yvet | 0062005 05:04 pom.

Fuente: Simulador CMG.

B2. CREACION DE UN NUEVO ARCHIVO DE SIMULACION

Haga doble clic en el icono de modelBuilder ®"==""'" (constructor del modelo) para
crear un nuevo archivo de entrada de datos, a continuacién aparecera una ventana
como la que se muestra en la Figura B2.a, donde se puede escoger el tipo de
simulado que se usara, las unidades a trabajar (unidades internacionales, Sl,
unidades de campo, Field y unidades de laboratorio, Lab), la porosidad (especifica
si se modela un yacimiento normal o uno fracturado) y la fecha de inicio del proceso
de simulacién. Para este estudio se trabajara con el simulador IMEX, unidades de

laboratorio (Lab), y un sistema de porosidad normal (Single Porosity). A demas de

187



esto se debe ingresar el afio, mes y dia en que se inicia la simulacion. Luego de

realizar esta seleccion haga clic en OK.

A continuacion aparece la ventana que se muestra en la Figura B2.b, en la cual se
pueden apreciar todos los items elegidos la cual genera un cuadro de advertencia

pues una vez seleccionados no se podran realizar cambios. Haga clic en OK.

Figura B2. Ventanas para la configuracién del simulador

Figura B2.a Configuracién del simulador  Figura B2.b Configuracién actual del simulador
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i Builder -
P Fle Wi
Ao B R B Baa | S S 2] 50 6|l Page

iew Help

Builder - Reservoir Simulator Settings

Simulator warking Urits Parsity Shape Factar
() GEM ®:l () Single Parosity Gilmian and Kazemi
O IMEX (O Field (O DUALPOR \Warren and Root
() 5TARS Lab () DUALPERM

MODS! MINC

Advanced SUBDOMAIN

Subdivisions for Matri Blocks

Number of subdivisans l:l

Wolume fractions

[2 values expected)

Simulation Start Date

Year Month:D Day D

T ol
Current Reservoir Simulator Settings |E|

Simulatar IMEX

Warking Units LAE

Fractured Ma

Dual Porozity Type
Sub Divisionz
Shape Factor

Simulation Start Drate 1301-01-1.00

Once selected, these zethings cannot be changed.

0, i Cancel

Fuente: Simulador CMG. Fuente: Simulador CMG.

El simulador ingresa automaticamente al ModelBuilder, en este se puede crear el

archivo de entrada de datos a partir de una ventana principal, como la que se

189



muestra en la Figura B3, donde aparecen las siete secciones que conforman este

archivo.

Figura B3. Ventana principal del Model Builder.

= X

i Builder - [EX\Tesis\Tesis JME\Simuladon\Nuevas Prop y Grid\Caso Basell,30cm, qw,3 11x65x5\Lineal (r,30 qw,3).dat1] —
! File Edit View IOControl Reservoir Components Rock-Fluid Initial Condiions Mumerical Well Tools Window Help -8 X
iDEH BB &S 7500 e whoePage - BHIE| L b2 Qe 0 e H
i x
[1)- | o Planie 1 of § _ , ,
:l‘J 2D Aredl il j _— ) ‘ Specify ‘ Calculate ‘ Walidate With
| Black Fill v| |® GridTop v |omooim v Property Property IMEX
i Model Tree ¥i o= )
SEpae ares ey v Grid Tap (cm) 2000-01-01 K layer: 1
/ |'IIID Cont[ol b T T 1 111 1rrr | L L L L L I T 1 11 11T | L L L L L I T T T 1T FIIeLIIeaI(r,IIqU.B)
) B -1 [ i o 1 -
v Rezervoir U g b g;‘;’!’;,ﬁ,ﬁ;"&'m
i it
i REET
v Components MU 7 x‘e‘;‘nﬁ
L 7 [Axk Unte:om
v Fock-Fluid L i
ars o » ™ |
" |nitial Conditions i 1 B
v Mumerical A 8 l
L 4 26
i o
v wells & Recurent = 7]
r 1 =z
| ¢ Titles And Case ID E ]
¥ Run Time Dimensioning L 4 2=
v Restart r 1
v Simulation Results Oukpuk L 1 2t
v Text Output r 1 Bz
v Miscellaneous L A
L 4 s
r 1 12
B ] os
L om 18 300 hcles ] ID 4
= o :
[ oo [¥=1] amcm 7
L R ’3__ 0.0
-1o g 18 ]
......... Loy s e g eIy e ey g T ey S ey 1 efy o]
n=- =3 Rendering 3575 grid blocks, 715 view blocks, 715 exterior faces,

Fuente: Simulador CMG.

B3. INGRESO DE DATOS EN MODELBUILDER

Basicamente ModelBuilder esta dividido en siete secciones, dos son opcionales,

Input/Output Control y Numerical Methods Control, esta ultima en algunas
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ocasiones es necesario configurarla, como es el caso de los modelos de laboratorio;
ya que los valores por defecto en la seccion son para sistemas muy robustos, las

otras cinco son fundamentales y constituyen el cuerpo de la simulacion.

Las siete secciones son:

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

palabra clave cuenta con un valor por defecto que se puede emplear.

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

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

de los fluidos que se hallan en el medio poroso.

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

presiones capilares.

Inicial Conditions (Condiciones iniciales). Por medio de esta seccion las

condiciones iniciales para la simulacion son especificadas.

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

por medio de esta seccion.

Wells and Recurrent Data (Datos de pozo y datos recurrentes).

En esta seccidén de define lo referente a los datos de los pozos y las
restricciones de inyeccion y produccién de los mismos. A su vez se disefna el
cronograma de eventos, es decir, lo concerniente a la fecha de inyeccion, el

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

En la Figura B4 se muestra cada una de las secciones en las que esta dividido el
Model Builder, para ingresar a cada seccion solo se hace necesario hacer clic en

su respectivo botoén.
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Figura B4. Principales secciones para la construccion del modelo.

140 Control

- olole el

Rezervair »
Compaonents

Fock-Fluid

Initial Conditions

Mumerical

Wells & Recumrent

Fuente: Simulador CMG.

Con el fin de llevar a cabo una simulacion, es pertinente tener presente que se debe
completar cada seccidon manteniendo el orden en el que van apareciendo, puesto
que en algunas ocasiones una seccion se relaciona con la anterior o en su defecto
depende de ella. El estado de las distintas secciones se sefiala de la siguiente

manera:

v Este icono revela que el Model Builder no encontré errores de validacion y por
ende la seccion se encuentra completa. En el momento en que todas las
secciones se encuentren marcadas con este icono la simulacién podra llevarse

acabo.

& Una seccion con este icono es signo de que se encuentra incompleta, debido a
que hacen falta datos basicos por ingresar. Una simulacién no puede realizarse

si alguna seccidn esta sefialada con este icono.

. Aquella seccion que esté marcada con este icono indica que le hace falta
informacion o la informacién ingresada no es la adecuada, esto podria ocasionar

fallas de convergencia en la simulaciéon, lo que lo convierte en un icono de
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alerta, mas no de error y lo mas aconsejable es reevaluar la informacion

ingresada en la seccion.

B3.1 Input/Output Control (Control de Entradas y Salidas). En esta seccién se
genera la identificacion del proyecto, el cual se encuentra dividido en seis secciones,
Titles And Case ID, Run Time Dimensionnig, Restart files, Simulation Results
Output files, Text Output, Miscellaneous. Para ingresar a cada seccion haga clic
en la pestana correspondiente, bien sea en las que se despliegan en la parte

derecha o en la parte interior de 1/O control (Figura BS5).

Figura B5. Menu de la seccién de entradas y salidas.

w120 Control | r | Titles And Case ID...
v Titles and Case ID Run Time Dimensioning. ..
v Run Time Dimensioning Restart...
v Restart _ )
¥ Simulation Results Cutput Simulation Results Output...
v Texk Oubpuk Text Qutput...
v Miscellaneous i
Miscellaneous. ..

Fuente: Simulador CMG.

Posteriormente se procedera a la descripcion puntualizada de cada uno de los items

sefalados anteriormente.

Titles and Case ID (Nombre y numeracion de la corrida). En esta sub-seccion

aparecen tres cuadros de texto donde se podra ingresar el nombre y una breve
descripcion del modelo, esto servira como identificador durante la corrida y figurara

tanto en el archivo de salida como en el archivo indice de resultados.
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Run Time Dimensioning (Dimensionamiento en el tiempo de corrida). Cuando

los parametros que viene por defecto en el simulador esta sub-seccion se activa. El
dimensionamiento en IMEX esta disefiado para obtener toda la informacion para la
asignacion del yacimiento de un barrido preliminar de los datos como parametros

para la simulacion de matrices, y conexiones entre bloques.

Restart (Reinicio). Esta sub-seccion es Util cuando se cuenta con un modelo ya

elaborado en el cual se elige un punto medio de la ejecucion para reiniciar la
simulacion. Esta sub-seccion es aconsejable de emplear cuando se hace preciso
desarrollar estudios de sensibilidad o ajustes historicos, realizar una simulacién
corta para ver si los resultados son satisfactorios, cambiar estrategias de produccion
de pozo, antes de una corrida mas grande y mas larga, producir salidas mas
detalladas o realizar otros cambios sin la necesidad de repetir toda la ejecucion de

la simulacion.

Simulation Results Output Files (Resultados de la salida de la simulacién). La

frecuencia con la que se escriben los datos del pozo, enmallado y sector a los
archivos de resultados de simulacion, se selecciona en esta sub-seccién, identificar
la informacién que sera reportada en los archivos de resultados de simulacion, tal
como saturaciones, presién, potencial de petroleo, entre otras también se realiza
desde esta sub-seccion. Los archivos de salida del simulador pueden cargarse en
Results Graph y Results 3D donde se pueden generar graficas y animaciones de
las propiedades que el usuario requiera analizar. Haga clic en Simulation Results
Output Files, a continuacion aparecera una ventana como la que se muestra en la

Figura B6.

En las casillas de Writing Frecuency para Well Information, Grid Information y
Sector Information, se puede escoger bien sea Specify frecuency o Every TIME

or DATE Keywords (TIME). En el caso de escoger la primera opcién escriba en la

195



casilla Value, uno (1). Con cualquiera de estas opciones el simulador genera

reportes del pozo, del enmallado y del sector cada time step (paso de tiempo).

En la segunda tabla de la ventana que se muestra en la Figura B6, en la fila
correspondiente a Grid Information, seleccione Select grid variables. Luego haga
clic en Select. Elija las propiedades que requiera y haga clic en OK, para que la

seccion guarde los cambios.

Figura B6. Ventana de seleccién de datos reportados en los archivos de salida.

Simulation Results File Writing ﬂ

Simulation rezult file name will conzizt of root name of the input file pluz irf extenzsion

‘iew/Edit THEXT Dates |
Frequency of Simulation Results File writing - ‘when to wite fwSREF)

jH Date/Time Infarmation |W[iting Frequency Walue

Initial wiell Specifed frequency A i
N Initial Grid |Every TIME or DATE keywords [TIME] Iﬂ
Initial Sectar Ewery TIME or DATE keywordz [TIME] A

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

jH DatedTime Infarmatian |Variablesselection | |

‘m Initial el Mo layer infarmation [LAYER MOME] A
Initial Reservair Al variables [ALL) A
Initial Grid Select grid variables A

Write Floating point data to SR2 file in IDDUBLE vl precision [SAZPREC).

Grid mode for witing OUTSRF GRID quantities ko the SR2 file for dynamic gidding runs [DYNSR2MODE) I vl

DYMAGRID wwriting frequency |2U1 4846641

Comments for WSRF at [ritial

Fuente: Simulador CMG.

196



Test Output (Texto de salida). En esta seccion, se selecciona la frecuencia con la

cual se escribiran los datos del pozo, enmallado, sector, y las soluciones de la
matriz y de las iteraciones a los archivos de salida, de la misma forma que permite
identificar la informacién de las variables que estaran presentes en estos archivos.
Haga clic en Text Output, para que se abra una ventana similar a la presentada en
la Figura B6, a continuacién proceda a llenar la informacion para el enmallado,
pozo, sector e iteraciones. En el caso de seleccionar las variables que se quieran
reportar, haga clic en el boton Select, para que se despliegue una ventana como la
que se muestra en la Figura B7, donde aparecen todas las variables que presenta

el simulador.

Figura B7. Ventana de seleccién de variables de salida.

M Select Variables for Simulation Results File

Wariable Description ~
Oil zaturation [S0O]

Gaz saturation [SGE]

Wwiater zaturation [S4Ww]

Pressure [FRES]

Oil patential (QILPAOT)

Bubble point pressure [BPF)]

Solvent zaturation pressure [SSPRES]
Aguifer water influs PAIMFLLE)
Solvent zaturation [55]

Polymer concentration [PCOMC)
Palyrer adzorption [FPADSORF]

Qil relative permeability [KRO]

Wwater relative permeability [FR W]
Gaz relative permieability [KRG]
Saolvent relative permeability (KRS
Wiscozitg [WI1S0)

Wwiater vizoosity [W15W

Faz viscaozty ISGE] b

Select All Dezelect Al J ak. | Cancel

~O000000O000000dEEEOR

Fuente: Simulador CMG.
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Miscellaneus (Varios). La seleccion de la tolerancia de los errores y la accién a

tomar, se realiza en esta sub-seccion.

Es aconsejable que luego de salir de cada seccion se guarden los cambios
efectuados. Para esto se debe hacer clic en el icono del disquete, de forma similar a
como se guarda en un programa de Microsoft Office. En la casilla superior aparece
la ubicacién de la carpeta en la que esta guardando su proyecto; si desea puede

cambiarla. Luego haga clic en OK.

B3.2 Reservoir description (descripciéon del yacimiento). La configuracion de la
geometria del enmallado de simulacion y la distribucion de algunas propiedades
fundamentales en los bloques que componen el enmallado, se realiza en esta

seccion. El menu de esta seccidon se muestra en la Figura B8.

B3.2.1 Grid (Enmallado). En esta seccion se puede definir el tipo de enmallado,
como se observa en la Figura B8 hay 5 posibilidades de arreglos del grid,
Cartesian, Orthogonal Corner Point, Non-Orthogonal Corner Point, Radial
(Cylindrical) y Quick Pattern Grid, en este trabajo se trabajo con dos de estas
opciones el enmallado Cartesian para el caso del modelo de flujo lineal y el
enmallado Radial (Cylindrical) para el modelo de flujo radial, en cada caso se
despliega una ventana para especificar el numero de celdas que se desean en cada

eje como se muestra en la Figura B9.

B3.2.2 Array Properties (Propiedades del modelo). Propiedades del modelo
como tope y espesor del enmallado, porosidad, permeabilidad del modelo, etc., se
deben definir en esta sub-seccién. La ventana en la que se deben ingresar estos
datos se muestra en la Figura B10. Una vez ingresada la informacién haga clic en
OK.

198



Luego de ingresar los valores de las propiedades generales del modelo se hace clic
en OK y aparecera una ventana con el encabezado Block/Corner Value
Calculation y una lista de las propiedades calculadas. Verifique que todas las
propiedades que aparecen aqui estén seleccionadas, a continuacion seleccione los

recuadros como aparece en la Figura B11. Haga clic en OK.

Figura B8. Menu de descripcién del yacimiento.

€3 Reservair | ’| Build Static Model with Task Manager Cartesian ...

[ﬂ--g Grid Create grid b Crthogonal Corner Point, .

- Array Properties Edit grid r Mon-orthogonal Corner Point., ..
----- Seckars
..... fquifers Radial {Cylindrical}. ..
""" Lease Planes Cuick Pattern Grid. ..

----- Rock Compressibility,
----- Compaction/Dilation Reqgio
-9 Options

Reservoir Settings...

& &I

Rock Compressibility. ..
Create/Edit Compaction)Dilation Regions. ..

Qpen RESCLE File, .

Fun RESCUE Yalidator, .,

Advanced RESCUE 4

Fuente: Simulador CMG.
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Figura B9. Creacién de los enmallados Cartesian y Radial (Cylindrical).

Figura B9.a Enmallado Cartesian. Figura B9.b Enmallado Radial (Cylindrical).
Create Cartesian Grid E: x|
—Grd Type————— K. Direction
* Cartesian = Up

" Comer, point [orthogonal] % Down

— Murmnber of Grid Elocks
| direction J direction K. direction

— Block widths
| direction
[2070.2945

J direction

360833

— Controling Grid zpacing
[” Shap spacing

Snap gnd lines as multiples of:
| direction J direction

[ [
ak. I Cancel |

Create a Radial (Cylindrical) grid == x|

— K. direction
O Up
& Down

— Mumber of divisions

Along radiuz [ divizions] |24
Anagular ['theta" divisions] |1 a5
Along k. direction |5

I radiuz of innermaost block ||:|.|:||:|-|
Outer radiuz of outermost block ISD
Sweep [max 360 degreesz] 3 BE+002

Calculate suggested grid block widths from al:u:u\-'el

— Grid block widths
|-direction:

0001, 231,304
J-direction:

f301.5. 105°2.93353

Qk. I Cancel
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Fuente: Simulador CMG.

Fuente: Simulador CMG.

B3.2.3 Sectors (Sectores). Esta sub-seccién permite crear sectores que poseen las

mismas caracteristicas, como por ejemplo sectores que posean el mismo valor de

permeabilidad.

B3.2.4 Aquifers (Acuiferos). Se utiliza para crear acuiferos que generen un empuje

sobre los hidrocarburos contenidos en el yacimiento, y para mantener la presion del

mismo.

Figura B10. Propiedades generales del modelo.

1 General Property Specification

Edit Specification

=]

Go To Property:

Grid Top

j Uze Regions / Sectars |

Grid Top

Grid Thickness

Parosity

Permeability |

Permeability J

Permeability K.

Met Pap

UNITS

cm

md

md

md

cm

SPECIFIED:

*

X

*

%

*

*

HAS WALLIES:

X

X

X

X

X

‘wéhiole Grid
Layer 1

152400

Layer 2

Layer 3

Layer 4

Layer 5

]

0z

300

300

100

Kl

Fuente: Simulador CMG.

Figura B11. Ventana para calcular la distribucién de propiedades del modelo.
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/ Corner Yalue Calculation x|

|»

Permeability J
Perrneability K.
- W] Prrnzitu j
— Interpolation O ptionz

. ™ Ise property value in the parent block
Refined Blocks:
% Irterpolate from contour maps

[ Do not overshoat # undershoot Explain
points outgide min / max values owershoot / undershoaot

[ Do not calculate property for arid block if = 545 o

nearest contour of mesh point iz farther thar:

[ Set gridblock ta MULL if & property cannot be calculsted
or if boo Far from the nearest contour or mesh point

IV If property is not calculated use an inverse weighted
average of nearby points to estimate the value,
[Default walue will be zet ta zero if not calculated)

Ok I Cancel

Fuente: Simulador CMG.

B3.2.5 Rock Compressibility. En esta sub-seccién se deben ingresar los valores
de la compresibilidad de la roca y la presion de referencia para calcular los efectos
de esta sobre la roca, estos datos se ingresan a través de una ventana como la que
se muestra la Figura B12.

Después de todo este proceso debe aparecer¥ , para la opcién de reservoir,

indicando que se ha completado con éxito esta etapa.

Figura B12. Ventana de compresibilidad de la roca.
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Rock Compressibility x|

Preszure dependence of formation porosity # Rock Compressibility [CPOR]
|1 ek 1/kPa

Reference pressure for caloulating the effect of rock compressibility [FRPOR)

|1 01.3 kPa
Ok I Catcel

Fuente: Simulador CMG.

B3.3 Components (propiedades de los componentes). En esta seccién se crea el
modelo del fluido y las propiedades de este. La Figura B13 muestra el menu de

esta seccion.

Al hacer clic en Components se despliega el menu de componentes, para crear el
modelo de fluido se debe hacer clic en MODEL, para que aparezca la ventana
donde se crea el modelo de fluido (Figura B14), seleccione la opcién Launch
Dialog to Create a Quick BLACKOIL Model Using Correlations y haga clic en
OK, se despliega la ventana Quick Blackoil Model, en donde se debe agregar los
valores para las propiedades que se muestran en la Figura B15. A continuacion

proceda a crear la regién PVT.

Figura B13. Menu para definir el tipo modelo del componente.

+"  Components | r |

== Component Properties Import WinProp-generated Maodel ...
----- MODEL: BLACKOIL

B PUT Region: 1 Launch \WinProp ko EditfGenerate Model

Model...
PYT Region...
Add/Edit PYT Table. ..
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Fuente: Simulador CMG.

Figura B14. Ventana para seleccionar el modelo del fluido.

Option to Create a QUICK Model

*' Launch Dialog to Create a Quick BLACKOIL Model Using Comrelations
™ Launch Dialog to Create a Quick GASAMATER Model Using Comrelation
" Mone of the above. Launch detailed dialog

k. I LCanzel

Fuente: Simulador CMG.

Para crear la region PVT haga clic en el boton PVT Regions... que aparece en la el
menu de la seccion Components. Se despliega la ventana donde se ingresa la
tabla PVT (Figura B16). Ahora, en los recuadros PVT Table Type: y Table Uses:
seleccione respectivamente el tipo de tabla PVT que se va a ingresar y la opcién
Gas formation volume factor (BG), para que proceda a llenar las propiedades

solicitadas en el recuadro inferior de esta ventana.

Figura B15. Ventana para crear el modelo del fluido
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Quick Blackoil Model x|

=

Dezcription Option Walle |

Resemoir lemperature

Generate data upto mawx. pressure of

Bubble point pressure caloulation Generate from GOR value
Oil density at STC[14.7 pzia, 60 F) Stack tank il density A
Gaz density at STC[14.7 psia, B0 F) Gaz denzity A
Reference pressure for water properties 101.225 kPa

Preszzure dependence of water viscozity
W ater zalinity [ppm) 10000

L B I o O O R I

ak. I Cahicel

Fuente: Simulador CMG.

A continuacion de haber completado la informacion solicitada en la pestafna PVT
Table, haga clic sobre la pestafia General para ingresar la siguiente informacion:
densidades del aceite, gas y agua, factor volumétrico de formacién del agua,
compresibilidad del agua, presion de referencia para el agua y viscosidad del agua,
donde las propiedades del agua pueden ser generadas por medio de las
correlaciones ofrecidas por el simulador, para ello haga clic en Tools y después en
el boton Generated Water Properties Using Correlations..., a continuacion se
desplegara una ventana donde debera ingresar la temperatura del yacimiento, la

presion de referencia y la salinidad del agua, haga clic en OK.

Figura B16. Ventana para crear la regién PVT.
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+ Imex P¥T Regions x|
T Region |1 vl j

FT Table | Generall Undersaturated Datal

PT Table Tope: [ gj and gaz [P¥T) - Tahle Uses: |y [BG]
¥ Include Oil Compressibilty in YT Table Differential liberation table parameter
Bubble point pressure I
™ Include Gas-cil Interfacial Tension in PYT Table
01l farmation vol. factar I
Tools b | Solution gas-oil ratio I
# p Rs Bo Bg wisg wisg co -
kPa cm3/om3 cm3/cm3 cp cp 1/kPa
1 101.325 0674251 1.06489 1.25063 3 00115881 435113
2 20.237 0977183 1.06566 06282 3 0.011&001 435113
3 301.143 1.2972 1.06648 0418774 3 0.0116142 435113
4 401.06 163138 1.06734 0.313694 3 0.0116297 435113
5 500.972 1.97763 1.08823 0.250527 3 0.0116464 435113
5 £00.5984 233457 1.06515 0.208365 3 0.0116643 435113
7 700.795 270107 1.070 0178226 3 0.0116831 435113
a8 800.707 307624 1.07107 0.155609 3 0.0117029 435113
g 900.618 345538 1.07208 0.138009 3 0.0117235 435113
10 1000.53 3.84587 1.07307 0123325 3 0.0117443 435113
4| | »
Er |
0k | Cancel | Apply | Help |

Fuente: Simulador CMG.

Para ingresar las propiedades PVT por encima del punto de burbuja, haga clic en la
pestafna Undersaturated Data, ubiquese sobre BOT Tables y haga clic en New
Table para ingresar los datos de factor volumétrico del aceite por encima del punto
de burbuja, una vez que termine de ingresar los datos a la tabla, ubiquese sobre
VOT Tables y haga clic en New Tables para ingresar los datos de viscosidad del

aceite por encima del punto de burbuja. Ahora, haga clic en OK. Después de todo

este proceso debe aparecer*"’, para la seccion Components, indicando que se ha

completado con éxito esta etapa.

B3.4 Rock-Fluid (propiedades del sistema roca-fluido). La Figura B17 muestra

el menu respectivo a esta seccion el cual se puede observa al hacer clic en Rock-
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fluid; para crear el tipo de roca se debe hacer clic en Create/Edit Rock Types... y
a continuacién se desplegara una ventana, como la que se muestra en la Figura

B18, por defecto el tipo de roca que cree primero sera 1.

Figura B17. Menu de la seccién Rock-Fluid.

@ Fiock-Fluid | ’" Fock Fluid ©ptions. ..
+  Fock Fluid Options CreatefEdit Rock Tvpes. ..

@ Rock Fluid Tvpes

-  Seawater Scale Buildup

Seawater Scale DepositfDamane Tables, .,

Fuente: Simulador CGM.

Pulse sobre B y haga seleccione new rock type para activar todas las opciones
(Figura B18) En la pestafia (Rock properties) verifique que estén seleccionada la
opcion Water wet. Después de verificar esto, en la pestafa relative permeability
tables, ingrese los valores de la tabla permeabilidad relativa, saturaciones. Haga
clic en OK.

B3.5 Initial Conditions (condiciones iniciales). El menu de esta seccién se
muestra en la Figura B19. Esta seccidn consta de varias grupos de datos las cuales
comparten parametros de inicio, como lo son: presidon, saturacion de aceite y
saturacion de agua todas se especifican por cada bloque del enmallado. Diferentes
regiones de inicio son usadas cuando el problema presenta varias zonas

productoras independientes.

Figura B18. Ventana de tablas de permeabilidad relativa.
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i Rock Types
Me

Rock Type | 1 j m ;
Copy current Rock Type

Rocktype Properties  Relative Permeahility Tables | Hyst  Delete Rock Type
Import and Average Rock Type...

LiquidGas Kr Table % [iquid Saturation

dependency: " Gas Saturation Relative Permeability T able: |Water-D I Table j

Toolz » | Smoathing method for table end-paints: IPUwer laws ar quadratic smoothingj

I Include capillar pressure [drainage curve if using hysteresis) [ Specified threshold value for end-point determination: IEB-DD?
™ Include capilan pressure hysteresis [imbibition curve]

[™ Imclude water gas relative permeability it table
[T Include imeducible ail saturation due to water Blacking in table ™| Measured liquid saturation does not include connate water saturation

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

Sw lerw | ferow | Cormment
1 |02 a 0
2 0234375 00015625 0527344
ERE T 0.459375
4 030725 00140625  0.396094
5 |03 0025 03375
& |0371875 00390525  0.293594
7 040625 005625 0234375
& |0440625 00765625 0.199844
ER T 015
10 | 0509375 0126562 0.114844
11 |054375 015625 0084375
12 |057#125 0189062 | 0.0585938
12 |06125 0.225 0.0375
14 |0B46875 0264063 0.0210937

| (] Cancel Apply Help

Fuente: Simulador CGM.

Figura B19. Menu para seleccionar los valores de las condiciones iniciales.

W' 1= 1) SIS 0o

a Initial Conditions

Fuente: Simulador CMG.
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Haga clic en Initial Conditions, aparece la opcion Initialization Settings...
(Configuracion de inicio), al hacer clic en esta opcion aparece la ventana de
condiciones iniciales, como la que se muestra en la Figura B20. Seleccione la
opcion Water, Oil, pues en este caso el crudo con el que se manejo es un crudo
muerto por lo tanto no hay presencia de gas. Ingrese los datos correspondientes
profundidad del contacto agua aceite y los datos de presion y profundidad de
referencia, teniendo siempre presente que estos son valores de condiciones
iniciales. Por ultimo seleccione la opcion de presion de burbuja constante y ingrese

el valor respectivo.

Figura B20. Ventana de condiciones iniciales.

Initial Conditions

Perform Gravity-Capillary Equilibrium of & Reservoir Initially Containing
" water, Oil. Gas  (VERTICAL DEPTH_AVE WATER_OIL_GAS EQUIL )

% /ater, il [VERTICAL DEPTH_AVE WATER_DIL EQLIL ]
" Water, Gas [VERTICAL DEPTH_AVE WATER_GAS EQUIL MOTRAMZONME |
There will be no residual saturation in Gas Cap [ GASZOME WOOIL |

Reference Preszure and Depth——————— [~ Phaze Contact Depth:
Fressure [ REFPRES | I— ‘whater-Oil Contact [ DWOLC I
Gas0] Contact [ DEOE ] I
Depth [ REFDEFTH ) I
wiater-Gas Cantact [ DWED ] I

r— Datumn Depth for Dutput Pressure
Mate: This item i optional

Depth [ DATUMDEPTH depth | I

Far mare options use the

Pressure will be comrected using the initial equilbrium A ol i
pressure distribution [ DATUMDEPTH depth INITIAL | anced inteface
— Bubble Paint Input Format Advanced |

& Reservoi initially satwated (PE =P )

" Constant Bubble Point Pressure [ PB ) I

@I 1[4 I Cancel | Lipply Help

Fuente: Simulador CMG.

B3.6 Numerical (métodos numéricos). En esta seccion se definen los parametros
que controlan las actividades numéricas del simulador, tales como los intervalos de

tiempo, la solucion iterativa de ecuaciones de flujo no lineales y la solucion del

209



sistema de ecuaciones lineales que se producen. Esta seccién es opcional, pero en
algunas ocasiones es necesario modificarla para el disefio del modelo de
laboratorio, sin embargo en este caso se dejaron los valores que trae el simulador
por defecto los cuales no presentaron problemas para el desarrollo de la simulacion;
el menu correspondiente a esta seccion se muestra en la Figura B21. Haga clic en
Numerical Controls, se desplegara una ventana similar a la Figura B22 donde se

pueden observar los valores que trabaja el simulador por defecto.

Figura B21. Menu seccién Numerical

+  Mumerical | b Timestep Contral..,

H- " Mumetical Contrals Mewton Salukion Method,
Linear Saolver, ..

Parallel Solver, ..

Fuente: Simulador CMG.

B3.7 Wells & Recurrent (datos de pozo y datos recurrentes). Esta seccion
permite crear o editar los pozos trabajando con parametros de control llamados
constrains, de esta misma forma esta seccién permite realizar las correspondientes
perforaciones para cada pozo. Haga clic en Well & Recurrent para que se
despliegue el menu de opciones de esta seccién, como se muestra en la Figura
B23.
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Figura B22. Ventana para el control de la seccion de métodos numéricos.

' Mumerical I ] 4
19010101 = =i
K.epword Dezcription DefaultYalue | Datazet Value Set At Time | -
Timestep Control Keywords
bd aximum Mumber of Timesteps [MaxSTEPS)
bd aximum Time Step Size (DT k] BZAE00 min
inimum Time Step Size ([DTHIN] 1.44 min
First Time Step Size after Well Change [DTWELL) 1.44 min
t airnum CPU Seconds [MAxCRL]
Mormal Y ariation per Time Step [MORM)

Freszure [PRESS) 3000 kPa

Saturation [SATLR] 0.1

Bubhble Point Prezzure [FELIE] 3000 kPa

Dew Point Prezssure [PDYW) 10000 kPa
b amimum Changes per Time Step [MARCHANGE]

Frezzure [FRESS] BO00 kPa

Saturation [SATUR] 02

Bubble Point Prezzure [FELIE] BO00 kPa LI

Comments for
Ok I Cancel Apply Help
4

Fuente: Simulador CMG.

B3.7.1 Wells (Pozos). Haga doble clic sobre Wells y aparecera una ventana para

crear los pozos involucrados en la simulacion (Figura B24), en este caso sera un

pozo inyector y uno productor.

Haga clic en Constraints, para introducir las

restricciones primaria y secundaria de operacion para su pozo ya sea inyector o

productor. Es util usar dos restricciones de operacion con el fin de evitar al maximo

cualquier error de convergencia.

restricciones para el caso de un pozo inyector.
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Figura B23. Menu de la seccién Well & Recurrent.

! ells ecument

ol wells ()
‘;g' Dakes (1)

Fuente: Simulador CMG.

- Tubing Tables (0
g Groups (0)

= Triggers (0}
“eomr Wl Lisk (CypenyShut)

el Mew. ..

Well Events. ..

Well Trajectories

el Campletions (PERFD. ..

Copey el .,

Pattern-Based Wells. ..

Group Mew, ..,

Garoup Events, ..

Garaup & Well Connections. ..

Trigaer Mew...

well List (OpenfShut). ..

Dates, .,

Tubing Tables ...

Reporting Groups...

Gaas-Lift Opkimizakian, ..

Import Production)Injection Data. ..
Switch Constrainks. .

fverage Production)Tnjeckion Data. .,
reate Field History File. ..

Fiz Well Definition Dates. ..

W alidate well completions For MULL blocks., ..
Walidate simultaneous productionfinjeckion, .
Shiows Wells Ak Sirmolation End Dake) Time
Cpen Welbore Diagram

Open Tirne-Line View
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Figura B24. Ventana para crear los pozos.

i Create New Well

ID & Type
Conshaints Enter & single well name or a comma [.] separated list of names.
Mame: Inyector
tultipliers . The name iz used az abasze and
™ 2dd multiple wells numbered 1 througty I 10 e gt
Welbare Type: INJECTOR LIt
Injected Fluid Groun: - | 3rd or 2nd lewel group with no
e <Naone> J ather groups attached to it
—well definition date & time
[E_] Simulstion start date: 2000-01-01
Date [r'h-00; |29£D?‘H2DDS j
Time [min]: IEI
= Eddwells using & dilling sehedule of I 1 wells everny I 2 matiths.

Add new well | Ok | Cancel |

Help

Fuente: Simulador CMG.

Para verificar que el tipo de fluido que se esta inyectando es agua, haga clic en la

pestana Injected Fluid en la ventana Well Events. Después de

informacion para los pozos haga clic en OK.

. . . 1T, :
Ahora, haga clic en Edit well perforations i, para crear las perforaciones del pozo
inyector y pozo productor. En esta sub-seccién se puede seleccionar el radio de

perforacion, especificar la trayectoria de perforacion y los bloques donde se desea

perforar el pozo.
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Figura B25. Ventana de restricciones.

: Well Events g ] 2|
Yl dizplaved wellz 2 of 2 |2DDD-D‘I -1 Vl Ell Well: ‘Inyector’ at 2000-01-01 [0.00 min)
1
EmE /R I Eiend I 1D & Type ¥ Caorstraint definition previous date: <nane
Inpectar
2000-01-01 I\’r\»JIJEI!:_ETDH C i # Constraint | Parameter Limit/Mode | alue Action
constraints T * 1 OPERATE BHP bottorn hole pressune N pex N 17237 kPa COMT
Praducto iniected flid R 2 |OPERATE  STwsufacewaterrate % M&X 3 cmid/min CONT
2000-01-01 WELL wiellbare select new LI
PRODUCER |
sonstraints Iniected Fluid
wiorkover
< | 0
Optionz
* | - | - | Lﬁnl%’l
Layer Gradient
Gas Lift < constraint modifiers >
X [T Chamge cuent primary constraint (ALTER] T Set new or change old constraint [TARGET)
Guide R ates
EHP 0 kPa # Parameter Value |
Comments select mew

Alter:  previous date: <none>

Target: previous date: <nones ><|
2l
o
Sort by ~ E:t:e Tool: | Reset Page | [ Autc-apply ak. I Cancel Apply Help

Fuente: Simulador CMG.

B3.7.2 Dates (Datos). Permite la creacién del cronograma de actividades para el
proceso de inyeccién de agua. Para ello, haga doble clic sobre Dates y se
desplegara la ventana Simulation Dates (Datos de simulacién), donde podra
seleccionar la fecha de inicio y de terminacion de la simulacién, como se muestra en
la Figura B26.

EE

Para crear las nueva fechas haga clic sobre _| 0 una serie de fechas pulse sobre

El. Se desplegara una ventana, como la que se muestra en la Figura B27, en la
cual se ingresa la fecha de inicio y la fecha de terminacién de la simulacion, y

especifica si el intervalo deseado es por afio, mes, dia u hora, luego haga clic sobre
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el botén OK. Aparecera la seccion Wells & Recurrent con ¥ | indicando que se ha

completado correctamente.

Figura B26. Ventana de datos de simulacion

2000-01-01.20139  (290.00)
il 2000-01-01.20833  (300.00)

i Simulation Dates a1
# - nokeyword data exists on thiz date (it can be deleted]

# Drate & Time [min] | zet STOP | Comments | Add a new date: El
1 2000-01-01  [0.00) O

2 * 2000010100634 (393 [0 Add a range of dates: El
3 #* 2000-01-001.01383  (20.00) O Detete selected empty zI
4 # 2000-01-01.02083  (30.00) O dates: :
5 # 2000-01-01.02778  (40.00) O

E # 2000-01-01.03472  (50.00) O

7 # 2000-01-01.04167  (60.00) O

g #* 2000-01-01.04861  (70.00) O Delete all empty dates: LI
& # 2000-01-01.05856  (20.01) O —
10 # 2000-01-01.06250  (90.00) O

n * 2000-01-01.06944  (33.99) O To lirnit cutput file size, limit grid
12 # 2000-01-01.07639 (110.00] O output [with WSRF] ta:

13 # 2000-01-01.08333 (120000 (O IDo niot limit grid cutput j
14 * 2000-01-01.09028  (130.00) O r FRemove exi_sti_ng l_<eyw0rds
15 | # 2000010009722 (140.00) [ [88%R17) i ol e
16 # 2000-01-01.10417 (150,000 [ R ecommendations |
17 # 2000010111111 (160.00) [0

18 # 2000010111806 (170.01) O

19 # 2000-01-01.12500 (180.00) [T

20 # 2000-01-01.13194 (18399 [0

21 # 2000-01-01.13889 (200000 (O

2 # 2000010114583 (210000 [0

23 #* 2000-01-01.15278 (220000 O

24 # 2000-01-01.15972 (230000 O

25 # 2000-01-01.16667 (240,000 [O

26 # 2000-01-01.17361 (250000 (O

27 # 2000010118056 [260.01] [0

28 # 2000-01-01.18750 (270,000 O

29 #* 2000-01-01.19444 (27999 [0

* O

Close

Fuente: Simulador CMG.
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Figura B27. Creacion de una serie de fechas.

Select a range of dates

From:  [2000-01-071 [0.00 min) | |
To |2|:||:||:|-|:|'| 0120833 [300.00 min] =] |

Xl
Step: I'I 0K I
__ Carcel |

Haur j Cancel

Selected dates in the range: 5

Fuente: Simulador CMG.

B4 VALIDATE DATASET (VALIDAR LA SIMULACION)

La validacién de los datos de entrada, se hace con el fin de asegurar que estos se
encuentren en un rango valido. Para ello, haga clic en Validate with IMEX (Figura
B28), después de hacer clic, aparecera una ventana similar a la Figura B29, donde
se pueden observar las siguientes opciones: validate, run to view initialization y

run normal immediately.

B4.1 Validate. Para validar seleccione Validate y haga clic en el botdon Run
Simulator (Figura B29) con esto IMEX iniciara la lectura del archivo de simulacion y
validara cada seccion. Los mensajes se imprimiran en un cuadro de texto, donde
apareceran los errores y mensajes de alerta. Cierre la ventana una vez terminada la
validacion para que revise los errores encontrados en la seccién indicada y trate de

solucionarlos. En caso de encontrar errores graves en los datos, consulte a
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Software Support Team de Computer Modeling Group Ltda. Guarde los

cambios en File/Save dataset.

Figura B28. Validacion de los datos del modelo.

G Builder - [:\Documents and Settingst TRABAIOINYMis documentos! Tesis IME! Tesis IME\SimulacioniMuevas Prop v GridiMODELOS MACROY-8Circ,.. — = X
i Fle Edit Wiew IO Control Reservoir  Components Rock-Fluid — Initial Conditions  Mumerical  Well Tools  Window Help -5 X
DG & BB &) S £ 53 E e Fulwindw -] BUTE| L2 B g 2 Qe (5 Y @t
x
R } Plane 1 of 5
[ ees =] " ; E— Calculate Yalidate Wwith
[BockFil =] [eGidTop x| Jmooomor 7] i Pl e
RS R | Gried Top (cm) 2000-01-01 K layer: 1
o 140 Control |» R L R L N s | T ATEE
- r Dak: XN EaE
(@] ¥ FHeservoi |' " ot " e
- Aods Uni B am
B Comparents |’ A
EE i HIE
v RockFlid MIE 100040
+ Initial Canditions [HHE :. lmm
v Mumerical | HALE ' — 30.003,2
¥ Wells & Recument [ E [ 30.002.8
-~ Tubing Tables (D) F [ 30-002.%
= Groups {0 L I z0.002,0
. - R
~ Wells (2) —H I z0.001 6
- Dates (31) r
- Triggers (0) - I 30.001,2
iy Wl List {(OpenyShut) L 30.000,8
r 30.000,4
L A
L o o o o x 20.000,0
C | A | A | A | A | I A
W=26 Y=-29 Rendering 3600 grid blocks, 720 view blocks, 720 exterior Faces.

Fuente: Simulador CMG.

B4.2 Run to view initialization. La opcion Run to view initialization es para iniciar
una corrida de inicializacion en IMEX. Para ello, seleccione Run to view

initialization y haga clic en el botén Run Simulator (Figura B29).

B4.3 Run to normal immediately. Esta opcién es para iniciar una corrida
inmediatamente en IMEX. Para ello, seleccione Run to normal immediately y

haga clic en el boton Run Simulator (Figura B29).
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Una vez terminado el proceso de simulacion, el software imprime en esta misma
ventana los resultados de la simulacion y genera los siguientes archivos: archivo de
salida (*.out), archivo indice de resultados (*.irf) y archivo principal de resultados
(*.mrf). Haga clic en el boton Display.OUT file para ver el contenido del archivo
*.out, después haga clic en el botén Launch Results para lanzar el Results 3D y el

Results Graph, para iniciar el analisis de los resultados de la simulacién.

Figura B29. Validacion de los datos del modelo.

i ¥alidate / Run Simulator o [= 4]
Edit

& Validate [Run to validate dataset only) Shaw/Hide Job Status

€ Run to view initialization (rn one time step)

€ Run namal immediately Display .OUT file

€ Run nomal in batch [ Subrit to job scheduler]

Run Abort Simulation LeviginfFlesulis
File:
Find Y/ arming Messages Find Error Messages Find Dimensioning Messages | Cloze Y

Fuente: Simulador CMG.
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B5. PROCESO DE SIMULACION

Una vez completo el archivo con el modelo para llevarlo al simulador IMEX y

comenzar la simulacion; se guarda el archivo *.dat, haciendo clic sobre File/Save

as..., se abre la ventana Save Dataset, en Main File pulse __] se abre la ventana
Change File Name desde la que se ubica el directorio donde se quiere guardar el

archivo, y el nombre que se le asigno, como se observa en la Figura B30.

Figura B30. Ventana para guardar el dataset creado.

iSave Dataset |

Comments for the dataset [top of main file):

2008-06-05, 15:42:38, TRABAIDINY ;l
2008-06-05, 15:46:03, TRABAIDINY
2008-06-05, 15:50: 47, TRABADINY
2008-06-05, 15:53:54. TRABAIDINY
2008-07-29, 20:44:57, TRABAJOINY

-

b air File: Iuments and SettingshTRABAJOINW Mis documentoshCaso B ase\Linea\CEL11#E5:5.dat J

Organize the Data: IAII data in a single file j Amay Saving Method: IDefauIt j
Change File Name 2l x|

Guardar en: I@ Lineal j = CF E-
e8] CBL1 1655

Mombre de
archive: [CBL11:65+5 | Guardar_|
Tipe: | Mair file [+ da) =] Eamazlkr |

Fuente: Simulador CMG.
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Cierre el ModelBuilder, guarde los cambios realizados y vaya a la plataforma
Technologies Launcher, ubique el directorio en el que se guardo el archivo *.dat
con el modelo, seleccidnelo y arrastrelo hasta el icono del simulador IMEX, aparece
la ventana Schedule a simulation job como se muestra en la Figura B31, esta
ventana corresponde a la programacion de la simulacion. Se puede programar la
hora a la cual se desea realizar la corrida o iniciarla inmediatamente haciendo clic

en el boton Run inmediately.

Figura B31. Programacion de la simulacion.

EmS Shedule & simulation job -0

Application: | mya00710 exe -
Mumber of processars to use ~Subinit Job Options
# Submit to local computer job gqueue
ile Mames Submit to Platfarm LSF job guews
Ipouat Files: CBL11xE65:x5 dat Gueue Mame:
Ot file: CBL11 x65x5 out | Additionsl LSF 'beub' switches
Restart IRF file: | |

Liog file: CBL11x69x5 1oy File shating environment |:|

Submit to Microsoft Compute Cluster
Additional ok submit' switches

Write output files to the following folder

—Scheduling Options:

|CrDocumerts and Settings TRABAJOINYMis documert|

s Simuletor Run Opti
imulstor Run Options Jok Start day Job Start time

Run simulstor in check-only mode 5 : 4 : 7 EM

Prirt detailed model dimensioning information st run-time

Run after job iz finizhed

Run simulstor for one time-step anly

~Execution Priority
* Lo Mozl High

Additional simulatar switches

SubimitJob || Run immedistely ||

Fuente: Simulador CMG.
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Una vez terminado el proceso de simulacién, el software genera los siguientes
archivos, archivo de salida (*.out), archivo indice de resultados (*.irf) y archivo
principal de resultados (*.mrf). Ademas de estos archivos, el simulador reporta los
totales de la produccion e inyeccién cumulativa de cada uno de los fluidos, los
fluidos in-situ, las tasa de produccion e inyeccion, los time step, los ciclos de
Newton, los cortes, las iteraciones que se requirieron para solucionar el problema.
Adicionalmente, la duracion de la simulacién, la hora y fecha de finalizaciéon y
ubicaciéon de los archivos de salida por defecto se guardan en la misma carpeta
donde se encuentra el archivo de datos. Pulse s para finalizar el proceso de

simulacion.

B5 ANALISIS DE LOS RESULTADOS OBTENIDOS DEL SIMULADOR

Terminada la corrida, el simulador genera un archivo de salida, output file (*.out), el
cual se abre arrastrandolo sobre el icono del block de notas o sobre el icono de

Word, en el cual se puede observar los siguientes parametros:

e Datos ingresados al simulador por el usuario.
¢ Datos arrojados por el simulador.
e Procesos realizados durante el proceso de simulacion.

o Datos de la duracién del tiempo de la corrida.

B5.1 Analisis de los resultados en forma grafica (2D). Para generar las
tendencias de los resultados obtenidos de la simulacién, seleccione el archivo indice

de resultados, index-results file (*.irf) en el Technologies Launcher, haga clic

2

. Rezults Grapa
sobre el y arrastrelo hasta el icono de Results Graph ™" | se abre una ventana
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de resultados, como la que se muestra en la Figura B32. Para crear una nueva
grafica, seleccione Edit/Curve/Add, luego seleccione los parametros que desea
analizar en el cuadro Parameter. En file seleccione el archivo, en Origin Type, el
tipo de origen del parametro (de pozo, de campo, por sector, etc), luego pulse OK.
Si desea generar una nueva grafica en una ventana diferente haga clic en
Edit/Plot/Add. (Figura B33).

Figura B32. Adicion de curvas para resultados graficos (2D).

G Reesults - [lineal {r, 30 qw, 3)00.585] =X
i Fle Edit View Took Window Help -8 X
N E &)L 222X G riwindow - p5[Ta] 4 4 b M| Paget B
— b FACTOR DE RECOBRO LINEAL =
El-<7 Entire Field
El-|g Plot 1 a0
: ~ Oil Recoven F
= ¥ Time
T w1: Ol Recove
‘ =l Legend
b A Plat Title
g
K
]
g
AL SEPCE SRR PEEEPEP TP PP PEREs b e e
-]
g
s
L]
°™
B o o - o b
a T T
u] 100 200 300
Tiempo {min}
K — i 4| | 3|

For Help, press F1

Fuente: Simulador CMG.
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Figura B33. Resultados graficos (2D).

Results Graph - Add Curve x|

0il Recovery Factor SCTR we. Time

File ILineaI [r.30 que,3).irf j Origin Type | Sector [Fegion] 'I

Field
% AXIS: Time Group
& v 2515 0il Recovery Factor SCTHR Laver [Completion]
Parameter eae i[ti':'
- - S ECIOr R EgIon
Oil Inje Cum SCTR = | [5pecial Hish
0 Inje: Riate SCTR =l Y e

Qil Prod Cum SCTR
0il Prod Rate SCTH
0il Re ery Factar SCTR

Oil Valume RC SCTR &
1| | »

Origin

Entire Field

Chooze ' Axiz .
& Plot On'v1 Asis Add Block Property s, Time |
 Plot On'v'2 faxis Add Difference Property |

 Plot On 3 Asiz

 Plot On'y4 s ok | cancel |

Fuente: Simulador CMG.

B5.2 analisis de resultados en forma grafica (3D). La herramienta Results 3D,
permite analizar los resultados en forma grafica, seleccionando una vista
bidimensional (2D) o tridimensional (3D) del enmallado de simulacion (Figura B34),
para inspeccionar e imprimir el comportamiento de las propiedades dentro del medio

poroso.

Para generar una grafica en Results 3D se debe seleccionar el archivo indice de

resultados, index-results file (*.irf) en el Technologies Launcher, hacer clic sobre
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el y arrastrarlo hasta el icono de Results 3D -.»», se abre la ventana de Results

3D, seleccione la propiedad deseada para observar su comportamiento.

Figura B34. Esquema del modelo de simulacion en Results 3D

e Results - [lineal {r, 30 qw, 300, 3tp] o e ]
E-ile Wiew  Tools  window  Help - X
NS BRE IS DS S|SB vy | BfEz s 2Q a0 B
: P
Im } - Flane 1 af 1 — . - Datarecord 45 of 83

= [[WEED ol

[Block Fil =] fwater Saturation x| | 1772

Water Saturation 1772 min

1,00

080

Froductar

0,80
0,70
060
0,50
0,40
10,30

=020

0,10

0,00

Fuente: Simulador CMG.
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