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RESUMEN

TITULO: APLICACION DE LA TECNICA DE ANALISIS NODAL AL PROCESO
DE INYECCION DE POLIMEROS EN UN CAMPO COLOMBIANO*".

AUTORES: JOSE LUIS RAMIREZ ORDONEZ Y SEBASTIAN VALENCIA
MAFLA**2,

PALABRAS CLAVES: POLIMERO, INYECCION DE QUIMICOS, RECOBRO
MEJORADO DE PETROLEO, ANALISIS NODAL, PRODUCCION DE
HIDROCARBUROS

DESCRIPCION:

Uno de los objetivos mas importante de la industria es aumentar la produccion de aceite. En los
pozos productores cuando se quiere mejorar la produccion se aplica una técnica denominada
analisis NODAL, la cual busca mediante su implementaciéon el disefio de los diametros de
tuberias y lineas de flujo que permitan tener un mayor caudal en superficie. De manera analoga
se podria aplicar esta técnica para saber como el fluido de inyeccion cambia sus propiedades
debido a la degradacion mecanica por friccion.

En los ultimos anos ha aumentado el interés en los métodos de recobro mejorado debido al
desarrollo de nuevas tecnologias de inyeccion. La inyeccion de polimeros se encuentra entre
los procesos de recobro quimico (CEOR) que se aplican principalmente a campos maduros, en
los cuales se haya realizado inyeccion de agua, con el fin de incrementar el factor de recobro
hasta un 15%.

Los polimeros son agregados al agua de inyeccién con el propdsito de incrementar la
viscosidad de la solucion desplazante para mejorar la relacién de movilidad agua-aceite y
mejorar la eficiencia de barrido volumétrica. Pero las soluciones poliméricas debido a su
naturaleza no newtoniana no presentan la misma viscosidad a todas las tasas de flujo, y
también varian sus propiedades al ser transportadas en tubos ya que pueden sufrir
degradacion mecanica por friccion y no presentar la viscosidad necesaria para un proceso de
recobro eficiente.

Por lo tanto, en este proyecto, se analizé el disefo 6ptimo de los pozos tanto inyector como
productor. En el pozo inyector se disefid los diametros de tuberias con los cuales el polimero
sufriera el menor cambio en sus propiedades y en el pozo productor se disefié los diametros de
tuberias para aumentar la produccion de manera segura y sin afectar las propiedades del
yacimiento.

" Trabajo de grado.
2 Facultad de Ingenierias Fisico-Quimicas. Escuela de Ingenieria de Petréleos. Director: Ms.c

Fernando Enrique Calvete Gonzales, Ingenieria de petréleos.
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ABSTRACT

TITLE: APPLICATION OF THE NODAL ANALYSIS TECHNIQUE TO THE
POLYMER INJECTION PROCESS IN A COLOMBIAN FIELD*3.

AUTHOR'S: JOSE LUIS RAMIREZ ORDONEZ. SEBASTIAN VALENCIA
MAFLA**4,

KEYWORDS: POLYMER, CHEMICAL INJECTION, ENHANCED OIL
RECOVERY, NODAL ANALYSIS, PRODUCTION OF HYDROCARBONS.

DESCRIPTION:

One of the most important objectives of the industry is increase oil production. In the
productor’s Wells when you want to improve production, a technique called NODAL analysis is
applied, which seeks through its implementation the design of the diameters of pipes and flow
lines that allow to have a greater flow in the Surface. This technique could be applied in the
injector well to observe how the injection fluid changes its properties due to the mechanical
degradation.

In recent years the interest in improved recovery methods has increased due to development of
new injection tecnologies. The polymer injection is among the processes of chemical recovery
(CEOR) that is mainly applied to mature fields, in which waterflood has been carried out, in
order to increase the recovery factor by 15%.

The polymers are added to the injection water for the purpose of increasing the viscosity of the
displacement solution to improve the volumetric sweep efficiency. But the polymer solutions do
not have the same viscosity at all flow rates, and their properties also vary since they can
undergo mechanical degradation by friction and not present the viscosity necessary for an
efficient recovery process.

Therefore, in this proyect, the optimal design of the Wells both injector and producer were
analyzed. In the injector well, the diameters of pipes with which the polymer underwent the least
possible change in its properties were designed and, in the producer well the pipe diameters
were designed to increase the production in a safe way and without affecting the properties of
the reservoir.

3 Bachelor Thesis
4 Facultad de Ingenierias Fisico-Quimicas. Escuela de Ingenieria de Petréleos. Director: Ms.c

Fernando Enrique Calvete Gonzales, Ingenieria de petréleos.
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INTRODUCCION

El factor de recobro promedio en Colombia es aproximadamente de 19%, y
alrededor del 90% de los campos petroliferos del pais se encuentran
produciendo aun en etapa primaria. Aproximadamente el 88% de la produccion
proviene de recobro primario, 11% de recobro secundario y aproximadamente
el 1% de produccion de métodos de recuperacion mejorada de petréleo (Castro
et al.., 2010). En ese sentido, se han implementado diferentes pilotos de
recuperacion mejorada con el fin de buscar alternativas que permitan el

aumento de la produccion de petroleo.

A nivel mundial La inyeccién de agua es el proceso de recuperacion adicional
de petréleo mas conocido he implementado. Sin embargo, la aplicacion de este
proceso secundario tiene limitantes en la eficiencia de barrido. Por lo anterior,
se hace preciso implementar métodos de recobro mejorado EOR, con el fin de
incrementar tanto la eficiencia volumétrica como la de desplazamiento y, de
este modo, aumentar el factor de recobro desde etapas tempranas del proceso

de inyecciéon de agua (Alvarado & Manrique, 2010).

Por otra parte, se tiene que la técnica de analisis NODAL permite maximizar la
productividad de un campo petrolero de manera econdémicamente rentable y
eficiente; con la aplicacion de esta metodologia se adecua la infraestructura
tanto de subsuelo como en superficie, con el propdsito de hallar el disefio mas
adecuado de los componentes del sistema de produccion, permitiendo de esta

manera generar un aumento en la produccion.

Este trabajo estudia el comportamiento de los fluidos inyectados en un método
de recuperacién mejorada con polimeros haciendo uso de la técnica de analisis
NODAL, donde se puede evidenciar el comportamiento de la presion de la
solucion polimérica tanto en lineas en superficie como en tuberias de subsuelo.
Ademas, determinar que afectaciones tiene este de comportamiento en la

produccion y por ende en el factor econdémico del proyecto.
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1. SISTEMAS DE PRODUCCION Y ANALISIS NODAL

1.1 SISTEMA DE PRODUCCION.

Después de realizar la perforacion, el completamiento del pozo y las pruebas
de registros al pozo se inicia la fase de produccion, en la cual los fluidos que
estan confinados en los poros de la formacion productoras, se desplazan desde
dichos poros hasta el pozo y si el yacimiento tiene suficiente energia hasta
superficie. La energia que tiene el yacimiento es la presion y depende
principalmente de la profundidad a la cual se encuentra la formacidn
productora. Debido a esto el sistema puede presentar varios diferenciales de
presion desde el yacimiento hasta los sistemas de recoleccién o facilidades de
superficie, que dificultan la produccién de los fluidos y se tiene una produccion

baja®.
El sistema de produccioén tiene cuatro fases principales:

- Yacimiento.

- Completamiento.

- Pozo.

- Lineas de flujo en superficie.

En cada una de las fases se produce una caida de presion, siendo asi la caida
de presion total del sistema igual a la sumatoria de las caidas de presion de
cada fase. La presion inicial corresponde a la presién estatica del yacimiento y
la presion final del sistema corresponde a la presion de entrada de los fluidos

en el separador.

5 ARGUELLES ARIZA, Juan David; PAZ BENAVIDES, Favio Alejandro. Optimizacion de la
produccion de un campo petrolero ubicado en la cuenca del Caguan-Putumayo utilizando la
técnica de analisis Nodal. Tesis en ingenieria de petréleos. Bucaramanga: Universidad
Industrial de Santander. Facultad de ingenieria Fisicoquimicas, 2017, 286 p.
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Figura 1. Sistema de produccion.

separator Gas

%:D[[II Water

wellhead

wellbore

Fuente: modificada de AM Ghalambor de Petroleum Production Engineering: A Computer-

Assisted Approach Chapter 1.

1.1.1 Pérdidas de presién en el sistema.

1111 Pérdidas de presion en el yacimiento. El conocimiento del
yacimiento, las propiedades de los fluidos, estado actual de depletamiento,
saturaciones de fluidos, permeabilidades relativas y el dafio al pozo permiten
determinar lo que el yacimiento en particular puede producir. Debido al
diferencial de presion entre el yacimiento y el pozo, los fluidos viajan a través
del medio poroso desde el maximo radio de drenaje hasta el completamiento
del pozo. Durante este proceso se pierde energia debido a la viscosidad de los
fluidos, las presiones capilares que se puedan presentar, a la baja capacidad
de flujo y restricciones en cercania del pozo. Esa pérdida de energia se ve
reflejada en una disminucién de la presion, la cual se podria cuantificar de la

siguiente manera:
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= Pus Ecuacion 1

Dénde:
AP, : Perdida de presion en el yacimiento (psi).
P, : Presion inicial del yacimiento (psia).

Py s : Presion en la cara de la formacion (psia).

11.1.2 Pérdida de presion en el completamiento. EI método mas
ampliamente usado para completar un pozo es el completamiento perforado.
En el cual se utiliza cemento para llenar el anular entre el pozo y el
revestimiento, este cemento debe ser perforado para establecer comunicacion
entre el pozo y la formacion productora.

Durante el paso de los fluidos por el completamiento se presentan perdidas de
presion a causa de los hoyos o canales ocasionados por dichas perforaciones.
Esto se debe a factores como: la sobrecompactacion de la pared alrededor del
hoyo perforado y a la profundidad perforada; y al area reducida de flujo de los

hoyos perforados.

Después de las perdidas en el yacimiento y de pasar el completamiento, el
fluido llega con una presion al fondo del pozo conocida como presion de fondo

fluyente (Pwr).

APcompre. = Pwrs — Pwr Ecuacion 2.

Dénde:
APcompie. - Perdida de presion en el completamiento (psi).
Py s : Presion en la cara de la formacion (psia).

P, : Presion de fondo fluyente (psia).
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1.1.1.3 Pérdida de presién en el pozo. “Una vez que los fluidos del yacimiento
han llegado al pozo se inicia el flujo ascendente a través del sistema de
tuberias instaladas para la conduccion de los fluidos hasta la superficie. El
proceso de flujo se efectua desde la profundidad media del intervalo productor

hasta la superficie”®.

Durante este proceso de flujo la perdida de presion se debe principalmente a la
friccion generada entre las paredes de la tuberia y el fluido, ademas del efecto
de la gravedad. Las pérdidas en el fondo de pozo se pueden expresar de la

siguiente forma:

AP, = Pys— Py Ecuacion 3.

Dénde:
AP, : Perdida de presion en el pozo (psi).
P, : Presion de fondo fluyente (psia).

P, : Presidén en cabeza de pozo (psia).

1.1.1.4 Pérdida de presion en lineas de flujo. Las lineas de flujo se
comportan de manera similar a las tuberias de produccion sufriendo la caida de
presidon a manos de la friccion generada entre las paredes de la tuberia y el
fluido, pero en este caso no actua la gravedad. En un sistema de produccion

simple, las pérdidas de presién se pueden calcular de la siguiente manera:

AP p = Pyp — Bep Ecuacion 4.

Doénde:

6 MORENO NAJERA, César Eugenio. Conceptos basicos para la técnica de analisis Nodal.
PEMEX. Ciudad de México D.F.: Exploracién — produccién region sur, 2006. P.29
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AP, : Perdida de presion en el pozo (psi).
P, : Presion de fondo fluyente (psia).

P, : Presidén en cabeza de pozo (psia).

En conclusion, el balance de la pérdida de energia total es el resultado de la
diferencia entre la presion del yacimiento (P,) y la sumatoria de las pérdidas de
presidn en cada una de las fases de produccidon y se puede expresar de la

siguiente forma:

P, — AP, — APiompre. — AP, — APy = Py, Ecuacion 5.

Esto es para un sistema de produccidn simple y sin ningun tipo de accesorios
que generen alguna caida de presion adicional a las mencionadas
anteriormente.

1.2 DESEMPENO DE LA AFLUENCIA DE UN POZO.

Conocer el comportamiento de la afluencia o capacidad de producir de un
pozo, es de vital importancia para el desarrollo del pozo, ya que indica cual es
la respuesta del yacimiento a una caida de presion para determinar cual es el
mejor disefio de tuberias y lineas de flujo que permitan tener una tasa
produccion optima que no dafie el yacimiento y que sea econdmicamente

viable.

1.2.1 modelos de produccion y comportamiento de la afluencia (IPR).

El comportamiento de la afluencia de un pozo representa la capacidad de un
pozo para aportar fluidos y un modelo de produccién es una herramienta
matematica que permite caracterizar la capacidad de aporte de un yacimiento
hacia el pozo.

Para determinar cual es el aporte o tasa de flujo del yacimiento al pozo, en
necesario conocer diferentes datos como radio del pozo, radio de drenaje,
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espesor, porosidad, capacidad de flujo y la caida de presidn entre el yacimiento
y el fondo de pozo, entre otros.

1.2.1.1 Flujo de un yacimiento subsaturado (linea recta). Un yacimiento
subsaturado es cuando la presién inicial es mayor a la presion de burbuja, por
lo tanto, el volumen de gas se encuentra disuelto en el petréleo y no existe
capa de gas. Inicialmente se encuentra en estado liquido. Cuando la presion

baja a valores cercanos a la presion de burbuja se empieza a liberar gas.

Cuando la presion del yacimiento es superior a la presion de burbuja, los
liquidos en el yacimiento y en produccion se encuentra en fase liquida. En este
caso, para una grafica de la tasa de produccién (Qt) vs la caida de presion (Py—
Pwf), se evidenciara un comportamiento lineal, que muestra la proporcionalidad

entre la tasa de flujo y la caida de presion.

Figura 2. Grafica Pwf Vs Qi.

Pwf
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El indice de productividad (J) se puede definir como la relacién entre la tasa de
produccion y la caida de presidon, se supone de valor constante,
independientemente de la produccidn a condiciones superficiales y con
produccion de aceite y agua. Matematicamente se puede expresar de la

siguiente manera:
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J = _dr Ecuacion 6.

Py—ow

O bien, si se considera flujo radial para un yacimiento homogéneo, horizontal,

uniforme y de poca compresibilidad, la ecuacién de Darcy:

] = 0.007082 kh

= Ecuacion 7.
B,uln-%
rW

Donde:

K: permeabilidad (md).

h: espesor de la formacion (ft).

Bo: Factor volumétrico de formacion (Bls/STB).
M: Viscosidad del aceite (cP).

re: Radio de drenaje (ft).

rw: Radio de pozo (ft).

En esta etapa de produccion el indice de productividad (J) es el mismo a
cualquier tasa de produccion. Cuando el pozo no produce (qt= 0), la caida de
presion es igual a cero (Pw = Py) y si Pwt = 0, la produccidén sera maxima Qmax =
J X Py.

1.2.1.2 Flujo de un yacimiento saturado. Un yacimiento saturado es aquel en
la que la presion inicial se encuentra igual o por debajo de la presion de
burbuja, por lo tanto, en el yacimiento se encuentra liquido y gas. La zona
liquida estda en su punto de burbuja y sera producida como un yacimiento

subsaturado modificado con la presencia de la capa de gas.

Cuando se presenta flujo en dos fases en el yacimiento el indice de
productividad cambio continuamente en funcién de la caida de presion. El
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modelo de la linea recta no se ajusta para el caso de los yacimientos
saturados, debido a que con la caida de presiéon se permite la liberacion de
gas, lo que produce un incremento de la permeabilidad relativa al gas por
encima de la permeabilidad relativa al aceite, en consecuencia, el volumen de

liquido decrece y la tasa de flujo no se comporta de manera lineal.

Para calcular el IPR en yacimientos saturados se tiene los siguientes métodos

de calculo: método de Vogel y método de Fetkovich.

o Método de Vogel. Vogel obtuvo IPR’s para yacimientos con gas en
solucioén variando caracteristicas del yacimiento, de los fluidos y a diferentes
estados de agotamiento, encontrando que todas las curvas obtenidas
presentaban una pendiente negativa que se hace mayor a medida que
disminuye Pus.

Vogel desarrollo una ecuacién empirica para el IPR de un pozo productor que
se utiliza cuando la presion del yacimiento es menor a la presiéon de burbuja. La

ecuacion que desarrollo es la siguiente:

P Pur\’
% _1_02 <ﬂ> ~08 <ﬂ> Ecuacién 8.
QOMAX Py Py

Donde:

Qo: tasa de aceite (BOPD).

Qomax: tasa de aceite maxima o AOF (BOPD).
Py: Presién promedio del yacimiento (psia).
Pwi: Presion de fondo fluyente (psia).

Ademas de realizar este modelo, Vogel desarrollo un modelo que se ajusta al

flujo monofasico y flujo multifasico a la vez, conocido como el modelo de Vogel
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generalizado el cual tiene como variable importante la presion de burbuja, y la
importancia del modelamiento en el analisis del flujo recalca en la presion de
fondo fluyente. Al ser la variable importante la presién de burbuja, esta divide el
comportamiento de la curva en dos partes: cuando la presion de fondo fluyente
se encuentra por encima de la presion de burbuja y cuando la presion de fondo
fluyente se encuentra por debajo de la presién de burbuja.

Cuando la presion de fondo fluyente (Pwf) estd por encima de la presion de
burbuja (Pb) el flujo es monofasico, por lo tanto, el comportamiento de la curva
IPR es una linea recta hasta que la Pwr sea igual a la Po como se puede
observar en la figura 37. con estas condiciones se obtiene la tasa de

produccion de la siguiente manera:
Qo =J(B, — Pyy) Ecuacién 9.
Donde:
Qo: tasa de aceite producida (BOPD).
J: indice de productividad (Bls/(psia*dia)).
Py: presién del yacimiento (psia).

Pwi: presion de fondo fluyente (psia). Varia de la presion del yacimiento hasta la

presiéon de burbuja.

Cuando la presion de fondo fluyente se encuentra por debajo de la presioén de
burbuja el flujo es bifasico ya que se libera parte del gas en solucién, esto hace
que la curva IPR tenga un comportamiento curvo con pendiente negativa, dicho
comportamiento se puede ver en la figura 3, y se puede expresar
analiticamente de la siguiente manera:

Pys

P 2
Q,= Q,+ 0, <1 —0.2 (ﬂ) ~0.8 (—) > Ecuacién 10.
P, P,

7 PLATA MANTILLA, Cristian Norberto. Evaluacion de diferentes escenarios para la
optimizacién del sistema de producciéon del campo San Roque por medio de la técnica de
andlisis Nodal. Tesis en ingenieria de petroleos. Bucaramanga: Universidad Industrial de
Santander. Facultad de ingenierias Fisicoquimicas, 2106. P.90.
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Dodnde:
Qo: tasa de produccion de aceite (BOPD).

Qp: tasa de produccion de aceite encima de la presion de burbuja (BOPD).
— I*Pp
Qv = "5 . (BOPD).

Pwi: presion de fondo fluyente (psia).

Po: presion de burbuja (psia).

Figura 3. Método de Vogel.
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Fuente: Cuaces |Ipiales Henry, presentacion 02 Ila [IPR. Disponible en
https://es.slideshare.net/henryxavier/02-la-ipr.

o Método de Fetkovich. Para este modelo Fetkovich se basé en la
ecuacion de Evinger y Mustak para flujo bifasico en pozo de radio rw que drena

un radio re, obteniendo como resultado la siguiente relacion:
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0.007082 k * h Py .
= = * f(P)dpP Ecuacion 11.
lnr—e Pwf

w

(o)

En donde f(P) es la funcion de la presion que depende basicamente del

régimen de flujo del pozo, y en cuyo caso mas simple es de dos fases. Dicha
funcién de presion se podria definir como en la ecuacion 12 cuando la presion

del yacimiento es menor a la presion de burbuja®.

f(P) = L Ecuacion 12
Ho * By

Dodnde:

Kro: permeabilidad relativa al aceite (md).

U, Viscosidad del aceite (cP).

Bo: Factor volumétrico de formacion del aceite (Bls/STB).

Conociendo que la presion del yacimiento decrece a medida que se produce en

el pozo, el indice de productividad varia de la siguiente manera:

Ecuacion 13.

ol

0.007082 k  h ( Kro ) 1
= E 3

*_
Inle Ko * Bo/ 2P

w

Si se reemplaza la ecuacion 13 en la ecuacién 11, y se resuelve la integral de

la funcién de presion, se obtiene el modelo para un yacimiento subsaturado.

P
Qo =) 0i FS (B2 = Py?)" Ecuacién 14.

1

8 BEGGS, Dale H. Production Optimization Using Nodal Analysis. EEUU: OCGI and Petroskills

Publications, 2003. P.30.
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Doénde:

],oi *

a~] P
Il
)

Por lo tanto, la ecuacidon 14 se transforma en el modelo de productividad de un

pozo vertical que drena un yacimiento de aceite subsaturado.

Qo =C* (Psz - owz)n Ecuacion 15.

Figura 4. Método de Fetkovich.

qu=Jo(Pws-Pw)

Pws”2 - Pwf’r2

v

qo (bpd)

Fuente: Cuaces |Ipiales Henry, presentacion 02 Ila [IPR. Disponible en

https://es.slideshare.net/henryxavier/02-la-ipr.

o Factores que afecta la curva IPR. La curva de IPR puede variar por
muchos factores, el principal factor es la presién, ya que, al disminuir la
presidn, el gas en solucion genera el encogimiento e incremento de viscosidad
del aceite haciendo mas dificil la producciéon y modifica el mecanismo de
produccion del yacimiento. Otro factor que afecta en gran medida son las zonas
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de permeabilidad constante. Cuando en estas zonas aumenta la saturacién de
agua se disminuye la permeabilidad relativa al aceite, lo que genera una

reduccion en la productividad del yacimiento.

1.3 FLUJO EN TUBERIAS.

Una vez los fluidos del yacimiento han llegado al pozo se inicia el flujo
ascendente a través del sistema de tuberias instaladas para llevar el fluido
hasta superficie y luego hasta el separador, y demas facilidades de superficie.
Estos fluidos pasan a través de diversas ampliaciones o restricciones propias
del sistema de tuberias, ademas de accesorios adicionales que pueden

generar una caida de presion.

La ecuacion para el flujo de fluidos en tuberias que se utiliza para cualquier
fluido, ya se monofasico o multifasico, y para cualquier angulo (flujo

ascendente). Es la siguiente:

APttotal = APElevaci()n + APFricci()n + APAceleraci()n Ecuacion 16.

Cada delta (A) representa una pérdida de presiéon en un punto del sistema. La
componente de elevacion para flujo vertical o inclinado es por mucho la mas
importante de los tres componentes y puede contribuir generalmente en mas

del 80% de las pérdidas totales®.

1.3.1 Flujo de liquidos en tuberias. La ecuacion que describe el flujo de
liquidos por tuberias, parte inicialmente de la ecuacion general de energia vista
anteriormente, la Unica variacién es que se considera despreciable el efecto de
la aceleracion.

AP, = AP, + APf Ecuacion 17.

°® MORENO NAJERA, César Eugenio. Conceptos basicos para la técnica de analisis Nodal.

PEMEX. Ciudad de México D.F.: Exploracién — produccién region sur, 2006. P.28.
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Dodnde:

AP, : Pérdida de presion de la fase liquida.
AP,: Pérdida de presién por elevacion.
AP;: Peérdida de presion por friccion.

La caida de presidn por elevacion esta definida como el producto de la

gravedad especifica del liquido por el cambio de elevacion o inclinacion.

AP, = 0.433y, x Ah Ecuacion 18.

La pérdida de presion de la fase liquida por efecto de la friccion se obtiene de la
ecuacion de Darcy, y después de realizar el analisis dimensional de la
ecuacion, se tiene la ecuacion para unidades de campo.

fryL*qi L

APr = 1.1476 X 10~ PE

Ecuacion 19.

Siendo 1.1476 x 10~> el factor de conversion para manejar los valores de

caudal, longitud y didametro en unidades de campo.

Definiendo cada componente de la ecuacion 17, se puede obtener la ecuacion
que determina el gradiente o caida de presion total para el flujo de liquidos por
tuberias en unidades de campo.

O_Sf*n*qE*L

P Ecuacion 20.

AP, = 0.433y, x Ah + 1.1476 X 1

El unico término que no se ha definido es el factor f. El factor de Moody (f) o
factor de friccion depende especificamente del régimen de flujo y del numero

de Reynolds.

Entonces para un flujo laminar de una sola fase, el factor de Moody esta dado

por:

f= Ecuacion 21.
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Para flujo turbulento el factor de friccion estda dado por la ecuacion de
Colebrook y White.

[ € 2514 \]7° Eewacion 22
f=|-2%log 3.71*d+ TN cuacion 22.

El numero de Reynolds para un fluido que se encuentra en la fase liquida,

unidades de campo, esta dado por la siguiente ecuacion:

qL *VL
dx* p

Nge = 92.2 Ecuacion 23.

1.3.2 Flujo multifasico en tuberias. El flujo multifasico se puede definir como
el comportamiento de flujo concurrente de gas libre y liquido, el cual fluye en
diferentes configuraciones (patrones de flujo) a través de las tuberias de
produccion y lineas de superficie.

El objetivo primordial del estudio del flujo multifasico consiste en estimar la
presion de fondo fluyente (Pw) que requiere el fondo de pozo para transportar

los fluidos del fondo de pozo hasta las facilidades de superficie.

1.3.2.1 Patrones de flujo. Un patron de flujo describe la forma en que se
encuentran distribuidas espacialmente las fases de un fluido dentro de un
segmento de una tuberia. Existen varias distribuciones que generan un perfil de

velocidad de fases y colgamiento (HOLD UP).

Conocer el patron de flujo es muy importante, ya que esté afecta el fendmeno
de colgamiento, por lo cual, es necesario conocer el patron para calcular el
colgamiento. Ademas, determina cual fase del fluido se encuentra en contacto
con la pared y como es la transferencia de calor. Y, por ultimo, también afecta
las condiciones de operacion en las instalaciones y facilidades del proceso por
el comportamiento de los oleo-gasoductos©.

El patrén de flujo depende o adquiere su configuracion por diversos factores,

tales como:

0 Ibid., p. 29.
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- Tasa de flujo (aceite, agua y gas).

- Relacion gas-aceite.

- Propiedades fisicas de ambas fases (densidades, viscosidades vy
tensiones superficiales).

- Geometria de la tuberia (diametro de tuberia e inclinacion).

o Patrones de flujo multifasico en tuberias verticales e inclinadas.
- Monofasico: como su nombre lo indica el fluido viaja en una sola fase, puede

ser liquido o gas. Si viaja puro liquido el colgamiento es igual a 1.

- Burbuja: en este patrén la tuberia se encuentra casi llena de liquido y la fase
gaseosa es muy pequefa. La fase gaseosa se encuentra presente en
pequefias burbujas distribuidas aleatoriamente, al igual que sus diametros. Las
burbujas se mueven a una velocidad diferente que depende del diametro de
cada burbuja. El liquido se mueve a una velocidad uniforme y, a excepcién de

la densidad, la fase de gas tiene un efecto minimo en el gradiente de presion.

- Tapon: la fase gaseosa es mas pronunciada, aunque la fase liquida sigue
siendo continua, las burbujas de gas se unen y forman burbujas estables de
aproximadamente el mismo tamafio y forma que la tuberia, estas burbujas
estan rodeadas por una pelicula de liquido y son separadas por tramos de
liquido. La velocidad de las burbujas de gas es mayor que la velocidad del
liquido, siendo esta ultima no constante mientras el tramo o bache de liquido se
mueva siempre en la direccion de flujo. A mayores velocidades de flujo, el

liquido puede ser arrastrado dentro de las burbujas de gas.

- Transicion: en este patron el cambio de fase es mucho mas marcado,
cambia de una fase continua de liquido a una continua de gas. El bache de
liquido virtualmente desaparece entre las burbujas, y la fase gaseosa arrastra
una mayor cantidad de liquido, aunque los efectos del liquido son significativos,

el gas es el que predomina.

40



- Neblina: en este patron el gas es el factor predominante. La fase continua es
el gas que arrastra las gotas de liquido, aunque el liquido deja una pelicula en
la pared de la tuberia.

Figura 5. Patrones de flujo multifasico en tuberias verticales.
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Fuente: tomado de CARRERA, Alex, PMEC S.A. Dimensionamiento de tuberias de proceso en
flujo bifasico. Disponible en http://www.pmecsa.com/sitio/2014/06/05/dimensionamiento-de-

tuberias-de-proceso-en-flujo-bifasico/

o Patrones de flujo multifasico en tuberias horizontales. El flujo
horizontal presenta algunas variaciones importantes con respecto al flujo
vertical, la mas importante es el efecto de la fuerza gravitacional. En el flujo
vertical la fuerza gravitacional es paralela a la direccién de flujo lo que causa
que el gas viaje mas rapido, en cambio, en el flujo horizontal la fuerza
gravitacional es perpendicular a la direccion de flujo. Otro factor que afecta el
flujo es la densidad de los fluidos, debido a que el gas tendera a fluir en la parte
superior y el liquido en la parte inferior, presentandose diferentes
configuraciones o patrones de flujo como los siguientes:

- Flujo segregado estratificado: este patron se presenta a bajas tasas

de produccion, y es en el que se observa mas el efecto de la gravedad.
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El liquido tiende a fluir en el fondo de la tuberia y el gas en la parte
superior de la tuberia.

Flujo segregado ondulatorio: este patron se caracteriza por la
presencia de ondas estables en la interfase y se presenta a tasas mas
altas que en el segregado estratificado.

Flujo segregado anular: este patron se presenta a altas tasas de flujo
de gas, en el cual el gas viaja como un nucleo a altas velocidades y este
gas puede arrastrar gotas de liquido, la mayor cantidad de liquido fluye
en las paredes internas de la tuberia como una pelicula delgada, siendo
dicha pelicula mas gruesa en el fondo de la tuberia.

Flujo intermitente: este patrén se caracteriza por el flujo alternado de
liquido y gas, fluyendo por tapones o baches de liquido que ocupan
completamente el area trasversal de la tuberia, separados por bolsas o
burbujas de gas. Este tipo de flujo o patrén es consecuencia de la
inestabilidad hidrodinamica de una interfase estratificada liquido-gas
bajo ciertas condiciones. Este patron tiene dos tipos que son tapon vy
bache.

Flujo burbuja: en este patron la tuberia se encuentra casi llena de
liquido y la fase de gas libre es pequefa. Tiene las mismas propiedades
y efectos del flujo burbuja en tuberias verticales.

Flujo niebla: en este patrdn la fase continua es el gas, el cual arrastra 'y
transporta al liquido. El liquido deja una pelicula en la pared de la
tuberia, pero sus efectos son secundarios, el gas es el factor

predominante.
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Figura 6. Patrones de flujo en tuberias horizontales.
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Fuente: tomado de TORRES CORIA, Juan Manuel. Flujo multifdsico en tuberias. Tesis de
pregrado en ingenieria de petréleos, Universidad Nacional Auténoma de México. Facultad de
ingenierias, 2008.

1.3.2.2 Correlaciones de flujo multifasico. EI comportamiento del fluido
dentro de las tuberias, ya sean verticales, horizontales o inclinadas, ha sido
ampliamente estudiado por un gran numero de investigadores quienes han
aportado a la industria petrolera, las expresiones para caracterizar y poder

predecir el comportamiento de flujo a través de las tuberias de cada pozo.

o Correlaciones de flujo multifasico en tuberias verticales e
inclinadas. Predecir el comportamiento de los fluidos dentro de la tuberia ha
sido un gran problema, debido a que al pasar los fluidos del yacimiento a través
de la tuberia de produccion se genera una caida de presién importante. Para
solucionar este problema se ha ido incrementando a muchas soluciones
especializadas para determinadas condiciones, puesto que el flujo multifasico
es complejo y se dificulta su analisis incluso para estas correlaciones

estudiadas de condiciones especificas.

Es de suma importancia determinar con gran precision las caidas de presion y

realizar una evaluacidon precisa de la distribucion de la presion en dichas
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tuberias, para poder llevar los fluidos de fondo de pozo hasta las facilidades de
superficie.

Las correlaciones existentes para calcular las caidas de presion en las

tuberias, se pueden clasificar en tres grupos, de acuerdo al criterio utilizado
para su desarrollo.

Tabla 1. Criterios de desarrollo de las correlaciones.

Grupo | Grupo |l Grupo lll
Resbalamiento No se tuvo en Se tuvo en cuenta Se tuvo en
entre las fases cuenta cuenta
Densidad de la Se determind en Se determind Se determind
mezcla funcion de las considerando el considerando el
propiedades de los efecto de efecto de
fluidos colgamiento colgamiento
Factor de Se determind Se determind Se determiné con
friccion experimentalmente correlacionandolo las propiedades
con las del fluido en la
propiedades fase continua.

combinadas del

gas y el liquido.
Patrones de No se diferencian = No se diferencian = Si se diferencian
flujo
Correlaciones Poettmann y Hagedorn y Duns y Ros,
Carpenter, Brown Orkiszewki, Aziz,
Fancher y Brown, Beggs vy brill,
Baxendell y entre otras

thomas

Fuente: tomado de BEGGS, Dale H. Production Optimization Using Nodal Analysis. EEUU:
OCGI and Petroskills Publications, 2003. P.92.
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Debido a las limitaciones del software se especificaran 5 de las correlaciones
mas utilizadas en la industria y que se desarrollan en el software. Estas 5

correlaciones son:

- Hagedorn y Brown.
- Orkiszewski.

- Dunsy Ros.

- Aziz.

- Beggs y Brill.

Todas estas correlaciones fueron desarrolladas para tratar de representar lo
mas preciso posible, el comportamiento del flujo multifasico en tuberias
verticales, que se presenta en pozos fluyendo o con sistemas de levantamiento

artificial".

- Correlacion de Hagedorn y Brown: Ellos realizaron un esfuerzo para
determinar una correlacion que incluyera practicamente todos los rangos de
flujo, todos los tamafios de tuberias usados comunmente y los efectos de las
caracteristicas del fluido. La informacidén que tomaron para realizar sus estudios
fue tomada de variaciones de diametro de tuberia de 1 pulgada hasta 2 2
pulgadas. El estudio incluyé todo el trabajo anterior hecho por este equipo de
investigadores en el efecto de la viscosidad liquida. ElI término de energia
cinética no se desprecid de la ecuacion de energia porque se considerd
significativa en tuberias de diametro pequefio en la region cerca de la superficie

donde el fluido tiene baja densidad.

- Correlacion de Orkiszewski: para evaluar su modelo, Orkiszewski analiz6
13 métodos publicados y los aplico para predecir caidas de presidon en pozos
con condiciones muy diferentes a las supuestas en el desarrollo de los mismos.
Ademas, observo que los mejores resultados bajo ciertas condiciones de flujo,
se obtenian con los métodos de Giriffith y Wallis y Duns y Ros, por lo que se

1 BEGGS, Dale H. Production Optimization Using Nodal Analysis. EEUU: OCGI and Petroskills

Publications, 2003. P.30.
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basé en ellas para desarrollar su método, combinandolas para los diferentes

patrones de flujo.

Orkiszewski enfatizé que el colgamiento de liquido fuera derivado del fendmeno
fisico observado y que el gradiente de presion fuera relacionado a la
distribucion geométrica de la fase liquida y gas, por lo que defini6 que la
densidad de la mezcla se calcula mediante el colgamiento considerando el
resbalamiento entre las fases. El factor de friccidon se relacion6é con las
propiedades fisicas de la fase continua del fluido. También, él trabajé cuatro
patrones de flujo (Burbuja, transicidn y niebla) y para cada patron desarrollo

una correlacion separada para calcular la velocidad de resbalamiento y friccion.

- Correlacion de Duns y Ros: la correlacion de Duns y Ros es el resultado de
una investigacion de laboratorio a gran escala con modificaciones y ajustes
usando datos de campo. El experimento fue desarrollado en unas facilidades
de laboratorio a baja presién usando aire, aceite y agua como los fluidos

componentes.

El colgamiento del liquido fue medido con trazadores radioactivos, y el patrén

de flujo fue observado mediante la seccion transparente de la prueba.

Duns y Ros escogieron una aproximacién un poco diferente que la mayoria de
los investigadores. El gradiente de presidon es expresado como una fraccién del
gradiente de liquido hidrostatico. Ros identifico seis patrones tipicos de flujo
multifasico en tuberias verticales que denomind: burbuja, tapon, bache,
espuma, transicion y niebla. Ademas, definieron arbitrariamente el gradiente de
presion estatica como el peso del volumen por la densidad in-situ y
desarrollaron correlaciones para la friccion en la pared de la tuberia para cada

uno de los patrones de flujo que agruparon en tres amplias regiones de flujo:

- Regién I: |a fase liquida es continua y el gas se mueve como burbujas o
baches discontinuos. El flujo burbuja, flujo tapon y parte del flujo burbuja

existe en este régimen.
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- Regién II: En esta region las fases de liquido y gas se alternan o son
discontinuos. La region por lo tanto cubre el patron de flujo bache y parte
del flujo burbuija.

- Regién lll: En esta regién el gas es el factor predominante y es la fase
continua y el liquido se mueve como pequefias gotas dispersas en el
gas, por lo que en esta region se encuentra el flujo niebla.

El patrén de flujo existente dentro de la tuberia vertical se obtiene,
generalmente, en funcion de los numeros adimensionales de velocidad del gas

y del liquido, o en funcion de las velocidades superficiales.

- Correlacion de Aziz: propuso un modelo que llamo modelo mecanicista, el
cual tenia un nuevo mapa de patron de flujo vertical y presentaron nuevas
ecuaciones para calcular la retencion de liquido que se produce en los patrones
de burbuja y baches. Las ecuaciones para el patrén de niebla no sufrieron
ningun cambio y recomendaron las ecuaciones de Duns y Ros para este tipo

de patrdn de flujo.

El colgamiento del liquido fue calculado como una funcién de la velocidad de
subida de la burbuja. La velocidad de subida de la burbuja fue calculada

usando ecuaciones propuestas anteriormente por Zubel.

Las nuevas ecuaciones se utilizaron es un estudio de comparacion utilizando
datos medidos de 48 pozos. La diferencia en la precision de las nuevas

ecuaciones y el método de Orkiszewski fue insignificante.

- Correlacion de Beggs y Brill: fue desarrollada de manera experimental en
una prueba de facilidades de baja escala. La facilidad consistia de una seccién
de tuberia en acrilico de 90 ft de largo y diametros de 1iny 1.5 in. En la prueba
se estudiaron la variacion de parametros tales como: tasa de flujo de gas
(desde 0 a 30 MMSCFD); tasa de flujo de liquido (de 0 a 30 gal/min); presién
promedio del sistema (desde 35 a 95 psia); diametro de la tuberia ( 1y 1.5 in);
colgamiento de liquido (de 0 a 0.870); gradiente de presion (de 0 a 0.8 psi/ft);

angulo de inclinacion ( de -90° a +90°) y los patrones de flujo horizontal. Se
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usaron los fluidos aire y agua para realizar la prueba y la correlacion fue

desarrollada de 584 medidas de las pruebas.

Las ecuaciones presentadas por Beggs y Brill aplica para flujo en tuberias en
cualquier angulo de inclinacién, incluyendo el flujo vertical. A pesar que el
método ha sido resuelto para sobre predecir levemente los gradientes de
presidn en pozos verticales en algunos casos, da buenos resultados para los
célculos de lineas de flujo. El hecho de que este método pueda ser usado para
tuberias en cualquier angulo y el hecho de que se presenta el desarrollo
completo de la ecuacion, por lo que es un método ideal para su uso en

dispositivos portatiles y calculadoras programables.

Tabla 2. Discretizacion de las correlaciones de flujo multifasico en
tuberias verticales.

CORRELACION Hagedorn Orkiszewski Dunsy Aziz Beggs y
y Brown Ros Brill
fluidos gas, aceite gas, aceitey gas, aceite gas, aceite airey
y agua agua y agua y agua agua
colgamiento de Si Sl Si Si Si
liquido
inclinacion No No No No 270° a
90°
patrones de No 4 6 4 7
flujo
diametro de la 1,125y 1,15,2y3 15,2,25 1,152y 1y15
tuberia 1.51n. in. y 3in. 3in. in.
tasa de flujo de 0 a 200 0a 200 0a15 0a30 0a30
liquido gal/min gal/min gal/min gal/min gal/min
Rango del GOR - 185-7000 300-500  140-10000 -

Fuente: MORENO NAJERA, César Eugenio. Conceptos basicos para la técnica de andlisis
Nodal. PEMEX. Ciudad de México D.F.: Exploracién — produccion region sur, 2006. P.70.

o Correlaciones de flujo multifasico en tuberias horizontales. Los
procedimientos para calcular las pérdidas de presion ocurridas en tuberias
horizontales son requeridos en la industria del petréleo para diseiar las lineas
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de flujo o lineas de recoleccion y para el disefio de tuberias de gran longitud.
La pérdida de presion en una linea de flujo, puede ser muy pequefa para
lineas de flujo cortas, por ejemplo, si el separador esta localizado en la cabeza
del pozo. En casos contrarios, el pozo y el separador pueden estar separados
por varios kilbmetros y la caida de presion en la linea de flujo puede estar entre
20 a 30 por ciento del total de la presion perdida.

El flujo multifasico en lineas de flujo es bastante dificil de caracterizar
analiticamente. Pero se han desarrollado varias correlaciones empiricas en la
literatura, en donde se considera el sistema de hidrocarburo como aceite y gas,
cada uno con la composicién conocida. Ademas, se considera que el gas se

disuelve en el aceite y si la presion disminuye dicho gas se libera.

El flujo simultaneo de liquido y gas en una tuberia es muy importante, ya que
representa la solucibn mas econdmica para transportar hidrocarburos.
Numerosos autores han presentado correlaciones para determinar el gradiente
de presion en tuberias horizontales. El primer trabajo se publicd en 1830 y ha
habido innumerables trabajos acerca del tema, siendo solo cinco los que se

consideran mas completos y de mejores resultados. Esos 5 son:

- Dukler

- Beggs y Brill

- Eaton

- Baker

- Lockhart y Martinelli

Debido a que para el flujo horizontal no se tiene el gradiente de elevacion es
posible que se piense que el colgamiento no sea necesario, pero no es cierto,
el colgamiento es necesario para determinar la velocidad real para el termino
de aceleracion y en algunas correlaciones también es necesario para

determinar el factor de volumen'2.

2 MORENO NAJERA, César Eugenio. Conceptos basicos para la técnica de anélisis Nodal.
PEMEX. Ciudad de México D.F.: Exploracién — produccién region sur, 2006. P.36.
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- Correlacion de Dukler: Este método tiene en cuenta el colgamiento del
liquido aun cuando las pérdidas de presién por aceleracion se consideran
despreciables. En su correlacion, desarrolla un procedimiento para obtener un
factor de friccibn normalizado para las dos fases y el colgamiento real del
liquido. Dukler presentd dos correlaciones para flujo multifasico horizontal. La
primera no considera el deslizamiento entre las fases y supone flujo
homogéneo, la segunda considera que existe deslizamiento entre las fases.

Ninguna de las correlaciones tiene en cuanta los regimenes de flujo.

- Correlaciéon de Beggs y Brill: Esta correlacion se desarroll6 a partir de datos
experimentales en tuberias de acrilico transparente de 1 y 1 '2 pulgadas de
didmetro, con una longitud de 90 pies y una inclinacién de -90° hasta +90° bajo

condiciones de operacion controladas y utilizando como fluido de aire y agua.

La correlacion se desarrollé de 584 pruebas tomadas de datos obtenidos
experimentalmente. Para cada diametro de tuberia, la tasa de flujo de liquido y
gas se variaron generando que se presenten todos los patrones de flujo cuando
la tuberia estaba en posicidén horizontal.

- Correlacion de Eaton: Esta correlacién se desarroll6 a partir de informacion
obtenida en una prueba de facilidades que consistia en lineas de flujo de 2y 4
pulgadas de diametro y 1700 pies de longitud, y una tuberia de 17 pulgadas y
10 millas de longitud. Con la informacion obtenida se desarrollé correlaciones
para el factor de friccion y el colgamiento del liquido. Las pruebas estudiaron
ciertas variables en ciertos rangos como lo son: tasa de gas (0 a 10 MMSCFD),
tasa de liquido (50 a 5500 STB/dia), viscosidad del liquido (1 a 13.5 cP) y la
presion del sistema (70 a 950 psig).

La precision del método para determinar la presién en algun punto de la tuberia
dependera de las magnitudes de las variaciones de presién, entre mas

pequefios sean mayor sera la precision del calculo.

- Correlacion de Baker: Baker public6 una serie de articulos de flujo
multifasico en tuberias horizontales e inclinadas. En su trabajo describid siete

patrones de flujo y presentdé un método para predecir estos patrones siendo
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mas preciso para los patrones de bache y anular. Con su método ocurre una
discontinuidad abrupta con el cambio de patron de flujo. La mayoria de sus
datos fueron tomados de tuberias de 8 y 10 pulgadas de diametro, y el método
presenta una mejor precisién para tuberias mayores a 6 pulgadas de diametro.
Debido a que el cambio de patron de flujo se puede generar en cualquier punto
de la tuberia, lo mejor para tratar el problema es tomar pequefios tramos de
tuberia en lugar de tomar toda la tuberia completa, esto tendria como resultado
pequenas variaciones de presion lo que nos daria una presion media diferente

y no tan precisa.

Baker utilizé el concepto de patrones de flujo y presenté diferentes ecuaciones
para cada patron, esto lo diferencia de otros autores como por ejemplo
Lockhart y Martinelli.

- Correlaciéon de Lockhart y Martinelli: En 1949 presentaron un excelente
trabajo que ha sido usado frecuentemente en el campo, en la actualidad se
considera una buena correlacion para bajos gastos de gas y aceite, también
para diametros de tuberia pequenos.

1.4 ANALISIS NODAL.

El analisis NODAL' se considera una herramienta practica y analitica, usada
para pronosticar el comportamiento y desempefio de los diferentes equipos que
conforman el sistema de completamiento y produccion. Ademas, permite
determinar el efecto de la variacion de cada uno de los equipos en la capacidad

de transporte.

El analisis NODAL se puede aplicar a pozos inyectores o productores, ya sea
fluyentes o con algun sistema de levantamiento artificial de produccion, y
consiste en dividir el sistema de produccion o inyeccion en nodos de solucion

para calcular caidas de presion, asi como el gasto de los fluidos producidos, y

3 NODAL Analysis es una Marca Registrada de Flopetrol Johnston, una division de

Schlumberger Technology Corporation.
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de esta manera, poder determinar las curvas de comportamiento de afluencia y
el potencial de produccion de un yacimiento. Por otra parte, se puede identificar
las posibles restricciones que modifiquen negativamente la capacidad de

transporte del mismo.

En el analisis NODAL se evalua un sistema de produccion dividiéndole en tres
componentes basicos: flujo a través de un medio poroso en el yacimiento,
ocasionado por lodos de perforacion y cemento. Flujo a través de la tuberia
vertical en la sarta de produccién, considerando cualquier posible restriccion.
Flujo a través de la tuberia horizontal en la linea de flujo, considerando el
manejo de estranguladores en superficie.

Para predecir el comportamiento del sistema, se calcula la caida de presion en
cada componente. Este procedimiento comprende la asignacion de nodos en
varias posiciones claves dentro del sistema, después de seleccionar el nodo se
puede emplear la metodologia esquematizada del analisis NODAL para un

pozo productor con el siguiente paso a paso:

1. Teniendo en cuanta las limitantes del sistema de produccion se escoge

el componente a aislar para la respectiva evaluacion.

Se identifica el elemento a optimizar.

Por conveniencia, se ubica el nodo de manera que el efecto sea
representativo ante el cambio del elemento seleccionado.

4. Se establecen las ecuaciones de balance de energia para cada una de
las principales etapas del sistema de produccion.

5. Debido a que solo la presion del yacimiento, y en algunos casos la
presion del separador, las presiones en los demas puntos del sistema
dependen de la tasa de flujo, se calcula la caida de presion que ocurre a
través de cada uno de los componentes, suponiendo varios caudales.

6. Se representa la curva de oferta y demanda con el fin de determinar el
punto de operacion (QL y Pwf) que resulta de la interaccidon de estas.

7. Se efectuan cambios de los elementos seleccionados del sistema para

el analisis (tamario del tubing, tamario flowlines, etc.).
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8. Se realiza el anterior procedimiento para cada elemento que se desee
optimizar.
9. Se justifica cada uno de los cambios propuestos, resultado del analisis

de la gréafica Oferta y Demanda, con un analisis financiero.

1.4.1 Ubicacion del nodo solucion. La eleccion del nodo de solucién para
pozos fluyentes o inyectores, depende del componente que se desee evaluar,
esto es, que su analisis muestre convenientemente la respuesta, de tal forma
que se pueda identificar con certeza el problema o planear la solucién técnica,

tomando en cuenta una justificacién econémica, para su ejecucion.

Dependiendo de la ubicacion de dicho nodo varian los componentes que se
encuentras aguas arriba (upstream) y aguas abajo (dowstream). Los posibles
nodos se dividen en dos categorias: nodos principales y nodos funcionales.

Figura 7. Nodo solucion.

Salida Gas
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pozo choque
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Fuente: tomado de ESPINOZA, Gabriel Eduardo. Nodal analysis graphics — Application in
petroleum industry (en linea). disponible en http://www.ingenieriadepetroleo.com/nodal-

analysis-graphics-application-petroleum-industry/

53



Los nodos principales son:

- Nodo en fondo de pozo

- Nodo en cabeza de pozo
- Nodo en el separador

- Nodo en el yacimiento

Los nodos funcionales son:

- Nodo en tuberia ahusada

- Nodo en estrangulador de superficie

1.4.1.1 Nodos principales.

o Nodo en el fondo de pozo. Es un nodo de solucion comun y se localiza
a la profundidad de medios perforados como se observa en la figura 6 en color
rojo. Para encontrar la tasa de flujo en esta posicion, el sistema completo se
divide en dos componentes: el yacimiento y el sistema total de tuberia o sarta

de produccion.

La eleccidon de este nodo, como nodo solucidn, tiene dos factores importantes.
Primero, que aisla el yacimiento del resto del sistema y puede verse
claramente el efecto del abatimiento de presién estatica del yacimiento sobre el
gasto'. Segundo, permite sensibilizar o evaluar la tasa de produccion
principalmente en funcién del tamafio del tubing. Aunque también permite
estimar la tasa de produccién respecto a algun cambio en la presion del
separador o algun procedimiento de workover (estimulacion, fracturamiento

hidraulico, etc.).

14 MARQUEZ, Richard. Curso: Produccion Basica. Maracaibo: Universidad del Zulia,2006.

p.141.
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Figura 8. Nodo en fondo de pozo.

Gas

—— > Sales line

Pe - Pwfs = perdidas en yacimiento

\\
A\

Pwfs - Pwf = perdidas por completamiento
Pwf - Pwh = perdidas en el tubing
Pwh - Psep = perdidas en lineas de flujo

Pe - Psep = perdidas totales de presion

Fuente: Modificado de RUIZ MENDIZABAL, Yaroslav. Analisis del Sistema de Produccién (En

linea), Disponible en http://explotaciondepetroleo.blogspot.com.co/

Para un pozo productor las ecuaciones para realizar el analisis quedarian de la

siguiente manera:

- Inflow: Pyp40 = Pyr = B, — AP, — AP, Ecuacioén 26.
- Outflow: Proq0 = Pyg = Psep — AP3; — AP, Ecuacién 27.

Dénde:
AP;: Pérdida de presién por el dafio a la formacién (psi).
AP,: Pérdida de presion por el completamiento (psi).

AP;: Pérdida de presion en el tubing y valvula de seguridad (psi).

AP,: Pérdida de presion en las lineas de flujo y estrangulador (psi).

o Nodo en cabeza de pozo. Al ubicar el nodo en la cabeza del pozo, se
puede estimar la caida de presién en la linea de flujo, lo cual indica el estado
de la capacidad de produccion del pozo. En estas condiciones el sistema se
divide en dos partes: el separador y la linea de flujo se consideran con un solo

componente; se comienza con la presion del separador, determinando la
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presion en cabeza necesaria para mover la tasa de flujo asumida, a través de
la linea de flujo hasta el separador. El yacimiento y la tuberia de produccion se
asumen como el otro componente; se inicia con la presion del yacimiento y se
calcula la caida de presion del yacimiento, con la curva IPR adecuada, luego se
utiliza esa presion y se prosigue hasta la superficie hallando la caida de presidn

en el tubing.

Este nodo solucion se puede ver en la figura 5. el numero 3 y las ecuaciones

para su analisis serian de la siguiente manera:

- Inflow: Pp40 = Pyn = Pyy — AP; Ecuacién 28.

- Outflow: Ppoqo = Pyn = Peep + AP, Ecuacién 29.

Dénde:

P,s = B, — AP, — AP,, Presion en el fondo fluyente.

AP, : Pérdida de presién por el dafio a la formacién (psi).

AP,: Pérdida de presion por el completamiento (psi).

AP;: Pérdida de presion en el tubing y valvula de seguridad (psi).
AP,: Pérdida de presion en las lineas de flujo y estrangulador (psi).

o Nodo en el separador. La ubicacion del nodo en el separador permite
analizar los efectos que ejerce la presion de separacion sobre la tasa de
produccion. Ademas, permite estimar la tasa de produccion cuando se realiza
un cambio en alguno de los componentes del sistema como diametros de
tuberia de produccion (tubing) y de lineas de flujo, el cual va ligado a la presion
de separacion que permita mayor recuperacion de hidrocarburos liquidos.

La variacién de la presion en el separador debe analizarse considerando el
sistema como uno solo, pues no siempre la reduccion de la presiéon se traduce
en un incremento de produccion, ya que, en pozos con baja productividad, el
yacimiento por si mismo puede ser la restriccion y un cambio en dicha presion

tendra muy poco efecto sobre la tasa de produccidn.
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Las ecuaciones para el analisis del nodo serian de la siguiente manera:

- Inflow: Pyp40 = Psep — APy — AP, — AP; — AP, Ecuacién 30.

- Outflow: Pyyq0 = Peep Ecuacién 21.
Donde:
AP;: Pérdida de presién por el dafio a la formacién (psi).
AP,: Pérdida de presion por el completamiento (psi).
AP;: Pérdida de presion en el tubing y valvula de seguridad (psi).
AP,: Pérdida de presion en las lineas de flujo y estrangulador (psi).

o Nodo en yacimiento. Cuando el nodo se encuentra en el yacimiento, se
puede evidenciar el efecto que la presion de yacimiento ejerce sobre la
produccion. Cabe resaltar que en este analisis no se considera los cambios en

la relacidn gas petroleo (GOR) y el porcentaje de agua y sedimentos (BS&W).

Las ecuaciones para el analisis del nodo serian de la siguiente manera:

- Inflow: P,p40 = B, Ecuacién 31.

- Outflow: Ppoq0 = P, = Peep + APy + AP, + AP; + AP, Ecuacion 32.

Dénde:

AP;: Pérdida de presién por el dafio a la formacién (psi).
AP,: Pérdida de presion por el completamiento (psi).
AP;: Pérdida de presion en el tubing y valvula de seguridad (psi).

AP,: Pérdida de presion en las lineas de flujo y estrangulador (psi).

1.4.1.2 Nodos funcionales. Son aquellos donde se presentan caidas de

presion en una distancia corta.

57



o Nodos en tuberias ahusadas. Una de las razones por las que se hace
necesario el empleo de tuberias ahusadas (sartas telescopicas) es el uso de un
liner para completar el pozo cuando la tuberia de revestimiento es corta, esto
limita el tamafo de tuberia en la parte inferior del pozo, pero desde el tope del
liner hasta la superficie se puede correr una tuberia de produccion de mayor
tamario'®. La aplicacion de la técnica de andlisis NODAL permite obtener el
efecto que produce el cambio de diametro en la tuberia de produccion sobre la
tasa de produccion. El nodo solucién se ubica en el punto de adelgazamiento

de la tuberia.

Figura 9. Nodo en tuberia ahusada.

Fuente: tomado de MARQUEZ, Richard. Curso de Produccion basica. Maracaibo, Universidad
de Zulia, 2006.

o Nodo en estrangulador de superficie. Hay muchas herramientas de
completamiento que podrian crear caidas de presion en distintas tasas de flujo,
algunas de estas son los estranguladores de superficie, los reguladores,

completamiento con empaque de grava y completamiento cafioneado.

5 MORENO NAJERA, César Eugenio. Conceptos basicos para la técnica de analisis Nodal.

PEMEX. Ciudad de México D.F.: Exploracién — produccién region sur, 2006. P.59.
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los estranguladores generan una contrapresion sobre el pozo, lo que controla la
produccion e incrementa el recobro de una manera efectiva y econdémica. La
mayoria de los estranguladores son colocados en la cabeza de pozo, sin
embargo, en algunos casos estos pueden ser colocados cerca del separador

de produccion.

Las ecuaciones para el analisis de este nodo serian de la siguiente manera,

siendo una para el Inflow y dos para el outflow.

- Inflow: Py = Pyn = B, — AP, — AP, — AP; Ecuaciéon33.
- Outflow:

Choque en cabeza de pozo: Py,qp = Pyn = 2 * (Psep + AP,)  Ecuacion 34.

Choque en el separador: P,pqo = Pyp = 2Psep + AP, Ecuacién 35.

1.4.2 Analisis nodal en pozos inyectores. Existen muchos pozos que se
usan para inyectar agua con proposito de desplazamiento o de distribucidn
(ventas) o para algun otro fluido de proyectos de recobro mejorado. El disefio
de estos pozos es muy importante econdmicamente, ya que puede requerirse
nuevos pozos para inyectar tasas de agua. En ciertos casos, algunos pozos
productores o abandonados podrian convertirse en inyectores.

Después de cierto tiempo de inyeccion, los pozos tienden a disminuir la tasa de
inyeccion, esto es causado principalmente por el taponamiento parcial de la
cara de la formacion. Para combatir esa disminucion en la tasa de inyeccion se
les realiza un lavado en reverso. Generalmente se le hace con la instalacion de
una valvula de levantamiento “gas lift” y se hace producir el pozo de manera
controlada hasta que se limite completamente y nuevamente reciba agua como
pozo de inyeccion. Es posible que para el lavado en reversa se requiera de un
empaquetamiento con grava para evitar la produccion excesiva de arena si el

pozo ha sido completado en una arena no consolidada.

La técnica del analisis NODAL es aplicable a pozos de inyeccion de agua y gas

para seleccionar, segun sea el caso, la tasa de inyeccion, diametro ideal de la
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tuberia de inyeccion a usar, la técnica de estimulacion y también, como un
diagnodstico de las condiciones de flujo a través de cada uno de los elementos
del sistema. EIl analisis puede ser desarrollado seleccionando como nodo
solucion el nodo en fondo de pozo de tal manera que el Inflow del nodo incluya
la presion de la bomba en el caso de una inyeccién de agua o en el caso de la
inyeccion de gas la presion de descarga del compresor y el sistema de
tuberias. Mientras que el Outflow incluira la presion de yacimiento y las caidas

de presion causadas por las perforaciones.

1.4.2.1 Procedimiento estandar para disefiar un pozo de inyecciéon de
agua. Lo primero que se debe realizar para desarrollar un analisis NODAL a
un pozo de inyeccion es definir la curva de Inflow y Outflow del nodo solucién, y

de manera analoga se define el indice de inyectividad'®.

Como se definié en la seccion 1.2.1.1, el indice de productividad es la habilidad
de un pozo para producir hidrocarburos, por lo tanto, el indice de inyectividad |,
en B/D/psi, es una medida de la habilidad de un pozo para aceptar fluidos y se

puede definir analiticamente de la siguiente manera:

] =—""— Ecuacion 36.

Dodnde:

I: Indice de inyectividad (B/D/psi).

qsc: Tasa de flujo a condiciones de superficie (B/D).
Py, s Presion en el fondo de pozo (psi).

P,: Presién del yacimiento (psi).

16 MARQUEZ, Richard. Curso: Produccion Basica. Maracaibo: Universidad del Zulia,2006.

p.194.

60



En el caso de un pozo de inyeccién las curvas cambian en relacion a un pozo
de produccion, el Inflow en el proceso de inyeccion se definira con la curva de
descarga de la tuberia que es analoga a las curvas de demanda (Outflow) para
un pozo productor. Sin embargo, para la curva de inyeccion el factor de friccidon
es sustraido a partir de la componente elevada (gradiente estatico). Es decir, la
presion de descarga de la tuberia es el componente elevado menos el
componente de friccidbn. Menor friccion ocurrira en el intervalo revestido, en
relacion con la tuberia de inyeccion y esto debe tomarse en cuenta para cada
uno de los disefios. Un ejemplo de las curvas de descarga de unas tuberias se
da en la figura 10. Donde se varia el diametro de la tuberia y se ve el efecto

que tiene en la descarga.

La curva Outflow estd muy relacionada con la curva IPR de un pozo de
produccion, solo hay que modificar y aclarar algunos conceptos antes de
realizarla. Utilizando la ecuacién de Darcy para flujo dentro de un pozo se
podria expresar la tasa de inyeccion de la siguiente manera:

7.08 x 1073 k,, h(AP)

diny = 3 Ecuacion 37.

T
Hwﬁw(lni - Z + S)

Dodnde:

k,: Permeabilidad relativa al agua (md).
h: Espesor de la formacion (ft).

Uy Viscosidad del agua (cp).

diny- tasa de inyeccion (bls/dia).

El AP debe ser sumado a la presién promedio del yacimiento debido a que en
los pozos de inyeccion la presion no cae, sino que aumenta conforme el fluido

avanza por la tuberia.

Otra forma de expresar la tasa de inyeccion para un flujo de agua de una sola

fase es la relacion lineal de la ecuacion 29. Y utilizando esta relacion se realiza
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la grafica (Py + AP) vs q, asumiendo valores de AP vy calculando la

correspondiente tasa de inyeccion'’.

Para dicha grafica la presion de fractura es el limite superior de la grafica, es
decir, el valor de (Py + AP) no debe ser mayor que el de la presién de fractura.
Si la presion de fractura se excede la formacion aceptara una mayor cantidad

de fluido, pero tendra un ascenso de presion menor.

Figura 10. Curvas Inflow y Outflow.
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Fuente: modificada de BEGGS H, Dale. Production Optimization Using Nodal Analysis, tulsa,
Oklahoma, 1991.

La interseccion de estas dos curvas muestra la tasa de inyeccion posible para

este pozo con cada uno de los diametros utilizados para el analisis.

1.4.2.2 Efectos de las variables en un pozo de inyeccion de agua. La
solucion grafica del analisis NODAL se puede utilizar para observar el efecto de
la presion en cabeza, el diametro de la tuberia, la longitud de la linea de flujo, la

7 BEGGS, Dale H. Production Optimization Using Nodal Analysis. EEUU: OCGI and Petroskills

Publications, 2003. P.147.
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presion de la bomba de inyeccion y la densidad de los tiros de perforacion en
los pozos con o sin empaquetamiento de grava. También sirve para
diagnosticar si es necesario un lavado en reversa o una estimulaciéon para que

el pozo incremente su tasa de inyeccion.

o Efecto de la presién en cabeza en la inyeccidén. Se puede realizar un
grafico parecido al de la figura 8. Para mostrar el efecto de la presion en
cabeza, y asi seleccionar la presion de descarga y la potencia de la bomba.
Para realizar el grafico se varia la presién en cabeza para determinar la tasa de

inyeccion y trazar la curva de descarga para cada tuberia.

o Efecto del diametro de la tuberia. De igual manera se realiza un
grafico en el cual se varia el diametro de la tuberia y se selecciona un diametro

para obtener la tasa de flujo deseada.

o Efecto de la presion promedio del yacimiento. Si se desea
implementar un proyecto de desplazamiento es un yacimiento muy depletado
con una presion muy baja, puede ser muy importante hacer el grafico de la tasa
de inyeccion vs la presion del yacimiento. Eventualmente, dependiendo como
se haga la produccidon en el tiempo se puede emplear métodos interactivos
para calcular adecuadamente todas las variables, hasta que el frente de agua

llega al radio de drenaje o a la distancia entre pozos.

o Efecto del tamafio de la linea de flujo. Si se requiere una linea de flujo
larga y delgada para llevar el agua hasta la cabeza del pozo de inyeccién, su
efecto puede ser significativo ya que genera una excesiva caida de presion
debido a la friccion en el tubo.
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El efecto del diametro de las lineas de flujo puede ser analizado de la misma
manera que un pozo de produccion, en el cual se puede tomar el nodo solucion

en la cabeza del pozo o en el fondo de pozo™8.

18 MARQUEZ, Richard. Curso: Produccion Basica. Maracaibo: Universidad del Zulia,2006.

p.200.
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2. INYECCION DE POLIMEROS

La inyeccion de agua como método de recobro secundario en un yacimiento
llega a ser ineficiente, ya sea por una produccién de agua temprana o por baja
recuperacion de aceite. Segun estadisticas de Ecopetrol “en Colombia se
aplica y/o se ha aplicado el proceso de inyeccion de agua a escala comercial
en 19 campos petroliferos”'®. Sin embargo, las relaciones de movilidad en la
mayoria de estos campos han sido desfavorables, debido a la heterogeneidad
de los mismos. Por tal motivo la inyeccion de polimeros como método de
recobro terciario se considera una buena alternativa para mejorar la relacion de

movilidades lo cual lleva a un aumento en el factor de recobro.

La aplicacion del proceso de inyeccion de polimero y ademas, como se
determina el disefio del mismo depende de la mejora en la relacion de

movilidad (M), definida como?°:

A k
M== * Ho Ecuacion 38.

= w_w
Ao ko Hw
Dénde:

Aw : Movilidad del agua

Ao: Movilidad del aceite

Kw: permeabilidad de la fase agua
Ko: permeabilidad de la fase aceite.
po: Viscosidad del aceite

uw: Viscosidad del agua

19 JIMENEZ DIAZ, Robinson, et al. Analisis comparativo de procesos de inyeccion de polimeros
ejecutados en Colombia. Ecopetrol S. A. Bogota D.C.: Acipet, 2017. p.1.

20 GUERRERO PABON, Cindy Mildred. Evaluacion de un proceso de inyecciéon de surfactante-
polimero a partir del dimensionamiento de sus concentraciones y volumenes de bache. Tesis
de Magister en Ingenieria de Hidrocarburos. Bucaramanga: Universidad Industrial de
Santander. Facultad de Ingenieria Fisicoquimicas, 2015, 242p.
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Al igual que con la relacidn de movilidades, el polimero puede mejorar la
eficiencia de barrido areal y vertical viéndose reflejado en un aumento del factor
de recobro. Ademas, el polimero incrementa la viscosidad de la fase acuosa y
también puede disminuir la permeabilidad al agua para ciertos polimeros
(usualmente sintéticos), incluso en un yacimiento donde la relacion de

movilidad agua-aceite es casi la unidad.

En un yacimiento con alto grado de heterogeneidad puede existir un barrido
ineficiente cuando se aplica un proceso de inyeccion de agua. Bajo estas
condiciones el polimero puede mejorar la eficiencia de barrido vertical. El
mecanismo de recuperaciéon con la inyeccién de polimero es en este caso mas
complejo, debido al flujo cruzado entre capas que tiene un papel importante en

este tipo de inyeccion.

En relacidén con la anterior, las complicaciones para la inyeccion de agua o
polimero en yacimientos heterogéneos pueden darse a que fuerzas como la
gravitacional o la presion Capilar puede interactuar con el efecto viscoso del
polimero. Ademas, la inyeccion de polimeros no reduce la saturacion de aceite
residual, pero si mejora el recobro de petrdleo mas que un proceso de

inyeccion de agua porque incrementa el volumen del yacimiento contactado.

2. 1 DESCRIPCION DEL PROCESO.

El proceso de inyeccion de polimeros se fundamenta en el aprovechamiento de
la viscosidad de solucién polimérica para controlar la movilidad de los fluidos en
la formacion geoldgica. Los polimeros se afiaden al proceso de inyeccion de
agua que se esté llevando a cabo con el fin de aumentar la viscosidad del
fluido, lo cual permitirA mejorar la relacidn de movilidad agua-aceite en el
yacimiento y conducira al mejoramiento de la eficiencia de barrido areal y

vertical.

Este proceso consiste en afiadir al agua de inyeccién un bache de polimero de

200-250 ppm, de un alto peso molecular que oscile entre 2-4 MIb/Ib mol, antes

66



de que esta sea inyectada en el yacimiento; lo cual da origen a una solucion
muy viscosa a pesar de estar altamente diluida por lo que se recurre a inyectar
un volumen finito (normalmente variando entre 0,1 a 0,3 VP), seguido por
inyeccion de agua la cual ayudara a mantener un frente estable a medida que

los fluidos avanzan al yacimiento?'.

Generalmente la inyeccion de agua polimerizada se aplica en las siguientes

situaciones:

La relacion de movilidad del proceso de inyeccidon de agua es alta.
Il.

La heterogeneidad del yacimiento es alta.

Para entender un poco mas el proceso de inyeccidbn de polimeros a

continuacioén se presenta un diagrama esquematico en la figura 11.

Figura 11. Esquema general del proceso de inyeccion de polimeros.

Zona 3 Zona 3 Zona 4 Zona 5

WL
T

Como se observa en la figura 11, antes de inyectar la solucion polimérica (zona
3) de cierta concentracion se debe inyectar un tapén de agua dulce (zona 4),
cuya finalidad es modificar la concentracién de sales dentro de la formacion
para que estas no afecten la viscosidad de la soluciéon polimérica y demas
propiedades de la solucion. Seguido al bache de agua dulce se inyecta la

solucion polimérica (zona 3) que se prepara en superficie de acuerdo a

21 WILLHITE, Paul & GREEN Don W. “Enhanced Oil Recovery”. USA: SPE Textbook Series,

2003.
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especificaciones de unos estudios previos, seguido de este bache de polimero
se inyecta un tapon de agua de baja salinidad (zona 2) y por ultimo se inyecta
agua de desplazamiento (zona 1) para mantener el frente de inyeccion estable.
El banco de aceite que se forma con la inyeccion de polimeros se observa en la

(zona 5).

En la inyeccion de polimeros ademas de inyectar tapones de agua para que
modifiquen la salinidad de la formacién y para que el agua de desplazamiento
no entre en contacto directo con la solucidon, se debe inyectar el bache de

polimero a diferentes concentraciones como lo indica la figura 12.

Figura 12. Esquema de inyeccidn del bache de soluciéon polimérica.

Fuente: WILLHITE, Paul & GREEN Don W. “Enhanced Oil Recovery”. USA: SPE Textbook
Series, 2003.

En la figura anterior se puede observar que el total del bache de solucién
polimérica se inyecta a concentraciones diferentes, siendo C1 la mayor

concentracion y C3 la de menor concentracion.
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2.2 TIPOS DE POLIMEROS PARA RECOBRO MEJORADO.

Actualmente, se utilizan dos tipos de polimeros en procesos EOR como son un
material sintético, poliacrilamida, en su forma parcialmente hidrolizada (HPAM),
y un polimero producido de forma biolégica conocido como la goma Xantan.

Son ampliamente utilizados como agentes espesantes en varias industrias o
como parte de los procesos de fabricacidn. Los polimeros son sensibles a la
salinidad de la salmuera y/o al ataque de bacterias. Debido a estas limitaciones

han surgido nuevos polimeros con mejoras en sus propiedades??.

Tabla 3. Estructura de los polimeros y sus caracteristicas.

ESTRUCTURA

CARASTERISTICAS

EJEMPLOS DE
POLIMEROS

-0- en la cadena

principal

Baja estabilidad térmica,
degradacion térmica a
altas, apto solamente a

<80°C.

Polioxietileno, alginato
de sodio,
Carboximentilcelulosa
de sodio, HEC, goma de

Xantan.

Cadena de carbono
en la cadena

principal

Estable térmicamente,
la degradacion no es
fuerte a < 110°C.

Polyvinyl, sodium
polyacrylate,
polyacrylamide, HPAM.

-COO- en el grupo
hidrofilico

Tiene buena viscosidad,
con baja adsorcién de
areniscas, precipita con
Ca 2+ y Mg 2.

Carboximentilcelulosa
de sodio, aliginato de
sodio, HPAM, goma de

Xantano.

22 GUERRERO PABON, Cindy Mildred. Evaluacion de un proceso de inyeccion de
surfactante-polimero a partir del dimensionamiento de sus concentraciones y volimenes de
bache. Tesis de Magister en Ingenieria de Hidrocarburos. Bucaramanga: Universidad Industrial
de Santander. Facultad de Ingenieria Fisicoquimicas, 2015. p.24.
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Tienen bajo poder _
_ . Polyvinyl,
-OH o CONH2-en el viscosificante con alta .
polyacrylamide, HPAM,

rupo hidrofilico adsorcién y no precipita
grup y No precip HEC

con Ca 2+ y Mg 2+.

Fuente: SHENG, James. Modern Chemical Enhanced Oil Recovery. Theory and Practice.
ELSEVIER. 2011.

De acuerdo con la informacion presentada en la tabla 3 anteriormente descrita,

se considera un buen polimero aquel que tenga las siguientes propiedades.

Sin presencia de oxigeno en la cadena de carbonos para la estabilidad térmica.
Grupo hidréfilo idnico para reducir la adsorcion en la superficie de la roca. Buen

poder viscosificante Grupo hidrdfilo no idnico para la estabilidad térmica.

2.2.1 Poliacrilamida parcialmente hidrolizada (HPAM). En procesos de
recobro mejorado el polimero que ha sido mas utilizado a nivel mundial es el
HPAM. Esto es debido a que este tipo de soluciones poliméricas presentan una
mayor visco-elasticidad que las soluciones de Xantan.

La poliacrilamida tiene alta adsorcion en la roca por lo cual el polimero se
hidroliza parcialmente con el fin de reducir la adsorcién por la reaccién de la

poliacrilamida con una base como el hidréxido de potasio.

El grado de hidrolisis es la fraccion molar del grupo amina que se convierten
por hidrolisis. Este rango va de 15 a 35 % en productos comerciales. La
hidrolisis de la poliacrilamida genera cargas negativas sobre la cadena principal
del polimero que tiene un gran efecto sobre las propiedades reoldgicas de la
solucion polimérica. Cuando la hidrolisis es mayor al 40%, las cadenas flexibles
son comprimidas y distorsionadas, y la viscosidad es reducida. Puede ocurrir
floculacion cuando la hidrolisis es mayor que el 40% con agua que tiene un alto
contenido de Ca?* y Mg?*. El HPAM no es tolerante a la alta temperatura y

salinidad?3.

23 |bid., p. 26.
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Las poliacrilamidas son sensibles a la sal, por lo tanto, es deseable preparar
estas soluciones en agua fresca (solidos totales disueltos menores de 10000
ppm). Las poliacrilamidas pueden ser degradadas mecanicamente por
esfuerzos de corte. Por tal motivo, se debe tener cuidado con el manejo en

superficie para evitar la degradacion por esfuerzo de corte?.

2.3 PROPIEDADES FiSICAS DE LAS SOLUCIONES POLIMERICAS.

El desplazamiento del aceite con soluciones poliméricas tiene caracteristicas
unicas que no se logran con una inyeccion de agua normal. Entre las cuales se
encuentra el comportamiento no Newtoniano de las soluciones poliméricas,
reduccion de permeabilidad, adsorcion del polimero sobre la superficie de la
roca, volumen poroso inaccesible para el polimero y la dispersidn del polimero.
Los polimeros son agregados al agua de inyeccion con el objetivo de

incrementar la viscosidad.

2.3.1 Viscosidad no newtoniana y Shear Thining. La fase acuosa esta
formada por dos compuestos, agua pura y polimero. Debido al comportamiento
No-Newtoniano de la solucidon polimérica, la viscosidad de la fase acuosa no es
solamente una funcién de la concentracion de polimero, presién y temperatura,
sino también una funcion de la velocidad de flujo?S.

En un amplio rango de valores intermedios de esfuerzo de corte, las soluciones

poliméricas se pueden comportar como un fluido de baja potencia?®.

Para Sultan y Gerth, el esfuerzo de corte para un fluido newtoniano en la pared

de un tubo es igual a?":

24 CHANG, H. L. Polymer flooding technology- Yesterday, Today, and Tomorrow. August, 1978.
P.1113.

25 GUERRERO. Op.cit., p.28.

26 SHENG, James. Modern Chemical Enhanced Oil Recovery. Theory and Practice. ELSEVIER.
2011.p.231.

27 EBERL, Emil; EBERL, Uros. Parameters of transport of non-Newtonian fluids through the
pipes. 1995. P. 66.
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y=—=— Ecuacion 39.

De donde Rabinovich, describid el esfuerzo de corte para fluidos no
newtonianos como el producto del esfuerzo de corte de un fluido newtoniano
por un factor L que describe la naturaleza no newtoniana del fluido28.

3n+1
L =

Ecuacion 40.
In

Entonces el esfuerzo de corte de un fluido no newtoniano es una tuberia esta
definida por la ecuacion.

8V, 3n+1

Yn= 77 *

D i Ecuacion 41.

Para los fluidos que se describen a partir de la ley de potencia, se puede
expresar la viscosidad en términos de velocidad de flujo, diametro de la tuberia
por donde el fluido circula y los indices de consistencia de flujo, indice de flujo y
una constante de ajuste en el esfuerzo de corte que es diferente para cada
fluido (para el caso del HPAM el valor de C es igual a 0.1625), como lo muestra
la siguiente ecuacion:

e (et (8CVp>n"_1 Eeuacion 42
u= p 4np D cuacion .

Donde:

M = Viscosidad aparente (cP).

C = constante de ajuste dependiente del fluido (adimensional).
Kp = indice de consistencia del fluido (cP).

Np = indice de flujo (adimensional).

28 EBERL, Emil; EBERL, Uros. Parameters of transport of non-Newtonian fluids through the
pipes. 1995. P. 66.
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ID = diametro de la tuberia (m)

Vp = velocidad de flujo en términos de caudal y diametro de la tuberia (m/s). y
se calcula con la siguiente formula:
4Q m3

V= D2 QenT Ecuacion 43.

2.3.2 Reduccion de permeabilidad y resistencia residual. La reduccién de
la permeabilidad y la resistencia residual hacen referencia a la reduccion en la
movilidad del agua resultado de la adsorcidén del polimero en la superficie de la
roca. Este fendmeno es observado con polimeros del tipo de las poliacrilamidas
parcialmente hidrolizadas. A continuacion, se definen el factor de reduccién de

permeabilidad (R«) y el factor de resistencia residual (R)%°.

Rk = Permeabilidad efectiva del agua

= Ecuacion 44
Permeabilidad efectiva de la solucion polimerica

er __ Movilidad del agua antes de la inyeccién de polimero

= Ecuacién 45
Movilidad del agua despues de la inyeccion de polimeros

La reduccidén de permeabilidad y la resistencia residual debido a la adsorcién
de las moléculas del polimero en la roca que reduce el tamafio efectivo de los
poros. La modificacion a la permeabilidad debido al taponamiento de los poros
asociados con la adsorcion del polimero se modela de acuerdo a la siguiente

ecuacion0.

Kp =— Ecuacion 46.

Doénde:

Kp = Permeabilidad modificada por la adsorcién del polimero

29 JENNINGS, R. R., ROGERS, J. H. and WEST, T. J. Factors influencing mobility control by
polymer solutions, J Pet. Tech. (1971). P.391.

30 DAWSON, R. and LANTZ, R. B. Inaccessible pore volume in polymer flooding. Soc. Pet.
Eng. J. (1972). P.448.
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K = Permeabilidad absoluta de la arena, L2
Rt = Factor de resistencia residual, definido por:
Rrf =1+ LpRp(Cs) Ecuacion 47
Donde:
Lp= Longitud recorrida por el polimero
Rp (Cs) = Nivel de adsorcién del polimero.

En algunos casos Rp es corregida para permitir un valor critico de Cs, el
taponamiento de los poros no se da bajo cierto valor de adsorcién, que se

representa de la siguiente manera:

Rp=0 : (Cn”sS Cns)
Rp = C"15 —C"s , (Cn+1s >Cns)
Donde:

Cs= La cantidad de polimero adsorbido, m/m
"s = Un valor critico de inicio para Cs

En el simulador se considera irreversible la reduccién de permeabilidad
causada por el polimero absorbido. Entonces R« representa el factor de
resistencia residual después que la concentracién de polimero llega a cero. El
efecto de reduccidn de permeabilidad o resistencia residual es reducir la

movilidad de la solucién polimérica®'.

2.3.3 Adsorciéon32. La isoterma de adsorcion de polimero se considera
irreversible y supone que sigue la ecuacién de Langmuir representada en la
siguiente expresion:

AadCp

= m Ecuacion 48.

Cs

31 GUERRERO PABON, Cindy Mildred. Evaluacién de un proceso de inyeccion de surfactante-
polimero a partir del dimensionamiento de sus concentraciones y volumenes de bache. Tesis
de Magister en Ingenieria de Hidrocarburos. Bucaramanga: Universidad Industrial de
Santander. Facultad de Ingenieria Fisicoquimicas, 2015. p.33.

82 SHIRIF, Ezeddin. Mobility control by polymer under bottom water conditions. Edmonton,
Alberta, 1998, p.44.
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Dénde:
Cp = Concentracion de polimero

Aad Yy Bad = Parametros de adsorcion y deben ser determinados de datos

experimentales.

La isoterma de Langmuir es una relacion de equilibrio y representa la adsorcion

del polimero cuando el equilibrio es alcanzado instantaneamente.

En algunas ocasiones cuando se presentan altos niveles de adsorcion estos
obedecen a que el polimero inyectado es de un alto peso molecular, pero estos

niveles de adsorcion llegan a estabilizarse a un determinado peso molecular.

2.3.4 Volumen poroso inaccesible. Cuando el tamafio de las moléculas de
polimero es mas grande que algunos poros en el medio poroso, las moléculas
no pueden fluir a través de los poros. El volumen ocupado por estos poros que
no es accesible, para las moléculas del polimero, es llamado volumen poroso
inaccesible (IPV). Inicialmente en una solucién de polimero acuosa con
trazador, las moléculas de polimero pueden llegar mas rapido que el trazador
porque fluyen solamente a través de los poros que son mas grandes que el

tamario de molécula del polimero33.

2.4 PARAMETROS PARA TENER EN CUENTA EN LA INYECCION DE
POLIMEROS.

2.4.1 Viscosidad. Es un parametro clave para mejorar la relacién de movilidad
entre el aceite y el agua de desplazamiento y se logra a medida que se
aumenta la viscosidad de la solucion polimérica. Es importante mencionar que
existen factores que afectan este importante parametro en la inyeccidén de
polimeros.

En primer lugar, para un conjunto dado de condiciones la viscosidad de la

solucién aumenta con el aumento del peso molecular del polimero. En segundo

33 GUERRERO. Op.Cit., p.33.
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lugar, un aumento de la concentracion de polimero conduce a un aumento de
la viscosidad y una mayor eficiencia de barrido. En tercer lugar, a medida que
la hidrolisis de HPAM aumenta hasta cierto valor, la viscosidad aumenta y, en
cuarto lugar, a medida que aumenta la temperatura la viscosidad de la solucion

disminuye.

Ademas de todo lo anteriormente mencionado se tiene que la degradacién del
polimero también puede llevar a reducciones importantes en la viscosidad de la
solucion polimérica que se esta inyectando. Otro factor importante en la
reduccion de la viscosidad es el grado de salinidad que tiene el agua de
formacion, pues este puede afectar considerablemente la viscosidad de la
solucion polimérica cuando el polimero usado es de tipo aniénico que entre

otras cosas son los de mayor uso.
2.4.1.1 factores que afectan la viscosidad.

- Salinidad y efectos de concentracién. La viscosidad intrinseca de una
solucion homogénea de poliacrilamida aumenta cuando se agrega NaCl a la
solucién. Cuando se agrega CaClz, el aumento de la viscosidad es aun mas
evidente. Sin embargo, la viscosidad de HPAM disminuye cuando se agrega
una sal monovalente (por ejemplo, NaCl), esto se da porque la sal afadida
neutraliza la carga en las cadenas laterales HPAM.

Cuando el HPAM se disuelve en agua los iones Na* se disipan en el agua. En
las cadenas de alto peso molecular los --COO- se repelen entre si, lo que hace
que sean extendidos aumentando el volumen hidrodinamico y aumento de la
viscosidad. Cuando se agrega la sal, -COO- esta rodeado de algunos iones
Na+, que protege la carga. Luego la repulsion —COO- se reduce, el volumen
hidrodinamico se reduce y la viscosidad disminuye. En el caso donde agregan
sales divalentes —CAClI2, MgCl2 y/o BaClz- en una solucién de HPAM, su efecto

es complejo.

Por otra parte, cuando el grado de hidrolisis es bajo, la viscosidad de la

solucion aumenta después de que alcanza el minimo. En alta hidrolisis, la
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viscosidad de la solucidn disminuye bruscamente hasta que ocurre

precipitacion.

La dependencia de la viscosidad de la solucion polimérica a velocidad de
cizallamiento cero (u%) en la concentracién del polimero y en salinidad puede
describirse mediante la ecuacion de Flory Huggins.®*

up = (1 + (Ap1Cp + ApzCh + Ap3C3 ) Cosy) Ecuacién 49
Dénde:
uw es la viscosidad del agua con su unidad siendo lo mismo que pp°;
Cp es la concentracion de polimero en agua;
Ap1, Ap2, Ap3 Y Sp son constantes de ajuste
Csep €s la salinidad efectiva para el polimero.

El factor (Csep Sp), permite la dependencia de la viscosidad del polimero en la
salinidad y la dureza. La salinidad efectiva para el polimero, Csep, S€ puede

calcular por:

C _ Cs1+(Bp—1)Ce1
sep = i

Ecuacion 50
Dénde

Cs1, Ces1 y C11s0n las concentraciones de aniones, divalentes y agua en la fase

acuosa;

Bp, cuyo valor tipico es aproximadamente 10, se mide en el laboratorio.

- Efecto de cizallamiento. En general, una solucidén de polimero se comporta

como un fluido pseudoplastico. La reducciéon de la viscosidad de la solucion de

3 SHENG, James. Modern Chemical Enhanced Oil Recovery. Theory and Practice. ELSEVIER.
2011.p.130.

77



polimero en funcién de la velocidad de corte se describe mediante el modelo de

la ley de potencia®®, que viene dado por:
u, = Ky®™™ Ecuacién 51
Dénde
K es el indice de consistencia del flujo
n es el indice de comportamiento de flujo.

En el régimen pseudoplastico n menor o igual a 1(tipicamente n=0.4 a 0.7). En
diferentes concentraciones, n apenas cambia, pero K cambia. Para un fluido

newtoniano, n=1y K es simplemente la viscosidad constante, p.

Aunque la ecuacion precedente es bastante satisfactoria para describir el
régimen pseudoplastico, no es adecuada a velocidades de corte altas y bajas.
Cuando la velocidad de corte se acerca a cero, el esfuerzo de corte no se
aproxima a cero. Existe cierto limite elastico. En otras palabras, la solucién
HPAM se comporta como un fluido Bingham. Un modelo mas satisfactorio para
estos regimenes de corte en la ecuacion de Meter.36

UP—thy

1+(ﬁ)1(Pa—1)
2

Up = Uy + Ecuacion 52.

Doénde

Pa = Parametro empirico, o se obtiene haciendo coincidir los datos de

viscosidad medidos en el laboratorio;
up® = La viscosidad limite en el limite de cizalladura bajo (préximo a cero);

Yi, = La velocidad de corte a la cual la viscosidad es el promedio de p° y pw.

3 SHENG, James. Modern Chemical Enhanced Oil Recovery. Theory and Practice. ELSEVIER.
2011.p.132.

%6 GUERRERO PABON, Cindy Mildred. Evaluacién de un proceso de inyeccion de surfactante-
polimero a partir del dimensionamiento de sus concentraciones y volumenes de bache. Tesis
de Magister en Ingenieria de Hidrocarburos. Bucaramanga: Universidad Industrial de
Santander. Facultad de Ingenieria Fisicoquimicas, 2015. p.28.
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En esta ecuacion se supone que la viscosidad del polimero a una velocidad de

cizallamiento infinita (y tiende a infinito) es igual a la viscosidad del agua.

- Efecto de la temperatura. A una velocidad de cizallamiento baja, la
viscosidad aparente de la solucidn polimérica disminuye con la temperatura de

acuerdo con la ecuacion de Arrhenius.

Eq .,
Up = Apert Ecuacion 53

Dénde

Ap= Factor de frecuencia

Ea= La energia de actividad de la solucion de polimero,
R = es la constante universal de los gases, v,

T = es la temperatura absoluta.

La ecuacion anterior muestra que la viscosidad disminuye rapidamente a
medida que aumenta la temperatura. A medida que la temperatura aumenta, la
actividad de las cadenas de polimeros y moléculas se mejora, y la friccion entre
las moléculas se reduce; por lo tanto, la resistencia al flujo se reduce y la
viscosidad disminuye. Diferentes polimeros tienen diferente energia de
activacion (Ea). Con un Ea mayor, la viscosidad, es mas sensible a la

temperatura. HPAM tiene dos (Ea).

Cuando la temperatura es inferior a 35°C, Ea es baja y la viscosidad no cambia
demasiado a medida que aumenta la temperatura; caso contrario ocurre
cuando la temperatura es superior a 35° C, Ea es alta y la viscosidad es mas

sensible a las variaciones de temperatura®’.

Entonces la ecuacién anterior puede reescribirse de la siguiente manera

87 NIETO BARRETO, Luisa Fernanda y ORTEGA GRACIA, Braulio Alejandro. Evaluacion
técnico financiera para un proyecto de inyeccion de polimeros en el bloque Rio Ariari en la
cuenca de los llanos orientales mediante simulacion numérica de yacimientos. Tesis de grado
en ingenieria de petréleos. Bogota: Fundacion Universidad de América. Facultad de Ingenieria,
2016. p.63.
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Up = Hpref €XP lEa (% - T:ef)l Ecuacién 54

Dénde
Mpref = La viscosidad a la temperatura de referencia , Tref.

Cuando las mediciones se realizan a diferentes temperaturas, la ecuacion
anterior se puede usar para ajustar los datos de medicién ajustando Ea, si Ea no

cambia a diferentes temperaturas.

2.4.2 Peso molecular del polimero. La efectividad de una inyeccion de
polimeros se ve afectada significativamente por el peso molecular del polimero,
puesto que los polimeros con un mayor peso molecular proporcionan una
mayor viscosidad.

Para el caso especifico del campo Daquing3® mediante la implementacion de
pruebas de laboratorio se encontr6 que manteniendo un volumen fijo de
solucion polimérica inyectada la recuperacion de petréleo aumenta con el
incremento del peso molecular del polimero. La razon de esto es simplemente
que, para una concentracion dada de polimero, la viscosidad de la solucion y la
eficiencia de barrido aumentan con el aumento del peso molecular del

polimero.

Un factor que juega en contra de lo anterior es el atrapamiento mecanico
porque este puede retrasar significativamente la propagacion del polimero si el
tamano de la garganta del poro y la permeabilidad son demasiados pequerios,
por lo tanto, dependiendo del peso molecular y del diferencial de permeabilidad

este efecto puede reducir la eficacia del barrido.

38 WANG, Dongmei, et al. Key Aspects of Project Desing for Polymer Flooding: SPE 109682,
2007. P.1-8.
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2.4.3 Concentracion de la soluciéon polimérica. La concentracion de la
solucion polimérica domina cada indice que cambia durante el curso de la
inyeccion. Ademas, la concentracién determina la viscosidad de la solucién
polimérica. Las concentraciones de inyeccion mas altas causan mayores
reducciones en el corte de agua y pueden acortar el tiempo requerido para la
inundacion de polimeros. Aunque también se debe considerar el hecho de que
concentraciones mas altas causaran presiones de inyeccion mas altas y menor
inyectividad. Es importante destacar que la efectividad de la inyeccion se puede
mejorar inyectando soluciones poliméricas con concentraciones mas altas

durante el periodo inicial de la inyeccion.

2.4.4 Volumen del polimero. Un mecanismo importante de inundacién de
polimeros es mejorar la movilidad entre el aceite y el agua y aumentar el
volumen barrido. Segun la teoria, la eficiencia de recuperacion de petréleo
disminuye con la mayor movilidad del inyectante. En consecuencia, para evitar
la digitacion viscosa se podria hacer una inyeccidn continua de polimero en
lugar de una inyeccidon de agua. Sin embargo, debido a que las soluciones de
polimeros son mas caras que el agua, la economia limita el volumen de
polimero que se debe inyectar. Basandose en la experiencia que se tuvo en
Daquing®?, tanto en la parte de investigacidn tedrica y experiencias practicas, el
volumen de polimero debe determinarse por el corte bruto de agua de la unidad
de inundacion. En general, cuando el corte de agua bruto alcanza el 92%- 94%,

la inyeccién de polimero debe detenerse.

2.4.5 Velocidad de inyeccion. Ademas de ser otro factor clave en el disefio
del proyecto de la inyeccion de polimeros, también determina las tasas de
produccion de petréleo. La tasa de inyeccion determina el periodo de tiempo en

que el petroleo puede recuperarse econdémicamente.

% |bid., P.1-8.
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2.5 ANALISIS NODAL AL SISTEMA DE INYECCION DE POLIMEROS.

En la actualidad el analisis NODAL se utiliza en proceso de inyeccion de agua y
en casos especiales, procesos de inyeccidon de gas. En este proyecto se
plantea y se analiza la implementacion de la técnica de analisis NODAL al
proceso de inyeccion de polimeros, con el fin principal de mantener constante
la viscosidad de la solucién durante el proceso y por supuesto determinar las
caidas de presion que se puedan evitar para mejorar la eficiencia del proceso

en general.

Como se discutié anteriormente los polimeros se comportan como un fluido no
Newtoniano y su viscosidad varia con la velocidad de corte en cada punto. Para
definir todas las propiedades reologicas se utilizé el modelo de la ley de
potencia que describe de manera mas precisa el comportamiento de los
polimeros en el transporte por tuberias. El modelo de la ley de la potencia
describe el comportamiento reologico de fluidos base polimero que no
presentan un esfuerzo de punto cedente?® y para hacerlo utiliza la siguiente

ecuacion:

T=Kx*y" Ecuacion 55 .

Conociendo que la utilizacion de soluciones poliméricas se puede llamar en
recobro agua mejorada y que mantienen algunas propiedades, se trabajo el
desarrollo de la curva Outflow y las curvas de descarga de igual manera que un
pozo de inyeccién de agua, con la diferencia de que se debe conocer cada uno

de los factores que afectan y como afectan cada una de las curvas.

La curva Outflow, al ser un proceso de inyeccion es una linea recta en el
grafico de Piny Vs Qiny, que inicia en la presion de la bomba a un caudal cero y

se toma en cuenta para este analisis hasta el valor de la presién de fractura

40 BAROID. Baroid Fluids Handbook. Houston,1999. p.270-313.
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donde se obtiene un caudal maximo de inyeccion. El valor maximo de presion
de inyeccion es igual a la presion de fractura debido a que si se excede ese
valor la formacion se fracturaria y crearia nuevos canales de flujo que harian
variar la permeabilidad de la formacién generando que no desplace el aceite,
disminuyendo la eficiencia del proceso. La viscosidad de la solucién puede
afectar la variacion de la curva de manera negativa, ya que la viscosidad es
inversamente proporcional a la tasa de inyeccién, siendo necesario que para
mantener la tasa constante se genere un aumento en la presion de inyeccion si
se aumenta la viscosidad, matematicamente la variacién en la curva seria un

aumento pronunciado de la pendiente de la recta.

Figura 13. Ejemplo curva Outflow en analisis de inyeccién.
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De la grafica se puede concluir que al sobrepasar la presién de fractura la
formacion empieza a tomar o absorber una mayor cantidad de liquido, pero con

un menor aumento de presion.

La curva de descarga en el proceso de inyeccion se vera afectada en gran

mayoria por la gravedad especifica de la solucion y el diametro de la tuberia.

83



La gravedad especifica de la solucion también es un factor importante que
genera cambios en la curva, un aumento en los valores que toma la curva se
da cuando la gravedad especifica aumenta, por tal motivo, se puede decir que
la gravedad especifica es directamente proporcional a la presion de inyeccion.
La gravedad especifica es una relacion de la densidad de la solucion y la
densidad de una sustancia de referencia, en este caso agua. La densidad de la
solucion depende directamente de la concentracion de polimero, si la
concentracion es mayor la densidad de la solucion aumenta, conociendo esta
relacion se puede concluir que la concentracion también es directamente

proporcional a la presion de inyeccion.

Figura 14. Efecto de la gravedad especifica en la curva de descarga.
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La grafica fue realizada en torno a un caso base planteado para el

conocimiento del software.

El valor de Y1 es menor que el valor de Y2 y asi sucesivamente siendo el valor de

¥4 el valor de gravedad especifica mas alto.

El diametro de la tuberia es el factor que mas variacion causa en la curva de
descarga debido a que entre mayor sea el diametro menos restriccion tendra el

liquido para fluir y tendra una mayor tasa de flujo. El diametro ademas influye
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en las perdidas de presién por friccion generando que entre menor sea el
diametro mayor sera la perdida de presion.
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Figura 15. Ejemplo del efecto del cambio de diametro en la tuberia.

Siendo el valor mayor el de ID3 y el valor menor el de ID1.

Para definir la pérdida de presion por friccion en las paredes de la tuberia es
necesario definir algunos términos como la velocidad del fluido, el diametro

efectivo, el numero de Reynolds y el factor de friccion.

La velocidad del fluido es una relacién entre el caudal inyectado por la bomba y
el diametro de flujo, que si el flujo es dentro de la tuberia seria igual al diametro

interno al cuadrado. Matematicamente se representa de la siguiente manera:

v, = 20 E i6n 56
b = 2 cuacion 56.

Doénde:

Vp: Velocidad del fluido dentro de la tuberia (ft/s).
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POpy: Caudal de inyeccidon de la bomba (GPM).
ID: diametro interno de la tuberia (in).

El numero de Reynolds es un término numérico adimensional que determina si
el fluido esta régimen laminar o turbulento. Generalmente si el numero de
Reynolds es mayor a 2100 sera un flujo turbulento. Se determina utilizando la

siguiente relacion matematica:

928 * Deff * Vp * psin
He

Ecuacion 57 .

Re

Dénde:
psin. Densidad de la solucion (Ib/gal).
u.: Viscosidad efectiva de la solucion.

El factor de friccion es definido para fluidos de la ley de la potencia y relaciona

el numero de fluido de Reynolds con un factor de “aspereza” de la tuberia.

Si el numero de Reynolds es menor de 2100 el flujo es laminar y el factor de

friccion es asi:

_ 16
NRe

Ecuacion 58.

f

Si el nUmero de Reynolds es mayor a 2100 el flujo es turbulento y el factor de friccidn es asi:

a
= — Ecuacién 59.
I'= W
Ddnde:
_ logn +3.93 _ 175—-logn
‘T 750 O

Después de definir estos términos se puede comprender mejor la ecuacion que
determina la perdida de presion en un intervalo de longitud (PDi) y que esta en
unidades de campo.

_f*VPz*psln

PD; = 2581+ Dy, * L Ecuacién 60.
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Utilizando las ecuaciones anteriormente desarrolladas se puede determinar las
caidas de presion en cada uno de los puntos. Pero no se puede realizar un
estudio completo de todos los componentes que hacen parte del sistema, ya
que no se pueden variar las presiones en los puntos estratégicos, por esta

razon es mucho mas completo realizar el analisis NODAL al sistema.
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3. METODOLOGIA SELECCION NODO SOLUCION.

El termino metodologia se define como el grupo de mecanismos o
procedimientos racionales, empleados para el logro de un objetivo o serie de
objetivos que dirige una investigacién. Es importante mencionar que para el
desarrollo de esta investigacion se deben desarrollar y seguir una serie de
procedimientos que permitan encontrar los posibles nodos para simular el
comportamiento de la inyecciéon de polimeros a partir de la utilizacién de la

técnica de analisis NODAL.

Partiendo de la base de un analisis NODAL en un proceso de produccién, ya
descrito anteriormente, se conoce que éste consta de tres nodos principales y
dos nodos funcionales. Los nodos principales se encuentran en el fondo de
pozo, en la cabeza del pozo y en el separador; los nodos funcionales se ubican
en lugares donde se genere un cambio de diametro, ya sea por un cambio de
tuberia o por la presencia de una valvula. En dichos nodos se calcula el valor
de la presiéon para cada uno, con el fin de determinar el diferencial de presion
entre cada nodo. De manera analoga se puede aplicar el analisis NODAL al
proceso de inyeccion haciendo énfasis en que la direccion de flujo es contraria
a un proceso de produccion convencional y por esto el nodo en el separador

seria reemplazado por el nodo de la estacién de inyeccion.

Para este caso en particular se debe tener en cuenta que el fluido que se va a
inyectar es una solucién polimérica que tendra un comportamiento reolégico
distinto a cualquier otro fluido de inyeccion, debido a que la solucién polimérica
tiene un comportamiento no Newtoniano, lo que trae como consecuencia que la
viscosidad de dicha solucion varie a ciertas condiciones como por ejemplo a
diferentes velocidades de corte, diferentes pesos moleculares del polimero,
grado de hidrolisis del polimero y diferentes concentraciones. También se debe
tener en cuenta que al ser un fluido mas viscoso requiere una mayor presion
para mantener una tasa de flujo constante, al aumentar la presion se debe

tener cuidado de no exceder la presion de fractura de la formacion.
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En relacidon a las caracteristicas anteriormente descritas se propone la
aplicacion y el desarrollo de cuatro pasos que permitan distinguir la ubicacion
de los nodos propios para un sistema de inyeccion de polimeros y ademas
escoger el nodo que permita hacer un estudio completo del sistema y de las

propiedades a considerar en una inyeccion de polimeros.

Paso 1. Descripcion de nodos en un proceso de inyeccion de agua

convencional.

A. nodos principales

° Nodo solucién en fondo de pozo. Localizado en el centro del pozo, a
la mitad de las perforaciones o cafioneos, es el mas utilizado ya que divide al

sistema en dos componentes: el yacimiento y el sistema total de tuberias.

o Nodo solucién en cabeza de pozo. Esta posicion divide el sistema en
dos, uno, las lineas de flujo y la estacion de inyeccién. Y dos, el yacimiento y el

tubing de inyeccion.

o Nodo solucién en la estacion de inyeccion. Es la posicién inicial del
sistema y la presidbn permanece constante. Ademas, en este punto las
propiedades de la solucion polimérica no varian ya que aqui aun se encuentran

en su estado original.

B. Nodos funcionales

En este caso los nodos funcionales estaran en los cambios de diametros de
tuberias y también en el caso de que existan valvulas adicionales en el sistema
de inyeccion. Aunque estas ultimas se evitan colocarlas puesto que por
ejemplo en el proceso de inyeccion de polimeros estas generan alteraciones en
las propiedades de la solucién polimérica como por ejemplo la degradacién

mecanica de la solucidn.
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Paso 2. Descripcion de variables.

o Para el sistema de inyeccion. De acuerdo a Marquez, en el caso de
una inyeccion de agua convencional puede realizarse un analisis de sistema
nodal grafico para observar el efecto de las variables tales como*:

a. La presién en el cabeza

b. El diametro de la tuberia
c. Lalongitud y diametro de la linea de flujo para la inyeccion en superficie
d. La presién de bombeo de la inyeccion en superficie
e. La densidad de los tiros de perforacion en los pozos con o sin empaque
con grava.
o Para la inyeccion de polimeros. Por otra parte, y de acuerdo a

diferentes fuentes consultadas en el proceso de inyeccion de polimeros, se
tiene que las variables propias de este proceso a tener en cuenta son.
a. Viscosidad
Reduccién de la permeabilidad y la resistencia residual
Adsorcion
Volumen poroso inaccesible

Salinidad de la formacion

-~ 0o o o0 T

Concentracion de la solucidn polimérica

Peso molecular del polimero

= Q@

Velocidad de inyeccion
Grado de hidrolisis.

Como esto se trata de un analisis nodal se revisé qué variables de las descritas
anteriormente de un proyecto de inyeccién de polimeros se ven directamente

involucradas con este analisis encontrandose las siguientes variables:

a. Viscosidad.

b. Velocidad de inyeccién.

41 MARQUEZ, Richard. Curso: Produccion Basica. Maracaibo: Universidad del Zulia,2006.

p.200.
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Paso 3. Descripciéon de los nodos en un proceso de inyeccion de

polimeros.

La inyeccidén de polimeros es también conocida como una inyeccion de agua
mejorada, puesto que la adicion de polimeros busca darle al agua algunas
propiedades extras que permitan mejorar la eficiencia de barrido a partir de la
mejora en la relacion de movilidades, es decir, hacer que sea lo mas baja
posible o que su valor sea cercano a la unidad. Por tal motivo, se pueden
considerar los mismos nodos propuestos en el paso 1, nodo solucion en fondo
de pozo, nodo solucién en cabeza y nodo solucion en la estacion de inyeccion,
para el caso de los nodos principales. Para el caso de los nodos funcionales se
cumpliria la misma regla que en una inyeccion de agua y estarian sujetos a

ubicarse en los cambios de diametro de tuberia.

Figura 16. Ubicacion de los nodos en un sistema de inyeccion de

2) @-
. »

S ) e

La figura muestra un esquema general del sistema de inyeccién de polimeros,
donde ademas se puede ver la ubicacion de los tres nodos principales

anteriormente descritos los cuales son:

1. Estacion de inyeccion: compuesto principalmente por la bomba de

inyeccion y el tanque de almacenamiento de la solucién polimérica.

91



2. Cabeza de pozo.
3. Fondo de pozo.

Paso 4. Eleccion del nodo que se va usar en la investigacion.

El objetivo principal al escoger el nodo solucién para la investigacion es poder
tener control de la mayor cantidad de variables propias de un analisis nodal y
propias de la inyeccién de polimeros. Para esto, es necesario determinar en
cual de los nodos solucion principales establecidos en la figura 16, es posible
evidenciar una estrecha relacion entre el arreglo de inyeccién y la formacién.
Ademas, para el caso de la inyeccidon de polimeros es fundamental conocer las
propiedades de la solucién polimérica descritas en el paso 2 cerca a la cara de
la formacion, garantizando que en el caso del valor de viscosidad de la solucién
polimérica que se reporte en el nodo a seleccionar permita encontrar un valor
aproximado de la relacion de movilidades con el cual se pueda evaluar el

comportamiento de los cambios hechos en un analisis nodal.

Segun las condiciones que se han dicho anteriormente y lo mostrado en la
figura 16, se observa que el nodo principal que cumple con dichas condiciones
es el nodo en fondo de pozo, por lo cual, este es el nodo solucion para el

desarrollo de esta investigacion.

Sin embargo, para el caso que se requiera realizar un analisis detallado de las
lineas de flujo, el nodo solucion se puede ubicar en cabeza de pozo ya que de
esta forma es posible aislar las lineas de flujo del sistema y ademas lineas de

flujo de gran longitud pueden ser evaluadas facilmente.

3.1 ESCENARIOS DE TRABAJO.

Con el nodo de solucién ya escogido, se parte del hecho que para desarrollar
esta investigacién es necesario plantear diferentes escenarios a partir de los
cuales podamos enfocarnos de una manera mas detallada en las variables
anteriormente descritas y el aporte de cada una a la mejora del proceso.

También es importante que en los escenarios planteados exista una relaciéon
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entre las variables. En relacidon con lo anterior para esta metodologia se

incluyen tres escenarios de estudio que son:

1. Plantear un caso base a partir de los datos de yacimiento, datos de
completamiento y datos de inyeccion.

Esto con el fin de poder ajustar el modelo que se utiliza para simular o dicho de
otra manera este caso base nos va a permitir ajustar las curvas IPR

(inyectividad) y de descarga de nuestro modelo.

2. Plantear ajustes a las variables contenidas en el analisis nodal.

Aqui la idea fundamental es plantear los posibles cambios o ajustes a ciertas
variables que nos permitan modelar el comportamiento de algunos
componentes del sistema de inyeccion sin la necesidad de alterar la
concentracion de la solucion polimérica, el peso molecular del polimero, grado
de hidrolisis y la densidad de la solucion polimérica. Es importante mencionar
que el objetivo principal es verificar que propiedades del fluido se alteran
haciendo ajustes en variables como diametros de tuberias y lineas de flujo,

tasa de flujo y presién de inyeccion.

De acuerdo a cada caso se deben formular un paso a paso respectivo en cada
de uno de estos.

Escenario 1.

Se debe describir o conocer las propiedades del yacimiento
Describir el estado mecanico de el pozo inyector
Facilidades de superficie y lineas de flujo

Caracterizacion del fluido de inyeccion

o 0=

Desarrollar las expresiones de outflow y curva de descarga de tuberia,
para un nodo en especifico que en este caso es en fondo de pozo.
6. Determinar las pérdidas de presion que causan los componentes del

sistema.
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7. Con la tasa en el nodo determinar el valor de viscosidad en el fondo de
la siguiente manera

a. El caudal hallado se pasa a velocidad de flujo y con la ecuacién de

viscosidad en términos de velocidad de flujo se determina la

viscosidad en el nodo.

g (et 1\ (86%>"p‘1 e
n=K, 4, D cuacion 61.
Con:
V, = 4 i E on 62
b = 7 Qen . cuacion 62.
Dénde:

M = Viscosidad aparente de la solucion (cP).

C = constante de ajuste dependiente del fluido (adimensional).
Kp = indice de consistencia del fluido (cP).

Np = indice de flujo (adimensional).

ID = diametro de la tuberia (m)

Vp = velocidad de flujo

Escenario 2.

1. Determinar que componentes del sistema de inyeccion se pueden
modificar.

2. Seleccionar el componente a ser optimizado.
Escoger el nodo que permita visualizar el cambio en las perdidas de
presion al cambiar el componente seleccionado. Este nodo sera en
fondo en pozo.

4. Desarrollar las expresiones de inflow y outflow para el nodo

seleccionado.
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8.
9.

Calcular las pérdidas de presidbn que causan los componentes del
sistema.

Cambiar el componente seleccionado para ser optimizado:

- Desarrollar las nuevas expresiones de inflow y/o outflow.

- Calcular la caida de presion que causa el nuevo componente.
Esquematizar los nuevos inflow y/o outflow del nodo con el componente
cambiado.

Calcular los requerimientos de potencia de las bombas.

Hacer el calculo de la viscosidad igual que el caso base.

10. Repetir el procedimiento con otro componente a ser optimizado.
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4. DESCRIPCION DEL SOFTWARE.

Actualmente en el mercado existen muchos softwares desarrollados para
ayudar a mejorar procesos en la industria de los hidrocarburos, en el caso de la
ingenieria de produccion también se han desarrollado diferentes herramientas
software que permite mejorar el disefio desde las etapas de planeacion hasta el
final del proyecto y ademas ya con la puesta en marcha de los proyectos

también permite optimizar los diferentes procesos que alli se presenten.

El software mas comun dentro de la parte de produccion es aquel que permite
hacer que los pozos tengan una mejor vida productiva garantizando la
integridad del mismo y mejorando la cantidad de recurso que estos pueden
aportar*?, En ese mismo sentido como se ha descrito anteriormente se han
desarrollado distintas herramientas de simulacidn a partir de la aplicacion de la
técnica de analisis Nodal, algunas de esas herramientas son:

e PIPESIM

e WELLFLO

e VIRTUWELL
e SNAP

A continuacion, se hara una breve descripcion de cada uno.

4.1 PIPESIM

Es un simulador amigable y poderosamente desarrollado para disefar y
realizar diagndésticos de los sistemas de produccion en pozos de crudo y gas a
nivel individual o de campo que estén fluyendo naturalmente o ayudados por
algun sistema de levantamiento artificial. Con esta herramienta se puede

modelar el comportamiento del flujo multifasico en estado estable desde el

42 PORRAS RODRIGUEZ, Mario Andrés; ZAPA BOHORQUEZ, Marvin Brayan. Evaluacion de
los métodos empleados en software comerciales para optimizar la produccion de crudo por
analisis Nodal. Tesis de grado en ingenieria de petréleos. Bucaramanga: Universidad Industrial
de Santander. Facultad de ingenierias fisicoquimicas, 2014, 163p.
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yacimiento hasta el separador, analizando las situaciones que se puedan

presentar con el aporte del reservorio, las condiciones del pozo y las lineas de

superficie. Las aplicaciones para las cuales se puede usar este robusto

software son*3:

Disefo y analisis de pozo

Disefo y analisis de sistema de levantamiento gas lift y BES.
Analisis de sistemas de levantamiento PCP.

Analisis de pozos horizontales y de inyeccion.

Prediccién en la precipitacidn de solidos (Hidratos, ceras, escamas).
Disefo de lineas y seleccion de equipos de superficie.

Analisis integrado de redes de superficie.

4.2 WELLFLO

Este software es una aplicacién simple y autbnoma que permite disefar,

modelar, optimizar e identificar problemas de pozos individuales de crudo y gas

con flujo natural o levantamiento artificial. La construccion del modelo se realiza

a partir de una interfaz de configuracion de pozos paso a paso y las

aplicaciones especificas de este software incluyen:

Disefo de la configuracion de pozo.

Disefio del completamiento del pozo.

Disefio del levantamiento artificial.

Prediccion de temperaturas y presiones de flujo en pozos y lineas.
Monitoreo del reservorio, pozo y linea de flujo.

Generacion de curvas de desempeno de levantamiento artificial.
Modelo detallado del desempefio de influjo de reservorio.
Modelado detallado de PVT de fluidos.

Exportacion e importacion de data.

>
>
>
>
>
>
>
>
» Ajuste de modelos de pozos.
>
43 |bid., 163p.
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4.3 VIRTUWELL*

Virtuwell es un software miembro del paquete FEKETE HARMONY de la
compania Fekete Associates, que en 2013 fue adquirida por la empresa IHS

proveedora también de software para analizar sistemas de produccion.

Es una herramienta desarrollada para analizar pozos en flujo mono o
multifasico, que presenten diferentes trayectorias y condiciones de operacion.
Capaz de modelar distintos escenarios, en los que se puede analizar el
desempefio de la tuberia de produccidn o estimar el aporte inicial del

yacimiento con el fin de determinar la mejor estrategia de produccién.

4.4 SNAP

Simplified Nodal Analysis Program es un software de la compafia Ryder Scott
que provee las herramientas para la optimizacion de tasas de produccion del
pozo, estimar variables del yacimiento desde el historial de produccion y
predecir la futura produccion del pozo. La interfaz y aplicaciones estan
completamente disefiadas alrededor de las necesidades del usuario, sus

principales caracteristicas son:

Todos los modelos de desemperio del yacimiento.
12 correlaciones hidraulicas para tubing.

Inclusion de PVT e IPR por el usuario.

YV V VYV V

Modelamiento de pozos horizontales incluyendo los efectos del
posicionamiento del pozo en el area de drenaje.

Efectos de las permeabilidades relativas.

Completamente editable, graficas y reportes de calidad.

Efectos de la perforacién y el completamiento.

YV V V V

Tasas de levantamiento criticas velocidades mixtas y erosionales y
propiedades PVT reportadas cada 200 pies.

» Completamiento multizonas con flujo cruzado.

44 |bid., 163p.
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» Restriccion de caidas de presion con métodos de flujo sub critico y
critico.
» Sensibilidades evaluadas en todo el yacimiento, completamiento y

parametros de tuberia.

Para el desarrollo de esta tesis se han tenido en cuenta los softwares
anteriormente descritos con un mayor grado de inclinacion hacia el SNAP y el
PIPESIM, pero por cuestiones de licenciamiento se ha escogido trabajar con el
SNAP. Cabe aclarar que el software SNAP es un software gratuito creado para
fines académicos y esto hace que sea mas facil de adquirir en cuanto a la

licencia.

4.5 DESCRIPCION DEL SOFTWARE SNAP
A continuacién, se presentara una breve descripcion de la interfaz del software
donde se resalta que esta tiene nueve modulos para el montaje e inclusidon de

datos de pozo.

4.5.1 Mdédulo general. En esta seccion se incluyen los datos generales como
los tipos de pozo, completamiento e IPR, ademas de la presencia de linea de

flujo o algun sistema de levantamiento.

Figura 17. Modulo "General" del software SNAP.

General

General Project Definition 1 Addtional Hydraulic Rates ] Optional Input and Preferences 1

1 S [nyeceion UIS]

Wel Type Delivery Node Condition

Water Injector
| : Wellhead Tempersture - |110.00 F

IPR Type

Flowline Pressure: : |2000.0 psia
|Water Injectivity Index

Completion Type Fowline Temperature: - |100.00 °F

| Perforated

Include
[¥ Flowiine
-
-

Previous Aceptar Cancelar Ayuda
| |

Fuente: tomado de la interfaz del software SNAP.
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4.5.2 Médulo PVT. Este modulo permite el ingreso de datos PVT como la
temperatura y las gravedades especificas de los fluidos, tablas del usuario y la

eleccion de las correlaciones de las propiedades de los fluidos.

Figura 18. Modulo "PVT" del software SNAP.
v L,

PVT Properties ]
{+ Comelations " Kuparuk PVT " Prudhoe PVT
Reservoir Temperature: [128.0 F
Ccoz% H25% NZ%
Gas Specific Gravity: [0.600 [o 0 0
N/A |1.0 scf/gth
35.0
. . TDS {ppm)
Water Specific Graviy [1.01 13527 Optional User PVT Tables

™ Specific Gravity of Solution Gas
Comelation or PVT Table Selection for Standard Properties
™ Specific Gravity of Free Gas

Solution Gas/Oil Ratio Oil Fomation Volume
|"v"asquez and Beggs J |"v"asquez and Beggs J I Surace Tension
il Viscosity I Z Factor
Beggs and Robinson v I™ Gas Viscostty
Previous ‘ Next | | Aceptar Cancelar ‘ HAyuda

Fuente: tomado de la interfaz del software SNAP.

4.5.3 Médulo inflow. Esta interfaz cambia dependiendo del tipo de IPR
elegido en el modulo general, admitiendo la inclusibn de la presion del
yacimiento, el corte de agua y las propiedades necesarias para el calculo del

aporte del reservorio segun su modelo seleccionado.

Figura 19. Modulo "Inflow" indice de inyectividad de agua del software
SNAP.

TEE—— e

Water Injectivity Index ]

Reservoir Fressure: [ER000 | psia
Fracturs Pressurs: 57550 psia
Matricll: [0720 | stowpd / psia

Above Frac Pressure II: [g750  stbwpd / psia

Highest expected Injection rate: [30000  stbwpd

Previous | Nex | Aopty | Aceptar Cancelar | Ayuca

Fuente: tomado de la interfaz del software SNAP.
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Figura 20. Modulo "Inflow" Inyectividad Darcy del software SNAP.

Reservoir and Well Data | I
Reservoir Net TVD Drainage | Wellbore N Water F ~
::::Z Press Thickness | Radius radius l:::d"; F::::;r Cut B
(psia) (ft) (ft) (ft) (frac)
1 none 2000.00 20.00 1500.00 0.4010 ( 10.000 0.00 1.000
2z =
3
4
5
[
T
a8
5
10
11
42 ki
€ 1 | 3
Skin Factor Uity | o
Please enter layers from shallowest at the top of the list
to deepest at the bottom of the list
Previous | Next | Apply | Aceptar Cancelar | Ayuda

Fuente: tomado de la interfaz del software SNAP

4.5.4 Médulo completamiento. La seccion de completamiento cambia
dependiendo del tipo elegido en el mddulo general y acepta el ingreso de datos
como el diametro de las perforaciones y la densidad de tiros para realizar los
célculos. No es necesaria la inclusion de la informacién en este mdédulo para

realizar la corrida.

Figura 21. Modulo "Completamiento” del software SNAP.

Permeability | Compacted | Perforation| Perforation| Perforated
Compacted Zone Diameter | Penetratio Interval
Zone Ratio Thekns [in] [in] n [MD ft]

0.2000 0.5000 0.500 2.000 25.000

Perforation Efficiency:  [0.850

Previous | MNext | Apply | Aceptar Cancelar | Myuda

Fuente: tomado de la interfaz del software SNAP.
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4.5.5 Médulo linea de flujo. ElI mdédulo permite la eleccion de la correlaciéon
con la que se desea modelar y la entrada de datos como la geometria y las
restricciones de la linea de flujo.

También facilita el acceso a una tabla muy completa de los diferentes tamafios

y propiedades de la tuberia estandar.

Figura 22. Modulo " Linea de Flujo" del software SNAP.

Fowiine Geometry | Standard Pipe Sizes ]

[WL vs Bevation =l Comsiation: =

Options on this panel {ike any "by sement” choices)
MUST match the similar option on the wellbore panel.

Roughness: |D 0018 j in

Mumber of wells feeding this line: 1 Temperature: |’Sepamtnr & WH (Mo input here) j F

Flw Lin ID (in)| ML (ft) | Elevation (ft) e

3.125 0.10 0.00
3.125 200.00 1.00
3.125 400.00 2.00
3125 500.00 4.00
3125 800.00 3.00
3125 1000.00 2.00

wca|~fmfenfafeafraf—

Previous | Aceptar | Cancelar | HAyuda

Fuente: tomado de la interfaz del software SNAP.

4.5.6 Médulo pozo. La interfaz permite la eleccién de la correlaciéon con la que
se desea modelar, el tipo de flujo y la entrada de datos como la geometria y las
restricciones del pozo.

También facilita el acceso a una tabla muy completa de los diferentes tamafios
y propiedades de la tuberia estandar y posee un tutor de correlaciones para

sugerir al usuario la mas indicada.
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Figura 23. Modulo "Pozo" del software SNAP.

‘WellBore

Wellbore Geometry I Correlation Advisor I Standard Pipe Sizes 1

TubularFlow | [MDwsTVD =] Hydrauiic: Model: | Beggs Bl ~
Temperature Options Roughness: [0.0018 ~+| in
Temperatures: | WH & Reservoir (see below) _« | *F 1o
WHTemp: 110 F TRes: 138 of i Quick Reference
Flow ID | MD (ft) | TVD (ft) | Ancle .| |ibs hd
(in) endseg| endseg | (degrees T8
1 2992 | 250 25.0 0.000 H 1395 —
2 2.982 7.2 2258 |E|
3 2892 654 M %ﬂ;gé
; 2982 69 532
2982 71 3476
6 2992 | 80537 3.958
7 2982 | 8054 3958
[ 7441 8060 4052
] 2441 80637 jg?g
10 2441 8095.0 4408
11 2441 80958 4484
12 2241 81028 4543
13 2441 81085 = 4.560 [T

Reduce Number of Segments| Inset Segment below selected row |

Previous | MNext ‘ Apply ‘ Aceptar Cancelar| Ayuda |

Fuente: tomado de la interfaz del software SNAP.

4.5.7 Médulo levantamiento artificial. En este médulo la interfaz del software
cambia dependiendo del sistema de levantamiento seleccionado anteriormente,

con el fin de proporcionar la inclusion de los datos referentes a cada método.

Figura 24. Modulo "Levantamiento artificial" del software SNAP.

Include...
v Fowline Iv Basic Gas Lift
[ [ Detailed Gas Lift
-

Fuente: tomado de la interfaz del software SNAP.

4.5.8 Moédulo de sensibilidades. Esta secciéon admite la inclusiéon de
sensibilidades hidraulicas o del yacimiento. A partir de su respectiva eleccién

se genera la interfaz para el ingreso de datos.
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Figura 25. Modulo "Sensibilidades" del software SNAP.
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‘Wellbore - True Vertical Depth ;L
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Wellbore - Flow Angle [ 4
Wellbore - Pipe Roughness Factor -1

Wellbore - Beginning Temperature T =

I~ Wiite Asdllary Optimization Files Clear All Sensitivity Data |

Previous | Next | Apply | Aceptar Cancelarl Ayuda |

Fuente: tomado de la interfaz del software SNAP.

4.5.9 Médulo datos actuales. EI modulo permite el ingreso de datos de
acople como tasas, presiones, profundidades, temperatura, permeabilidades

relativas y diferentes propiedades obtenidas de pruebas actuales de pozo.

Figura 26. Modulo "Datos actuales" del software SNAP.

Match Data |Suwey Data | Retrieve Recent Weltest Data from Databases | Relative Perm Data |
Rate 5H Fressure .| Data ldentfier

: [

Z Estimate FBHP for Rates shown in the gid using other data
g from current open dataset. Make sure all other data is entered
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-]

rd

Get Welkests from DB then T most recent tests

) Estimate FEHP for sach test

k]
10
11
12
13
14
1
16
17 B
18
19 -

Previous | Net | epoh | Aceptar | Cancelar Ayuda

Fuente: tomado de la interfaz del software SNAP.
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5. CAMPOS COLOMBIANOS CON INYECCION DE POLIMEROS COMO
METODO DE RECOBRO.

Como se discutid anteriormente, el factor de recobro en Colombia es
aproximadamente de 19% y aproximadamente el 1% de la produccion actual
proviene de métodos de recuperacion mejorada*®. Por tal motivo en el pais se
desarroll6 una estrategia para incrementar el factor de recobro liderada por
ECOPETROL, en la cual se desarrollaron diferentes pilotos de recobro
mejorado en todo el pais. En esta estrategia se desarrollaron cuatro pilotos de
inyeccion de polimeros como método de recobro mejorado quimico y los pozos
seleccionados para el desarrollo de dichos pilotos fueron: Yarigui — Cantagallo,

Casabe, Palogrande — Cebu y Chichimene.

Yarigui — Cantagallo: es un campo ubicado en la cuenca del valle medio del
magdalena, es considerado el primer piloto de inyeccion de polimero de

Ecopetrol en Colombia e inicio su implementacion el 17 de marzo de 2014.

El campo se encuentra en los limites de los departamentos de Santander y
Bolivar; a la altura de los municipios de Puerto Wilches (Santander) y
Cantagallo (Bolivar), con un area aproximada de 3000 acres (6 km de largo por
2 km de ancho). Fue descubierto en 1942 y es operado actualmente por
Ecopetrol. S.A.46

Geologicamente el campo tiene una estructura monoclinal de bloques fallados
con angulos de buzamiento variables. Las formaciones productoras del campo
son La Paz y Mugrosa. Los yacimientos productores son del Terciario,

compuestos por arenas poco consolidadas con arcillolitas intercaladas.

45 JIMENEZ DIAZ, Robinson, et al. Analisis comparativo de procesos de inyeccion de polimeros
ejecutados en Colombia. Ecopetrol S. A. Bogota D.C.: Acipet, 2017.p.1.
46 |bid., p.6.
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Figura 27. Localizacion del campo Yarigui-Cantagallo.
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Fuente: Tomada de ACIPET, Analisis comparativo de procesos de inyeccion de polimeros

ejecutados en Colombia, 2017.

En la siguiente tabla se describen las propiedades basicas de roca y fluido de

las arenas Cantagallo en las cuales se desarrollé el piloto de inyeccidn de

polimeros.

Tabla 4. Propiedades de la roca y fluidos campo Yarigui-Cantagallo.

Parametros Valor
Temperatura prom. Yacimiento (°F) 138
Profundidad prom. Yacimiento (ft) (TVD) -6744

Rango de porosidad (%)

15- 22 (prom. 19)

Rango de permeabilidad

50 - 350 (prom. 105)

Kv/Kh 0.1
Presion inicial (psi) 3250
Presidn de burbuja (psi) 2425
Gravedad APl aceite 21
Viscosidad del aceite (cP) 24 (a Pb)

litologia

Arenisca con intercalacion
de arcillolitas
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En este piloto se utilizd6 una fuente de agua fresca con poca salinidad y sin
presencia de grasas ni hierro. Se preparé una solucidon polimérica de
concentracion promedio de 550 mg/L y una viscosidad promedio en cabeza de
pozo de 22 cP. A 31 de mayo de 2017 se han inyectado 3.03 milones de
barriles de solucion polimérica, 278.64 toneladas de polimero y se han
producido 202.42 KBO incrementales.

Casabe: se encuentra ubicado en la cuenca del valle medio del Magdalena,
inicio su desarrollo el 31 de octubre de 2014. Esta situado a 350 Km al norte de
Bogota en el departamento de Antioquia (Figura 27.). Fue descubierto en 1941

y actualmente es operado por Ecopetrol.S.A y Schlumberger?”.

Figura 28. Localizacién del campo Casabe.

Fuente: Tomada de ACIPET, Analisis comparativo de procesos de inyeccion de polimeros
ejecutados en Colombia, 2017.

47JIMENEZ DIAZ, Robinson, et al. Analisis comparativo de procesos de inyeccion de polimeros

ejecutados en Colombia. Ecopetrol S. A. Bogota D.C.: Acipet, 2017. p.7.
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Geologicamente, el campo casabe es un anticlinal de 8 Km de largo con cierre
en las tres direcciones, un flanco este bien definido y una inclinacion sur. Las
fallas asociadas, perpendiculares a la falla principal, compartimentalizan el
campo en ocho bloques. En la tabla 5. Se describen las propiedades de roca y
fluido del campo Casabe. En este piloto se utilizd una fuente de agua fresca
con poca salinidad, sin presencia de grasas y contenido de hierro casi nulo. Se
preparé una solucion polimérica de concentracion 312 mg/L para una
viscosidad promedio en cabeza de 11 cp. A 31 de mayo de 2017 se inyectaron
1.28 millones de barriles de solucion polimérica, 72.72 toneladas de polimero y

se han producido 109.99 KBO incrementales.

Tabla 5. Propiedades de la roca y fluidos campo Casabe.

Parametro Valor
Temperatura prom. Yacimiento (°F) 116
Profundidad prom. Yacimiento (ft) TVD -3035
Rango de porosidad (%) 15 - 28 (prom. 24)
Rango de permeabilidad (mD) 5-1000 (prom. 150)
Presién inicial (psi) 1510
Presién de burbuja (psi) 1228
Gravedad API aceite 19.5 - 21
Viscosidad del aceite (cP) 37 (a Pb)
itologia Arenisca con intercalacion de
arcillas

Palogrande — Cebu: Se encuentra ubicado en la cuenca del valle superior del
magdalena, al norte de la ciudad de Neiva en el departamento del Huila. Se
realizd una prueba inicial de inyeccién de solucién polimérica el 30 de
diciembre de 2014, pero inicio su desarrollo el 19 de mayo de 2015. El campo

fue descubierto en 1964 y actualmente es operado por Ecopetrol S.A.

48 |bid., p.9.
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Geoldgicamente, el campo tiene una estructura anticlinal con direccion NW-SE,
y es considerado como un yacimiento heterogéneo con un coeficiente de
Dykstra Parson de 0.7 (Pérez, et al. 2017). La figura 28. Presenta la

localizacion del campo.

La formacion productora del campo se llama Monserrate, especificamente las
arenas K4. En la tabla 6. Se presentan las propiedades de la roca y fluido del

campo Palogrande — Cebu.

En ese piloto se utilizé dos fuentes de agua: el agua de inyeccidén proveniente
de la PIA Cebu, que es el agua producida por el campo (4500 mg/L de cloruros
aprox. 3 mg/l de hierro y hasta 10 mg/l de grasas y aceites), y un agua fresca
proveniente del sistema de captacion Arenas de menos de 100 mg/l de
cloruros, con presencia nula de hierro y sin grasas y aceites*. La viscosidad
objetivo en cabeza de pozo es de 3.3 cP, por lo cual la concentracién de la
solucion polimérica debe estar entre 1100 y 1500 mg/l cuando el agua es de la
PIA Cebu, y entre 300 y 500 mg/l cuando el agua de preparacion proviene del
sistema Arenas. A 31 de mayo de 2017 se han inyectado 2 millones de barriles
de solucién polimérica, 319.50 toneladas de polimero y se han producido 130

KBO incrementales.

Figura 29. Localizacion campo Palogrande-Cebu.

Fuente: Tomada de ACIPET, Analisis comparativo de procesos de inyeccion de polimeros

ejecutados en Colombia, 2017.
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Tabla 6. Propiedades de la roca y fluido arena K4, campo Palogrande-
Cebu.

Parametro Valor
Temperatura prom. Yacimiento (°F) 143
Profundidad prom. Yacimiento (ft) TVD -5000
Rango de porosidad (%) 15- 22 (prom. 18.5)
Rango de permeabilidad (mD) 6- 150 (prom. 78)
Presion inicial (psi) 2620
Presion de burbuja (psi) 790
Gravedad APl aceite 20-22
Viscosidad del aceite (cP) 9.4 (a Pb)
litologia Arenisca.

Chichimene: Se encuentra ubicado en la cuenca de los Llanos y es
considerado el primer proceso de polymer flooding en el mundo ejecutado en

un yacimiento de crudo pesado y alta temperatura (220 °F).

Este campo se encuentra a 50 kildbmetros del municipio de Villavicencio, en el
departamento del Meta. Fue descubierto en 1969 y actualmente es operado por
Ecopetrol S.A.

Figura 30. Localizaciéon campo Chichimene.

Fuente: Tomada de ACIPET, Analisis comparativo de procesos de inyeccidon de polimeros
ejecutados en Colombia, 2017.
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El piloto de inyeccion de polimeros en Chichimene inicio su desarrollo en
septiembre de 2015. Tiene la particularidad de ser el primero en el mundo que
se hace en yacimientos de crudo pesado a altas temperaturas, para lo cual se
“disefio” con el proveedor de la quimica, un producto que se adapte a estas
condiciones®. La formacion productora del campo es la formacion T2 y en la
siguiente tabla se describen las propiedades de la roca y fluido de dicha

formacion.

Tabla 7. Propiedades de la roca y fluido formacion T2, campo Chichimene.

Parametro Valor
Temperatura prom. Yacimiento (°F) 185- 210
Profundidad prom. Yacimiento (ft) TVD -6200
Rango de porosidad (%) 18- 20 (prom. 19)
Rango de permeabilidad (mD) 100 - 5000
Presion inicial (psi) 3500
Presion de burbuja (psi) 600 - 1800
Gravedad API aceite 8
Viscosidad del aceite (cP) 350- 700 (a Pb)
. , Areniscas de grano fino a medio
litologia , ,
intercaladas con arcilla.

En este piloto se utiliz6 como agua de preparacion, el agua producida por el
campo (2000 mg/l de cloruros). Segun estudios realizados por el ICP, se
requeria una concentracion de 2000 mg/l de polimero con el fin de obtener una
viscosidad en cabeza de pozo de 30 cP. A 31 de mayo de 2017 se han
inyectado 3.17 millones de barriles de solucidn polimérica, 972.27 toneladas de

polimero y se han producido 0.17 KBO incrementales.
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Tabla 8. Resumen pilotos de inyeccion de polimeros en Colombia.

Litologia Arenisca Arenisca Arenisca Arenisca

Temperatura yac. 138 116 143 185 - 210
(°F)
Permeabilidad, mD 50 — 350 5-1000 6 - 150 (prom. 78) 100 - 5000
(prom. 105) (prom. 150)

Viscosidad aceite, 24 (aPby 37(aPby 94 (aPbyTy) 350 -700 (a

cP Ty) Ty) PbyTy)
Agua de preparacion Fresca Fresca Produccién/Fresca Produccién
Cloruros, mg/l <10 <10 4500/ <100 2000
Presencia de hierro NO NO Sl (agua de Sl
produccion)
Presencia de grasas NO NO Sl (agua de Sl
y aceites produccion)
Polimero HPAM — HPAM - HPAM - SNF HPAM -
SNF SNF SNF
HPAM —
NALCO
Visc. Pol. Superficie, 20 11 3.3 30
cP
Rel. Movilidades WF 12 6 7.5 50 -90
Rel. Movilidades PF 1 1 1 7.5 prom.
Inicio piloto mar-14 oct-14 may-15 sep-15
Inicio respuesta oct-14 feb-15 feb-16 may-16
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Inyecciéon acum. 3.03 1.28 2 3.17

MBbls
Inyecciéon acum. 278.64 72.72 319.5 972.27
Ton. Pol
Produccion acum. 202.42 109.99 130 0.17

KBO incrementales

Fuente: Tomada de ACIPET, Analisis comparativo de procesos de inyeccidon de polimeros

ejecutados en Colombia, 2017.

Conociendo que la composicion del agua de preparacion es un factor muy
importante en el rendimiento del polimero para alcanzar la viscosidad objetivo,
se observo que los pilotos Yarigui y Casabe presentaron un mejor desempefio
y necesitaron una menor cantidad de polimero para alcanzar la viscosidad

objetivo.

El factor PEF, es un indicador del desempefo del proceso de inyeccion de
polimero y se puede expresar como la relacion entre el volumen de aceite
incremental y la masa de polimero inyectada, siendo sus unidades iguales a
barriles de aceite/ Kg de polimero. Matematicamente se puede expresar

mediante la siguiente ecuacion:

Barriles de aceite increental (BO) .
PEF = - - Ecuacion 63.
Kg de polimero inyectado (Kg)

El factor PEF presenta el desempefio y constituye referencia para su
evaluacion. Sin embargo, debe tenerse en cuanta que las condiciones de
operacion, de yacimiento y en ciertos casos hasta producto son distintas entre

un piloto y otro“®.

Un resumen de la cantidad inyectada de polimero, de la produccién acumulada
de aceite y los valores de PEF para cada uno de los pozos es presentado en la

siguiente tabla.

49 JIMENEZ DIAZ, Robinson, et al. Andlisis comparativo de procesos de inyeccién de
polimeros ejecutados en Colombia. Ecopetrol S. A. Bogota D.C.: Acipet, 2017. p.13.
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Tabla 9. Resumen de los valores obtenidos en cada piloto.

Inyeccién acum,

3.03 1.28 2 3.17
MBbls
Inyeccion acum,
278.64 72.72 319.5 972.27
Ton. Pol
Producciéon acum.
202.42 109.99 130 0.17
KBO incrementales
Factor PEF,
0.73 1.51 0.41 0.02

BO / Kg pol

Fuente: Tomada de ACIPET, Analisis comparativo de procesos de inyeccion de polimeros

ejecutados en Colombia, 2017.

Con la informacion descrita anterior es posible determinar cual o cuales de los
pilotos desarrollados fueron los que dieron mejores desempefios. Los pilotos de
Yarigui y Casabe fueron los que presentaron una mayor eficiencia produciendo
una mayor cantidad de aceite por kilogramo inyectado de polimero, mientras
que los pilotos de Palogrande — Cebu y Chichimene presentaron una menor
eficiencia, con una aclaracién de que en el caso de Chichimene es el primer

piloto de inyeccidn de polimeros en yacimientos de alta temperatura.

Los pilotos a ser tenidos en cuenta para esta investigacion fueron los de los
campos Yarigui — Cantagallo y Casabe. Se intenté obtener informacién de
alguno de los pilotos, pero en el caso del campo Casabe no fue posible
contactar a la persona encargada de la informacion por lo cual este piloto fue
descartado para el desarrollo de esta investigaciéon. En el caso del campo
Yarigui — Cantagallo fue posible realizar el contacto con la persona encarga del
desarrollo del piloto y se realiz6 un acercamiento con las personas encargadas
de trabajar en el piloto con el fin de brindar un mayor conocimiento del proceso
y entendimiento de los resultados, en cuanto a la informacion detallada del

piloto como propiedades del yacimiento, fluido inyectado, pozos inyectores,
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pozos productores, resultados de produccidn, etc. No fue posible adquirirla
para esta investigacion debido a que esta es informacion confidencial y se
encuentra en estudio por los ingenieros encargados en Ecopetrol S.A y el

Instituto Colombiano del Petrdleo (ICP).

Por tal motivo, para el desarrollo de esta investigacion se planteo el disefio de
un campo y un piloto de inyeccion de polimero que tuviera condiciones
similares a las presentadas por el piloto Yarigui — Cantagallo y con la ayuda del
personal que trabajo en dicho piloto se pudo generar toda la informacidn

necesaria para desarrollar por completo esta investigacion.

5.1 DESCRIPCION DEL YACIMIENTO Y CARACTERIZACION DEL CAMPO.
Con el propodsito de realizar esta investigacion se recolecto informacion de
yacimiento, proceso de inyeccion, proceso de produccion, etc. Para definir el
campo con el cual se desarrollara esta investigacién y se le denomino “Campo
uls”.

El campo UIS se encuentra ubicado en la cuenca del valle medio del
magdalena a las orillas del rio Magdalena. Tiene como formaciones
productoras las formaciones La Paz y Mugrosa. ElI campo inicio su desarrollo
en la década de 1940 y hasta el afio de 2010 fue producido bajo recobro
primario. El campo cuenta con 94 pozos perforados de los cuales 86 pozos
fueron productores comerciales y los 8 restantes fueron declarados productores
no comerciales. La mayoria de los pozos son direccionales ya que algunos
yacimientos se encuentras debajo del rio Magdalena. Inicialmente los pozos
fluian naturalmente por su baja relaciéon gas — aceite inicial, pero con el tiempo
fue necesario la implementacion de un sistema de levantamiento artificial,
después de realizar estudio se seleccion el sistema de bombeo electro

sumergible como el mejor para aumentar la produccién del campo®.

50 Informacién generada con los ingenieros encargados

115



El Campo alcanzé su maximo desarrollo con una produccion de 20340 BOPD,
un BSW de 2% y con 43 pozos activos. La produccion antes de aplicar recobro
secundario (diciembre de 2009) fue de 13534 BOPD, de los cuales las arenas
C aportaron el 61% de la produccion con 8256 BOPD. La produccion de agua y
gas es 6970 BWPD y 5443 KPCD respectivamente, el corte de agua promedio
(BSW) de 24% vy la relacion gas — aceite (GOR) de 363 SCF/BL.

5.1.1 Yacimientos productores. En el campo se encuentran tres yacimientos
productores de hidrocarburos. El yacimiento principal, denominado Arenas A 'y
las arenas C y B. las arenas A y C corresponden a la formacion La Paz y las

arenas B corresponden a la formacion Mugrosa.

5.1.1.1 Arenas A. Son el yacimiento mas importante del campo tienen un
espesor total que varia entre 1000 y 2000 pies y se encuentran a
profundidades entre los 5000 y 7900 pies bajo el nivel del mar. Son areniscas
poco consolidadas compuestas por granos finos a gruesos con intercalaciones
de arcillolitas.

El area productora en el campo es de 3950 acres con una porosidad promedio
de 20% y una permeabilidad del orden de 136 mD.

5.1.1.2 Arenas C. Son el segundo yacimiento en importancia del Campo,
tienen un espesor total que varia entre 800 y 1800 pies y se encuentran a
profundidades entre los 4600 y 6600 pies bajo el nivel del mar.

El area productora en el campo es de 3950 acres con una porosidad promedio

de 19% y una permeabilidad promedio de 136 mD.

5.1.1.3 Arenas B. Es el tercer yacimiento productor en importancia del campo,
tienen un espesor total aproximado de 60 pies y se encuentra a profundidades

entre los 4500 y 6550 bajo el nivel del mar*.

El area productora del campo es de 700 acres con una porosidad promedio de
20%.
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5.2 PROPIEDADES DE LA ROCA Y LOS FLUIDOS.

Para definir las propiedades de los fluidos, se revis6 informacién de multiples
estudios de PVT realizados, la mayoria desde los inicios de produccion del
campo Y los otros tiempos después de haber iniciado la produccion. La mayoria
de los estudios fueron realizados a las arenas A y en produccion conjunta de
las arenas C y A. En la Tabla se muestra de manera general las propiedades

PVT tomadas de los estudios®'.

Tabla 10. Propiedades PVT arenas campo UIS.

Prof. Pozo TVD (ft) 8488 8584 9674 8266 8514
Tope perforaciones (ft) 7662 7729 7648 7928 8194
Base perforaciones (ft) 8354 8385 8561 9096 8679

Temperatura del 140 140 135.9 138 137.5

yacimiento (°F)

GOR recombinacion 316 322 283 345 -
(SCF/bbls)

Gravedad especifica 0.934 0.9314 0.9292 0.9311 0.903
OIL

Gravedad especifica 0.605 0.634 0.62 0.62 -
GAS

Viscosidad crudo a 14.5 43.8 22.5 125 14.2
Tycto (cP)

Con base en los registros iniciales de presion realizados a las arenas en campo

adyacentes a la zona donde se encuentra ubicado el Campo UIS y con los

51 Valores tomados de estudios de comparacion
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estudios PVT realizados a las arenas A, se pudo establecer que la presion
original del yacimiento era de aproximadamente 3250 psia, a una profundidad
de 7000 pies TVD, profundidad que sera designada como el DATUM del
campo. Ademas, se pudo establecer que el yacimiento a la temperatura de
138.28 °F se encontrada sin la existencia de capa de gas inicial, por lo que el
yacimiento se encontraba subsaturado. Con las pruebas de produccién y
diferentes registros se calculé un GOR de produccion en promedio para todo el
campo de 300 SCF/BL.

Adicionalmente, con la ayuda de estudios de caracterizacion de fluidos del
campo y campos adyacentes, se procedié a determinar las propiedades
basicas del petréleo que se encuentra en las arenas A y C, observando que
ambos crudos presentan caracteristicas muy similares y son de tipo asfalténico
con la diferencia que el crudo producido en las arenas A tiene una gravedad
APl de 20 °API y el crudo producido en las arenas C tienen una gravedad API
de 20.6 °API.
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Tabla 11. Propiedades PVT basicas del campo UIS.

PROPIEDADES VALOR
Datum (ft) 7000
Presién inicial Ycto (psi) 3250
Temperatura Yacimiento (°F) 138
ROCA
Porosidad (%) 20
Permeabilidad (mD) 136
Saturacién de agua inicial (%) 32
Saturacion de agua irreducible (%) 32
Saturacion de aceite residual (%) 23
FLUIDOS
Presion de Burbuja (psi) 3000
GOR inicial (SCF/bbl) 300
Gravedad especifica OIL 0.93
Gravedad especifica GAS 0.63
Viscosidad Crudo a Pb y Ty (cP) 10
Fraccion Molar C7+ (%) 52.4
Factor Volumétrico de Formacion 1.12
inicial (Boi (Rb/STB))
Gravedad API (°API) 20

5.3 DESARROLLO DEL CAMPO.

Después de alcanzar su maxima produccion, el Campo disminuyo su
produccion significativamente, razén por la cual se buscaron diferentes
maneras para aumentar la producciéon del Campo. Se considerd realizar

fracturamiento hidraulico a los pozos productores pero los tiempos de
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intervencion y los costos operativos resultaron muy altos por lo cual se descarto
esta posibilidad. En el afio 2010 se planed y desarroll6 la implementacion de un

proyecto de recobro secundario como es la inyeccion de agua.

Para este proyecto se seleccion inicialmente un area del Campo que contaba
con 11 pozos productores y 2 pozos inyectores, a los cuales se le realizaron
estimulaciéon quimica con el fin de aumentar la inyectividad de las arenas
sometidas a inyeccion. Posteriormente se perforaron pozos tanto inyectores

como productores formando patrones de normales de inyeccion de 5 puntos.

El proyecto de inyeccion de agua no genero los resultados esperados debido a
la rapida canalizacion de flujo debido a la baja eficiencia de desplazamiento
volumétrica del agua y la alta relacion de movilidad (12) se crearon canales
preferenciales de flujo, lo que conllevé al aumento de produccion de agua de
los pozos productores haciendo menos eficiente el proceso. Por esta razon se
plantearon otros posibles métodos que permitieran aumentar la produccion de
aceite, fue en el afo de 2013 que se propuso la creacién de un piloto de
inyeccion de polimeros el cual tendria el area inicial del proyecto de inyeccion
de agua, pero debido a problemas mecanicos uno de los pozos inyectores no
pudo ser utilizado para la inyeccién de polimeros con el propésito de eliminar
los canales preferenciales de flujo y disminuir la relacion de movilidad a valores

cercanos a 1.

Debido a los problemas mecanicos de varios pozos se decidio crear un patron
inverso de 5 puntos para la inyeccion de polimeros (4 pozos productores y 1
pozo inyector), como se puede observar en la grafica 29.
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Figura 31. Patréon de inyeccion Piloto UIS.

An

’ @ pozo productor
@ pozo inyector

5.3.1 Pozos que conforman el patrén de inyeccion. A continuacién, se

UIS - 02

describira cada uno de los pozos que conforman el patrén de inyeccidn
describiendo su estado mecanico y cada una de sus caracteristicas.

5.3.1.1 Pozo INY - 01. El pozo fue perforado y completado como productor en
noviembre de 2006 e inicio su produccion en septiembre del mismo ano. Fue
perforado inicialmente con una broca de 12 74" de la superficie hasta una
profundidad de 908", esta zona fue cubierta con un casing de superficie de 9 %"
y fue cementado. Se continué perforando con una broca de 8 2" hasta la
profundidad de 8855, para completar esta zona se utilizé un casing de 7” que
fue sentado a 8853", este casing inicia desde la superficie hasta el casing shoe
en donde fue sentado, y fue cementado hasta la profundidad del casing shoe
(88507). Continuando con el completamiento del pozo y teniendo en cuenta las
intercalaciones entre arenas productoras y arcillas se establecieron intervalos
para ser canoneados y se describen en el anexo A. Para realizar el cafioneo de
dichos intervalos se utilizaron cafiones de 7 in de diametro con una fase de 30°
y una densidad de tiros de 12 TPP, para el proyecto de inyeccidn se decidi6
cafonear unas zonas adicionales con las mismas caracteristicas en cuanto al

tipo de canon y la densidad de tiros.
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En el desarrollo del proyecto de inyeccion de agua planteado en el 2010 se
diseiid una sarta selectiva de 5 puntos con el fin de llegar con la presion
necesaria a cada uno de los yacimientos, para el proceso de inyeccién de
polimeros se decidid utilizar el mismo disefno de la sarta selectiva. La sarta de
inyeccion tiene el tope a 25 ft de profundidad y llega hasta los 8736.4 ft en la
base, tiene tuberia de 3 2" OD desde el tope hasta los 8053.7 ft donde
continua un X-over para una tuberia de 2 7" OD y el BHA de inyeccion que se
encuentra detallado en el anexo A. cabe hacer la aclaracién que la profundidad

es profundidad medida.

5.3.1.2 Pozo UIS - 01. El pozo fue perforado y completado en marzo de 2007 e
inicio su produccion en abril de 2007. el pozo tiene una profundidad vertical
verdadera de 8266 ft TVD y una profundidad medida de 9260 ft MD,
inicialmente fue perforado con una broza de 12 742’ desde la superficie hasta los
1177 ft donde se sent6 un casing de produccion de 9 %” de diametro y un peso
nominal de 43.5 Lbs/ft. Después se perforo con una broca de 8 2" desde los
1177 ft hasta la totalidad de la profundidad medida (9257 ft MD) donde se sent6
un casing y un casing shoe de 7” y un peso nominal de 29 Lbs/ft. Debido
también a las intercalaciones de arenas y arcillas se realizaron intervalos de
interés que se describen en el anexo A. para terminar el completamiento se
canonearon los intervalos de interés con un cafén de 7” de diametro y una
densidad de tiros 5 TPP, este cafioneo se realizé en dos etapas la primera en
2007 y la segunda en el noviembre de 2011. debido a la poca presion del
yacimiento y oferta de liquidos del pozo, este debié ser sometido a un sistema
de levantamiento artificial que después de varios estudios se decidid por el
bombeo electro sumergible a presentar una mejor relacién y una buena tasa de
produccion. El BHA de produccidén cuenta con tres bombas, un separador de
gas, un intake ubicado a 7694 ft, dos protectores, un motor y un sensor. El BHA

y la tuberia de produccién se describe con mayor detalle en el anexo A.
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5.3.1.3 Pozo UIS - 02. El pozo fue perforado y completado en agosto de 2006
e inicio la produccion en el mismo mes, tiene una profundidad de 8584 ft fue
perforado en su totalidad con una broca de 12 74" y completado con dos casing
de igual diametro (9 %”) pero diferente peso nominal, un casing de 47 Lbs/ft fue
sentado a 1300 ft y el otro casing de 29 Lbs/ft fue sentado a 8581 ft de
profundidad. Debido a las intercalaciones de arenas y arcillas se tomaron
algunos intervalos en las arenas CG para ser cafoneadas. Para ser
cafoneados los intervalos deseados se utilizé un cafidon de 9 %" con una
densidad de 5 TTP. Igual que el pozo UIS — 01, este pozo cuenta con un
sistema de levantamiento artificial por bombeo electro sumergible y debido a la
poca consolidacién de las arenas presenta un desarenador. EI BHA de
produccion cuenta con dos bombas, un separador de gas, un intake a la
profundidad de 6461 ft, dos protectores, un motor y un sensor zenith. De igual
manera el desarenador, el BHA de produccién y la tuberia de produccion se

describen de manera mas detallada en el anexo A.

5.3.1.4 Pozo UIS - 03. El pozo fue perforado y completado en agosto de 2006.
tiene una profundidad de 8486 ft. El pozo fue perforado con una broca de 12 74’
y cubierto con un casing de 10 %" de diametro hasta los 5793 ft de profundidad,
y se continud perforando con una broca de 8 2" hasta la profundidad final de
8486 ft. Un casing de igual diametro, pero diferente peso nominal, fue bajado
desde la superficie hasta la profundidad final, ademas se utilizé6 un liner
ranurado de 2 %" empaquetado con grava desde la profundidad de7476 ft
hasta los 8326 ft donde se encuentra un tapén de cemento, el liner es
precedido por un empaque OTIS. Los intervalos deseados para cafioneo y la
descripcion de la tuberia de produccién se encuentran en el anexo A, los

intervalos de interés fueron canoneados a una densidad de 4 TTP.

5.3.1.5 Pozo UIS - 04. Este pozo fue perforado y completado en agosto de
2006 hasta la profundidad de 9674 ft. Fue perforado con una broca de 12 4~
para un casing de superficie de 9 %" de diametro que va desde la superficie
hasta los 1500 ft, después se continué perforando con una broca de 8 V%" para
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un casing de 7”7 de diametro que inicia en la superficial y fue sentado a la
profundidad de 8841 ft. El anular del casing y el hueco fue cementado dejando
un tapdn de cemento en el fondo con un espesor de 821 ft. El casing sufrié un
colapso leve a la profundidad de 8182 ft. Los intervalos de interés fueron
cafoneados con un cafnodn de 7” de diametro y una densidad de tiros de 5TTP.
El pozo cuenta con un sistema de bombeo electro-sumergible para aumentar la
produccion y en la tuberia de produccién cuenta ademas con una herramienta
Y — Tool que utiliza una wire line entry guide. El BHA y tuberia de produccion
se muestra en el anexo A. el BHA de produccion esta compuesto por dos
bombas, un separador de gas, un intake a la profundidad de 6506 ft, dos

protectores, dos motores y un sensor.

5.3.2 Seleccién del polimero utilizado en la inyecciéon. Conociendo el
patrén y las propiedades del yacimiento se procedié a realizar pruebas de
laboratorio para seleccionar el polimero que presentara las mejores
caracteristicas para este campo. Las pruebas fueron realizadas en nucleos de
cada uno de los pozos y se observé que los polimeros EOR-80 Y FLOPAAM
3230S fueron los que presentaron menor adsorcidén y retencién, un menor
factor de resistencia y un factor de resistencia residual. Adicionalmente los
estudios de degradacion mecanica mostraron que todas las muestras
evaluadas sufrieron pérdidas de viscosidad cercanas al 40%, se considerd que
las tasas de corte eran demasiado extremas por lo tanto no se tuvo en cuenta
esta informacion para el desarrollo del proyecto.

Después de tener dos tipos de polimeros adecuados se continuo con estudios
de la calidad del agua para inyeccién de dichos polimeros, donde se tienen dos
fuentes de agua: una fuente de agua fresca y un acuifero activo en el pozo INY
— 01. para este estudio se tomaron en cuenta tres factores que afectan la
viscosidad de la solucién polimérica que fueron la salinidad del agua, presencia

de hierro y oxigeno y la presencia de grasas y aceites.
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Tabla 12. Pruebas de calidad del agua.®?.

Con los estudios realizados y las pruebas en los nucleos se observo que la
fuente de agua mas ideal para el proceso de inyeccidn de polimeros es la del
acuifero activo en el pozo INY — 01, ya que la solucién presenta un mejor

comportamiento en la viscosidad con dicha fuente de agua.

Ya con la fuente de agua definida se realizaron pruebas de viscosidad plastica
de ambos polimeros cambiando la concentracion, y se realizaron graficas de
viscosidad vs shear rate para determinar cual de los polimeros presenta un
comportamiento mas cercano a la viscosidad objetivo de 20.6 cP (Figura 30 y
31).

El polimero que presento un comportamiento mas cercano al esperado para los
valores de viscosidad fue el polimero FLOPAAM 3230S, por lo cual fue el
seleccionado para desarrollar el proyecto de inyeccion de polimero en el patron
INY — 01.

52 MAYA, G, et al. Desing and Implementation of the First Polymer Flooding Project in
Colombia: Yarigui-Cantagallo Field. SPE 177245-MS, 2015.P. 4.
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Figura 32. Viscosidad Vs Shear rate, FLOOPAM 3230S.
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Fuente: Tomada de ACIPET, Analisis comparativo de procesos de inyeccidon de polimeros
ejecutados en Colombia, 2017.

Figura 33. Viscosidad Vs Shear rate, EOR-80.
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Fuente: Tomada de ACIPET, Analisis comparativo de procesos de inyeccidon de polimeros
ejecutados en Colombia, 2017.

5.3.2.1 FLOPAAM 3230S. Es una poliacrilamida parcialmente hidrolizada, que
esta compuesta por cadenas lineales a las cuales se le adiciona moléculas de

agua para mejorar la estabilidad en algunos casos especificos. Este polimero
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es un solido granular de color blanco, inholoro, de naturaleza anidnica

completamente soluble en agua, que no presenta combustién ni inflamacion.

El FLOPAAM 3230S puede variar en algunas propiedades como lo son su peso
molecular, su grado de hidrélisis. Para la seleccion del polimero se realizaron
estudios con variaciones del peso molecular del polimero desde 1 millon hasta
30 millones de gramos por mol, con el fin de observa cual seria el peso
molecular que mas se aproximara a la viscosidad objetivo, siendo el peso
molecular de 5 millones g/mol el que manejaba valores muy aproximados al
valor deseado. En cuanto al grado de hidrdlisis se realizaron estudios
especializados en cuando a la adsorcién y otros factores estudiados en el area
de ingeniera de recobro mejorado, el grado de hidrdlisis se varié desde 0 hasta
40%, y los resultados arrojaron que el grado de hidrdlisis que mejor se adapta a

las condiciones del yacimiento es de 30%.

5.3.2.2 Soluciéon a inyectar. Después de haber seleccionado la fuente de
agua y seleccionar el polimero a utilizar para la inyeccion se procede a realizar
la solucion a inyectar. En la figura 30 se puede observar que la concentracion
que mas se acerca a los valores de viscosidad deseados es la concentracion

de 500 ppm, por lo cual la solucion debera tener dicha concentracion.

Para la preparacion de la solucidon se prepara una solucién madre en el mixer
con una concentracion de 4200 ppm, la cual sera mezclada con agua tomada
de la fuente de agua en la proporcion de 1750 barriles de agua y 250 barriles
de solucibn madre, para generar 2000 barriles de solucion con una

concentracion de 500 ppm.

Con las condiciones establecidas por el area de ingenieria de recobro mejorado
se debe inyectar una solucién polimérica de una concentracion de 500 ppm, a
una tasa de inyeccion de 2000 Bbls/dia con una viscosidad medida en cabeza
de 20.6 cP a la temperatura de 138.5 °F, dicha solucién debe ser inyectada a
una presion de 2000 psia.
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Tabla 13. Datos de la solucién polimérica.

Peso molecular 5 Mg/mol
Grado de hidrolisis 30 %
Concentracién 4200 Ppm

soluciéon madre

Volumen de solucion 250 Bbls
madre
Volumen de agua 1750 Bbls
Concentracion 500 Ppm
solucion
Volumen de solucién 2000 Bbls
Viscosidad de la 20,6 cP
solucion
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6. DESARROLLO DEL MODELO DE SIMULACION.

Partiendo de los escenarios planteados en la metodologia se procede al
desarrollo de los modelos de simulacion, iniciando con el escenario numero 1,
en el cual se plantea un caso base que tiene como condiciones iniciales las
propiedades actuales del pozo inyector y los pozos productores asociados al
patrén de inyeccion INY — 01, que se puede observar en la figura 29. Ademas,

se propone la siguiente guia metodologica para el desarrollo de este capitulo.

Figura 34. Guia metodolégica para el desarrollo del capitulo.

Ajuste del modelo base
de inyeccion con
respecto a los reportes
de inyeccion del piloto

Recopilacidn y analisis Montaje de la
de la informacion del del informacion del piloto
piloto de inyeccion. en el software SNAP

Ajuste de la ecuacion de

Descripcion de las viscosidad respecto a los

oportunidades de parametros del modelo

optimizacion . base de inyeccion vy del
piloto.

Segun lo descrito en la figura 34, con los datos actuales se procede a realizar
el ajuste correspondiente en el software SNAP seleccionado anteriormente. El
ajuste se realiza tanto para el modelo de inyecciéon, como para el modelo de
produccion haciendo la aclaracion de estos valores en algunos casos no seran
idénticos a los valores reportados de inyeccion o produccion, pero si seran

valores muy aproximados.

Ademas, se hace la aclaracion que cuando se hable de barriles de solucion

polimérica de inyeccion por dia se utiliza la sigla BSPD.
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Por otra parte, es importante aclarar que el objetivo principal de las
sensibilidades hechas al modelo base de inyeccidn que también se presentan
en este capitulo buscan el aumento del caudal inyectado de solucion para
mantener estable el frente de inyeccién y asi tener una relaciéon de movilidades

estable o en su defecto mejorarla.

6.1 MODELO DE SIMULACION DE INYECCION.

Conociendo los valores actuales de las propiedades de pozo inyector INY — 01
y con la ayuda del software SNAP se realiza el montaje del modelo de
inyeccion en dicho software teniendo en cuenta las unidades, caracteristicas y
demas propiedades que interactian en el software. En la tabla 14, se
especifican los datos actuales del pozo de inyeccion INY - 01; los cuales hace
parte del modelo base de simulacidn de inyeccion y son requeridos por el

software para realizar dicha simulacion.

Tabla 14. Variables suministradas al modelo.

Variable Descripciéon/Valor
Tipo de IPR indice de Inyectividad de
agua.
Tipo de completamiento Perforado
Temperatura en cabeza 110 °F
Presioén en las lineas de 2142 Psia
flujo
Temperatura de la linea de 100 °F
flujo
Temperatura del 138 °F
yacimiento
Gravedad especifica del 0,60
gas
N/A 1 SCF/STB
Gravedad especifica del 1,01
agua
TDS 13527 ppm
Presion del yacimiento 2000 psia
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Gradiente de fractura
Presién de fractura
indice de Inyectividad

antes de fractura
indice de inyectividad
después de fractura
Tasa de inyeccion Maxima
esperada

0,6841 psialft
6000 psia
0,668 STBWPD/PSIA
0,800 STBWPD/PSIA

2000 STBWPD

Relacion de permeabilidad 0,1
de la zona compactada
Espesor de la zona 0,5in
compactada
Diametro de perforacion 0,5in
Penetracion de perforaciéon 8
Intervalo perforado Ver tabla 2
Densidad de tiros 12 tiros/pie
Diametro de la linea de ID de 3 1/8 in
flujo
Longitud linea de flujo 1476.4 ft
Rugosidad de la linea 0,0018 in
Rugosidad de la tuberia 0,0018 in

ID: 2,992 in, en el intervalo
de 25 ft a 8054,5 ft.
ID: 2,441 in, en el intervalo
de 8060,5 ft a 8735 ft.
Ver tabla 16
Ver tabla 17

Diametro de la tuberia de
inyeccion (seccién 1)
Diametro de la tuberia de
inyeccion (seccidn 2)
Datos del wellbore
Mathc Data

Es importante aclarar que algunos de los datos contenidos en la tabla anterior
son los que usa el simulador SNAP por defecto, como lo son el espesor de la
zona compactada, el diametro de perforacion, penetracion de la perforacion y
los valores de rugosidad tanto de la linea de flujo y tuberia de inyeccion. Esto
se tom6 de esa manera ya que no se posee un valor concreto para estas

dichas variables.

En el caso de los valores usados para las variables de presion en lineas de
flujo, temperatura en cabeza, temperatura en lineas de flujo, indice de
inyectividad antes de fractura e indice de inyectividad después de fractura es

importante mencionar que dichos valores fueron escogidos con el fin de ajustar
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el modelo base simulado con lo reportado en la tabla del match data o tabla 17

que son los datos reales.

Tabla 15. Intervalos canoneados.

DATOS

Grupo 5

Grupo 4

Grupo 3

Grupo 2

Grupo 1

tipo de
intervalo

perforado
perforado
perforado
perforado
perforado
perforado
perforado
perforado

perforado
perforado
perforado
perforado
perforado
perforado
perforado
perforado
perforado

tope
(ft)

8156
8202
8224
8256
8282
8294
8322
8368

8378
8410
8440
8473
8540
8563
8610
8645
8710

base espesor

(ft)

8181
8218
8236
8276
8291
8304
8350
8375

8407
8430
8450
8485
8553
8588
8620
8690
8720

132

(ft)

25
16
12
20
9
10
28
7

29
20
10
12
13
25
10
45
10

TPP
(shot/ft)

12
12
12
12
12
12
12
12

12
12
12
12
12
12
12
12
12

oD
casing

(in)
7

NN NN NN NSNS NNSNSNSNSNSN

arena

A 1A-
IRT

A 2-
IRT

A 2A-
IRT

A 3-
IRT

A 4-
IRT



Tabla 16. Datos del wellbore.

ID

2.992
2.992
2.992
2.992
2.992
2.992
2.992
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441
2.441

La tabla 17 (match data) corresponde a los reportes de inyeccion propios del
piloto, es decir, los datos reales con los cuales se busca ajustar el modelo base
de acuerdo a estos datos y asi poder tener un punto de partida al siguiente
paso que es un analisis de sensibilidades a las variables mas importantes en el

analisis nodal al sistema de inyeccion.

MD
25.0
57.2
65.4
69.5
71.5
8053.7
8054.5
8060.5
8063.7
8095.0
8096.8
8102.8
8108.5
8217.2
8227.4
8262.7
8267.7
8338.5
8348.7
8359.7
8395.0
8401.7
8510.2
8519.5
8529.7
8540.9
8576.9
8581.9
8654.2
8674.9
8685.2
8707.9
8714.2
8720
8735
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TVD
25.0
57.2
65.4
69.5
71.5
8053.7
8054.5
8060.5
8063.7
8095.0
8096.8
8102.8
8108.5
8217.2
8227.4
8262.7
8267.7
8338.5
8348.7
8359.7
8395.0
8401.7
8510.2
8519.5
8529.7
8540.9
8576.9
8581.9
8654.2
8674.9
8685.2
8707.9
8714.2
8720
8735



Tabla 17. Match data.

1998 5872
1998 5869
1999 5874
1999 5872
1999 5880
1999 5875
2000 5872
2000 5869
2000 5873
2000 5869
2000 5870
2001 5867

Conociendo los valores del reporte del piloto se logré ajustar el modelo de
simulacion de inyeccion, obteniendo los resultados descritos a continuacion en

las figuras 35y 36.

Figura 35. Resultado simulacién modelo Base (Pwf Vs Qi).
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Fuente: Grafica generada por el simulador SNAP.
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Figura 36. Reporte de simulaciéon modelo Base.
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Fuente: tomada del reporte generado por el simulador SNAP.

El modelo se ajustd lo mas cercana posible a los reportes de operacion del
piloto (Tabla 17), obteniéndose asi los valores de operacién del nodo de fondo
de pozo para el modelo base, dichos valores estan reportados en las figuras 35
y 36, y obedecen a un caudal de 2000 STBLPD y una presién de 5873 Psia,
siento estos los valores tomados en cuenta para realizar el posterior analisis
NODAL al sistema de inyeccion y plantear diferentes escenarios de

sensibilidades al mismo.

En el proceso de ajuste del modelo base de inyeccion con respecto a los
reportes de operacion del piloto se hizo uso de la siguiente ecuacion para

calcular el porcentaje de error presentado en dicho proceso.

Valor Experimental — Valor Teérico »
%Error = Valor Tedrico * 100 Ecuacion 64
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Dénde el valor tedrico para este caso es el valor promedio de las presiones en
fondo que estan en los reportes del piloto y el valor experimental es el

encontrado en el ajuste del modelo base de inyeccion.

El valor promedio aritmético encontrado de las presiones en fondo reportadas
en la tabla 17 es de 5871,83 Psia y el valor experimental encontrado en el
modelo base de inyeccion es de 5873 Psia. Haciendo uso de la ecuacion 64 el
porcentaje de error encontrado en el ajuste del modelo base de inyeccidén para

las presiones de fondo es de 0,03%.

Para el caso de encontrar el porcentaje de error del caudal del modelo base de
inyeccion con respecto a los datos reportados del piloto (tabla 17), se hace al
igual que con las presiones de fondo un promedio aritmético de los caudales
reportados, obteniéndose un caudal de solucién de inyeccion promedio por dia
de 1999,42 BSPD. EIl valor experimental obtenido por el modelo base de
inyeccion fue de 2000 BSPD, el cual al realizar el calculo del porcentaje de

error se encontrd que es de 0,029 %.

6.2 SENSIBILIDADES AL MODELO DE INYECCION.

Después de realizar el montaje del modelo de simulacién del caso base de
inyeccion, se procede a determinar cuales son las variables que ayudarian a
tener un mejor rendimiento en el proceso y cudles de estas variables se
pueden modificar sin alterar el fin principal de la inyecciéon de polimeros. Las
variables que se pueden tener en cuenta para realizar sensibilidades al modelo
de inyeccion de polimeros hacen parte de tres grupos principales que son el
fluido de inyeccién, el pozo de inyeccion y el arreglo de inyeccion. Cuando
hablamos de arreglo de inyeccidn se hace referencia a las herramientas y
tuberias utilizadas en el proceso desde la bomba de inyeccion hasta la tuberia
de inyeccion. En el pozo se hace referencia al completamiento del mismo, al
dafio mecéanico que se ha generado en el pozo, entre otras, y el fluido de

inyeccion se hace referencia al volumen de fluido inyectado, la concentracién
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de polimero, y se hace la aclaracion que es esta investigacion no se realizaran
cambios al peso molecular ni al tipo de polimero seleccionado para el proceso

de recobro mejorado.

Ya con el modelo de inyeccion ajustado se procede a realizar una lista de las
variables definidas anteriormente y que podamos sensibilizar aplicando la
técnica de analisis NODAL con la ayuda del software escogido para realizar

dicho analisis. Dichas variables se encuentran contenidas en la tabla 18.

Tabla 18. Variables a sensibilizar.

Presion en la linea de flujo (LF) Pertenece al grupo estado
mecanico
Diametro de LF Pertenece al grupo estado
mecanico
Diametro de la tuberia de Pertenece al grupo estado
inyeccion mecanico
Densidad de tiros Pertenece al grupo completamiento
del pozo
Diametro de las perforaciones Pertenece al grupo completamiento
del pozo

Aunque en un analisis NODAL normalmente se trabajan cambios en los
diametros de lineas de flujo, diametros de tuberias de inyeccion y presion en
las lineas de flujo, se ha decidido incluir algunas variables relacionadas al
completamiento del pozo como lo es la densidad de tiros y diametro de
perforaciones que también estan incluidos en la tabla 18, con el fin de evaluar
su comportamiento a partir de diferentes escenarios tanto para optimizar el
modelo base de inyeccion como para futuros desarrollos de otros pilotos con

condiciones similares a las planteadas en el modelo propio de este trabajo.
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Con las variables anteriormente descritas y partiendo del modelo base de
simulacién para el sistema de inyeccion, con la ayuda del software se hacen las
diferentes sensibilidades, teniendo en cuenta que los aumentos en la presion
de inyeccién sin modificar las lineas de flujo y tuberias de inyecciéon no son
recomendables, debido a que se presentara mayores pérdidas de viscosidad

en la solucion por esfuerzos mecanicos.

6.2.1 Resultados de las sensibilidades. ¥Como se ha mencionado
anteriormente en la metodologia propuesta, para la definicion de oportunidades
de optimizacién se hace una serie de sensibilidades a algunas variables del
sistema de inyeccion con el fin de lograr un proceso eficiente y
econdmicamente rentable.

Es importante aclarar que en este proceso se va a trabajar la siguiente
nomenclatura. Para hacer referencia al caso base se va a subrayar en color
verde los valores tanto de la variable como los valores encontrados en fondo
para la misma variable. En el caso de que se encuentre un escenario favorable
este se va a resaltar en color amarillo y al igual que con el caso base se
resaltaran los valores tanto de la variable escogida como el resultado
encontrado después de la simulacidén. Para tener mas clara la nomenclatura se

presenta a continuacién la tabla 19.

Tabla 19. Nomenclatura.

Escenario Valor de la variable / resultado
obtenido

Caso base

Escenario técnicamente viable

A continuacién, se presentan las sensibilidades hechas a las diferentes
variables que hemos escogido.

6.2.1.1 Presion en la linea de flujo. En el caso de esta variable se han tenido

propuesto los escenarios que estan incluidos en la tabla 20.
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Tabla 20. Escenarios para sensibilizar la presion en la linea de flujo.

Escenario Valor Presion (Psia)
Caso Base 2142
Escenario 1 1800
Escenario 2 2000
Escenario 3 2200
Escenario 4 2400
Escenario 5 2600
Escenario 6 2800
Escenario 7 3000
Escenario 8 3200

A partir de los escenarios ya establecidos y con el modelo de simulacion de
caso base se procede a hacer una nueva simulacion, la cual arrojo los
resultados que estan en la tabla 21 y que de igual forma se pueden visualizar

en la figura 37.

Tabla 21. Resultados sensibilidad a la presién en la linea de flujo.

Escenario Presién en fondo (Psia) | Caudal en fondo
(BSPD)

Caso Base 5873,09 2000
Escenario 1 5536,3 1854,2
Escenario 2 5733,2 1940,1
Escenario 3 5930,2 2024,7
Escenario 4 6127,2 2108,2
Escenario 5 6324,3 2190,5
Escenario 6 6521,4 2271,8
Escenario 7 6718,7 2352,1
Escenario 8 6915,8 2429,2
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Figura 37. Resultados simulacién sensibilidades a la presién en la linea
de flujo.

Inyeccion UIS inyector UIS (EENS\B\UDAD_PRES\GN_CABEZA} Rate vs. Pressure13-Oct-18 00:04:39

Reservoir Data Density = 12,000 (z1) WB Depth (MD ftj= 8735

Pressure = 2000.00 psia PerfDiam= 050 (z1) FLPres (psia )=2142.00
Penetration = 8.00 (z1) Tubing 1D. = 2.992 (s1)
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Fuente. Grafica generada por el simulador SNAP.

De acuerdo a los resultados obtenidos de la nueva simulacion donde se
sensibilizé esta variable hay que entrar a observar que los escenarios 4,5,6,7 y
8 no se tendrian en cuenta puesto que la presion reportada en fondo esta por
encima del valor de la presidén de fractura lo que nos impide tener en cuenta

estos escenarios puesto que no son técnicamente viables.

Caso contrario ocurre con los escenarios 1,2 y 3; ya que estos nos arrojan una
presion en fondo menor a la presion de fractura. Aunque los escenarios 1,2y 3
sean técnicamente viables por su valor de presién en fondo reportados, solo se
puede considerar el escenario 3 ya que en los escenarios 1 y 2 los caudales de
inyeccion en fondo estan por debajo de los 2000 BSPD, que se inyectan
actualmente y esto trae como consecuencia una desestabilizacion en el frente

de inyeccion, caso contrario a lo que ocurre en el escenario 3.

6.2.1.2 Diametro en la linea de flujo. Al igual que con la variable anterior para

el caso de la sensibilidad del diametro de la linea de flujo de inyeccion también
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se trabajaron diferentes escenarios a partir de tuberias de distintos diametros

se observa en la siguiente tabla.

Tabla 22. Escenarios para sensibilizar el diametro de la linea de flujo.

Escenario

Caso Base

Escenario 1
Escenario 2
Escenario 3
Escenario 4
Escenario 5

Valor ID (pulgadas)
3,068

3

3,834

3,76

2,709

2,245

A partir de los escenarios propuestos para sensibilizar esta variable se

obtuvieron los siguientes resultados, los cuales estan reportados en la tabla 23

y en la figura 38 propia del simular SNAP.

Tabla 23. Resultados sensibilidad al diametro de la linea de flujo.

Escenario

Caso Base
Escenario 1
Escenario 2

Escenario 3

Escenario 4

Escenario 5

Presion en fondo

(Psia)

5873,09
5872,4
o877
5876,8
5868,1
5851,5
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Figura 38. Resultado sensibilidad al diametro de la linea de flujo.

Inyeccion UIS inyector UIS (Sensibilidad_Linea_Flujo) Rate vs. Pressure13-Oct-18 00:20.44
Reservoir Data Densty = 12.000 (z1) WB Depth (MD ft}= 8735
Pressure = 2000.00 psia PerfDiam= 050 (1) FLPres (psia ) =2100.00
Penetration = 8.00 (z1) Tubing 10. = 2.992 (s1)
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Fuente. Grafica generada por el simulador SNAP.

En este caso especifico se puede observar tanto en la tabla 23 como en la
figura 38 que en los diferentes escenarios propuestos no existe un cambio
significativo respecto al caso base, por lo cual no seria técnicamente viable
hacer un cambio de este tipo al modelo base puesto que no presenta cambios
significativos.

6.2.1.3 diametros de la tuberia de inyeccion. Para sensibilizar esta variable
se han propuesto los escenarios que estan en la tabla 24.

Tabla 24. Escenarios para sensibilizar el diametro de la tuberia de
inyeccion.

Escenario Valor ID (in)
Caso Base 2,441
Escenario 1 4,09
Escenario 2 3,476
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Escenario 3
Escenario 4

1,995
1,867

Con los escenarios anteriormente planteados y con el modelo de simulacion del

caso base se hace una nueva corrida en el simulador SNAP encontrandose los

siguientes resultados. Dichos resultados se pueden ver a continuacion en la

tabla 25 y en la figura 39.

Tabla 25. Resultado sensibilidad al diametro de la tuberia de inyeccion.

Escenario

Caso Base

Escenario 1
Escenario 2
Escenario 3
Escenario 4

Presion en fondo
(Psia)
58731
5909,2
5898,9
5641,9
5546,1

Caudal en fondo
(BSPD)

2000

2015,8

2011,4

1900,4

1858,5

Figura 39. Resultado sensibilidad al diametro de la tuberia de inyeccion.
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Fuente. Grafica generada por el simulador SNAP.
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Como puede observarse de la tabla 25 y de la figura 39 se encuentra que solo
en el escenario 1 hay un cambio notorio con un caudal de 2016 BSPD
aproximadamente y una presion de 5909,6 Psia todo esto en fondo de pozo,
pero al igual que el cambio de diametro de la linea de flujo no se recomienda
hacer solo este cambio al modelo inicial puesto que técnicamente el caudal no

es significativamente mayor al del caso base.

6.2.1.4 Densidad de tiros. Para sensibilizar esta variable se han tenido en
cuenta los siguientes escenarios planteados en la tabla 26. A diferencia de las
demas variables sensibilizadas para la densidad de tiros solo se tuvo en cuenta
en los escenarios propuestos un valor por debajo del presentado en el modelo
base ajustado de inyeccidn ya que, para valores menores de los contemplados,
en una inyeccion de polimeros las pérdidas de viscosidad por degradacion

mecanica se aumentan significativamente.

Tabla 26. Escenarios para sensibilizar la densidad de tiros.

Escenario Valor (Tiros por pie)
Caso Base 12

Escenario 1 8

Escenario 2 14

Escenario 3 16

Escenario 4 20

A partir del modelo de simulacion del caso base y con los escenarios
propuestos para esta variable se hace una nueva simulacién obteniéndose los

siguientes resultados presentados en la tabla 27 y la figura 40.

Tabla 27. Resultados sensibilidad de la densidad de tiros.

Escenario Presion en fondo (Psia)  Caudal en fondo
(BSPD)

Caso Base 5873,1 2000

Escenario 1 5868,9 2106,4

Escenario 2 5875,1 1995,1

Escenario 3 5877,4 1911,3

Escenario 4 5880,9 1822,4
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Figura 40. Resultados simulacién sensibilidades de la densidad de tiros.

Inyeccion UIS inyector UIS (Sensibiidsd_Densidad_Tios) Rate vs. Pressure13-Oct-18 08:57:32
Reservoir Data Density = 12.000 (z1) W Depth (WD fij= 8735
Pressure = 2000.00 psia Perf Diam = 0.50 (z1) FLPres (psia ) = 2100.00

Pensiration = 8.00 (z1) Tubing LD. = 2.892 (s1)
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Fuente. Grafica generada por el simulador SNAP.

A diferencia de las sensibilidades hechas a los diametros tanto de la linea de
flujo y tuberia de inyeccion se encontré6 que en el escenario uno existe una
oportunidad de optimizacion del modelo de inyeccion técnicamente hablando y
que segun los resultados reportados en la tabla 27 existe en este escenario un
cambio que ademas de ser significativo es positivo puesto que se obtiene un

mayor caudal de inyeccion a una menor presion en fondo.

6.2.1.5 Diametro de las perforaciones. Para sensibilizar esta variable se han
tenido en cuenta los siguientes escenarios. (ver tabla 28). Al igual que con la
densidad de tiros para esta variable sélo se tuvo en cuenta, en los escenarios
propuestos un valor menor al del modelo base ajustado de inyeccién, ya que
con valores menores a los propuestos se presenta pérdidas significativas de la

viscosidad por degradacion mecanica.
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Tabla 28. Escenarios para sensibilizar el diametro de las perforaciones.

Escenario Valor
Caso Base 0,5
Escenario 1 0,3
Escenario 2 0,8
Escenario 3 1

Al igual que con las variables anteriores se hace una nueva simulacion del caso
base teniendo en cuenta los cambios propuestos en los escenarios
mencionados en la tabla 28. Para este variable se encontraron los resultados

mostrados en la tabla 29 y la figura 41.

Tabla 29. Resultados sensibilidad al diametro de perforaciones.

Escenario Presién en fondo Caudal en fondo
Caso Base 5873,1 2000

Escenario 1 5869,2 2089,5
Escenario 2 5877,6 1897,2
Escenario 3 5880,5 1831,4

Figura 41. Resultado simulacion sensibilidades al diametro de
perforaciones.

Inyeccion UIS inyector UIS (Sensbiidad_Diametro_Perforacian) Rate vs. Pressure13-Oct-18 05:04:22

Reservor Data Densty = 12,000 (z1) WB Depth (WD ftj= 8735

Pressure = 2000.00 psia PerfDiam= 050 (z1) FLPres (psia ) = 2100.00
Penstration = 8.00 (1) Tubing LD = 2,832 (s1)
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Fuente. Grafica generada por el simulador SNAP.
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Para esta variable se encontré que escenario 1 es técnicamente viable puesto
que los resultados arrojados en este escenario son favorables ya que se logra
un aumento de inyeccion teniendo una leve disminucién de la presion en fondo
como se puede observar en la tabla 29.

6.2.1.6 Modelos optimizados. En este caso la idea principal es plantear de
acuerdo a los resultados de las sensibilidades hechas a las diferentes variables
una nueva simulaciéon agrupando cada uno de los escenarios en donde se
obtuvo una mejor respuesta de optimizacion de cada variable. Es importante
mencionar que para el primer caso se van a tener en cuenta el cambio en todas
las variables que se sensibilizaron con el fin de tener un escenario global y

analizar si técnicamente y econdmicamente es viable.

Para el caso 2 solo se va a tener en cuenta las variables cuyos escenarios o
escenario cumpla con la nomenclatura descrita al inicio de desarrollo de las
sensibilidades a las variables, lo que quiere decir que solo se modificaran del
escenario base los resultados que estan resaltadas en color amarillo.
Especificamente en este caso 2 solo se trabajan los cambios de las variables
de presion, densidad de tiros y diametro de perforacion.

o Caso 1.
En la siguiente tabla se listan las variables que fueron modificadas al igual que

sus valores tanto en el modelo base como en el modelo sensibilizado.

Tabla 30. Mejores escenarios de las sensibilidades.

Variables Valor modelo base Valor modelo
sensibilizado

Presion en la linea de 2142 Psia 2200 Psia

flujo

Diametro de 0,5in 0,3in

perforacion

Densidad de tiros 12 tiros/pie 8 tiros /pie

ID de la linea de flujo 3,068 in 3,834 in

ID de la tuberia de 2,441 3,476 in

inyeccion

147



De acuerdo a los cambios hechos en las variables descritas anteriormente y
haciendo una nueva simulacién con los nuevos valores de dichas variables se

encontraron los resultados presentes en la tabla 31 y en la figura 42.

Tabla 31. Resultado Caso 1.

Escenario Presion en fondo Caudal en fondo
Caso Base 5873,1 2000
Caso 1 5957,68 2205

Figura 42 Resultado simulacion modelo optimizado caso 1.

Inyeccion UIS inyector UIS (TODAS_SENSIBILDADES_2) Rate vs. Pressure13-Oct-18 09:19:24

Reservorr Data Densty = 8:000 (z1) W8 Depth (MD ftj= 8735

Fressure = 2000.00 psia PerfDiam= 030 (z1) FLPres (psia )= 2200.00
Penetration = 8.00 (1) Tubing 1D. = 3.476 (s1)
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Fuente. Grafica generada por el simulador SNAP.

En este caso 1 como se puede evidenciar en sus resultados (tabla 31 y figura
42), se encontré un aumento de mas de 200 barriles de inyeccién lo cual es
positivo si tenemos en cuenta que este aumento le puede dar una mayor
estabilidad al frente de inyeccion, pero esto esta sujeto al analisis de
yacimiento. Por otro lado, vemos que la presion en fondo de pozo es una
presién mayor a la presién del caso base lo cual puede traer mayores pérdidas
de viscosidad en la solucion inyectada pero este efecto se puede reducir ya

que también se tiene que el diametro tanto de la tuberia de inyeccién como de
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la linea de flujo son mayores comparados con los del caso base lo que hace
que esas pérdidas de viscosidad causadas por la alta presion disminuyan.
o Caso 2.

Como se describié anteriormente en el caso 2 solo se tuvieron en cuenta los
mejores escenarios (resaltados en color amarillo), de las variables presion en

linea de flujo, densidad de tiros y diametro de perforaciones.

En la nueva simulacion realizada a partir de dichos escenarios se obtuvieron

los resultados contenidos en la tabla 32 y figura 43.

Tabla 32. Resultado Caso 2.

Escenario Presion en fondo Caudal en fondo
Caso Base 5873,1 2000
Caso 2. 5923,02 2189

Figura 43. Resultado simulacion modelo optimizado caso 2.

Inyeccion UIS inyector UIS (TODAS_SENSIBILDADES_SOLO COMPLETAMIENTO)
Reservoir Data 0 - 8 )
Pressure = 2000.00 psia
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Fuente. Grafica generada por el simulador SNAP.

En este caso 2 como se puede ver en los resultados de la tabla 32 se obtiene
un aumento significativo en los barriles de solucion inyectados, aunque a una
presidon mayor pero que es mucho menor que la presion de fractura 6000 Psia.
Ademas, si miramos con detenimiento el cambio de la presion con respecto al

caso base no es tan grande como si lo es en el caso 1.
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6.2.2 Analisis de resultados. Conociendo los resultados obtenidos de las
sensibilidades hechas al modelo base y los resultados arrojados en el modelo
optimizado realizado a partir de los mejores escenarios sensibilizados se elige
un tiempo de evaluacidon que para este caso en especifico es de 365 (dias)
equivalentes a un ano calendario. Este tiempo de estudio se escoge ya que
una inyeccion constante de polimero a tiempos mucho mayores al escogido
podria traer como consecuencia que la evaluacién econdmica del mismo no
sea rentable ya que a mayor masa de polimero inyectado el costo del proceso
de inyecciéon se hace mucho mayor, ademas porque la variaciéon de los
indicadores econdmicos como el precio del crudo y los costos de operacién y
produccion para el piloto no son considerables.

En el tiempo de estudio tenemos que para el caso base se maneja una
solucion polimérica de inyeccidn de 500 ppm de concentraciéon. Dicha solucion
polimérica se inyecta mezclando los componentes A y B definidos a

continuacion:

A. Un caudal de agua promedio por dia de 1750 BWPD.
B. Un caudal de solucién madre por dia de 250 BSMPD.

Dichos componentes se mezclan justo antes de ingresar a la cabeza de pozo
logrando asi en cabeza del mismo un caudal de inyeccion de 2000 BSPD en

fondo a una concentracion de 500 ppm.

En el caso de los modelos optimizados se hace un recalculo para encontrar los
nuevos volumenes a inyectar de los componentes A y B a partir de los
caudales de inyeccion encontrados que son 2205 para el caso 1y 2189 para el
caso 2, garantizando que la concentracién de la solucién polimérica inyectada
se mantenga en 500 ppm al igual que en el caso base. Los resultados que se
obtuvieron para cada uno de los casos de los componentes A y B son los

siguientes:

Caso 1.
A. Un caudal de agua de 1929 BWPD.

150



B. Un caudal de solucién madre de polimero de 276 BSMPD.

Caso 2.

A. Un caudal de agua de 1915 BWPD.
B. Un caudal de solucién madre de polimero de 274 BSMPD.

De igual forma se pueden observar los resultados en la siguiente tabla.

Tabla 33. Valores de los componentes Ay B.

Caudales de solucién en

Escenario fondo (BSPD) A B
BASE 2000 1750 250
Casa 1 2205 1929 276
Caso 2 2189 1915 274

Ya que el simulador SNAP no permite calcular los barriles incrementales de
aceite en la simulacién del proceso de inyeccion, se propone que para evaluar
el rendimiento de la inyeccidn de polimeros con respecto a los barriles

incrementales obtenidos se tiene en cuenta un factor denominado PEF.

El factor PEF es una forma de evaluar el desempefo de los procesos de
inyeccion d polimero y se define como la relacién entre los barriles de aceite
incremental producidos por cada kilogramo de polimero inyectado®s.

Matematicamente se describe de la siguiente manera.

Barriles incrmentales de Aceite (BO)

PEF =
Masa de Polimero Inyectada (Kg)

Para nuestro caso de estudio el factor PEF a tener en cuenta en este proceso
tiene un valor de 0,73.

53 JIMENEZ DIAZ, Robinson, et al. Analisis comparativo de procesos de inyeccion de polimeros
ejecutados en Colombia. Ecopetrol S. A. Bogota D.C.: Acipet, 2017. p.13.
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Como el factor PEF ya es conocido, ahora se debe encontrar la masa de
polimero total inyectada en un afio para de esta manera poder calcular los

barriles incrementales de aceite obtenidos en ese mismo tiempo.

Se tiene que para el caso de modelo base la masa de polimero inyectada por
dia fueron 138 kg. Al multiplicar este valor por el tiempo de estudio (365 dias),
obtenemos que la masa total inyectada de polimero para este tiempo sea de
50370 kg. Ahora para encontrar los barriles incrementales de aceite obtenidos
en ese mismo tiempo se multiplica la masa total obtenida por el factor PEF
obteniéndose asi 36771 barriles incrementales de aceite (BO).

De igual manera se hacen los calculos para el caso de los modelos
optimizados teniendo en cuenta que la masa de polimero inyectada por dia fue
de 153 kg para el caso 1, obteniéndose un total de 55608,48 kg de polimero
inyectados por afio, lo que al multiplicarlo por el factor PEF arroja que se

obtuvieron 40539,035 barriles incrementales de aceite en el mismo tiempo.

Para el caso 2 se obtuvo que la masa de polimero inyectada por dia fuera de
152 kg, obteniéndose una masa total en el afio de evaluacion de 55205,52 kg
lo cual al multiplicarlo por el factor PEF nos arroja 40300,0296 barriles de

aceite incremental.

Los resultados discutidos anteriormente estan contenidos en la tabla 34.

Tabla 34. Resultados.

Escenario | Qiny A B Masa Factor Aceite
(BSPD) polimero | PEF Incremental
(Kg) (BO)
Base 2000 1750 250 50370 0,73 36771
Caso 1 2205 1948 278 56210 0,73 41034
Caso 2. 2189 1915 274 55205,52 | 0,73 40301

Otra parte a evaluar es el tema de la relaciéon de movilidad que es uno de los
factores mas importantes a tener en cuenta en la aplicacion de una inyeccion

de polimeros como método de recobro. Convencionalmente, una relacién de
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movilidad menor o igual a uno (M<1) es favorable, y una relacién de movilidad

mayor a uno (M>1) es desfavorable®.

Segun los datos del piloto se tiene que para las condiciones actuales del mismo
la relacion de la movilidad es cercana a 1, donde ademas se tiene que la
viscosidad de la solucion polimérica en el yacimiento debe ser de 10 cP para

que se cumpla esta condicién.

Por otra parte, cabe mencionar que el porcentaje de pérdidas por degradacion
mecanica dentro del yacimiento de la solucion polimérica desde el fondo de
pozo hasta un pozo de prueba ubicado a una cierta distancia del pozo inyector
obedecen a un orden del 20%%°. Segun lo anterior, para el caso en estudio se

tiene que en fondo de pozo la viscosidad de la solucion es de 12,5 cP.

Antes de realizar el calculo de la relacion de movilidades es necesario ajustar la
ecuacion 42 para determinar la viscosidad de la solucién tanto del modelo base
de inyeccion como de los casos 1 y 2 propuestos en el analisis NODAL. En
dicho ajuste lo que se busca es encontrar que el valor de viscosidad para el
caso base de inyeccién sea de 12,5 cP en fondo de pozo que es el valor
reportado del piloto, para ello se resalta en la ecuacion 42 que existe una
constante C, que es la unica que nos permite hacer el ajuste teniendo en

cuenta las demas variables presentes en la ecuacion.

También es importante mencionar que en la EC. 42 existe una relacion entre
shear rate y velcidad de flujo y el diametro de la tuberia que se puede

evidenciar de manera mas clara en la EC.40.

Para empezar a relizar el ajuste se busca encontrar un valor cercano de
viscosidad a la reportada en fondo en el modelo base de inyeccion a un caudal
de 2000 BSPD y con un diametro interno de la tuberia de inyeccion de 2,441
pulgadas. Con los anteriores valores definidos se busca que la constante C

que se escoja nos permita encontrar que la viscosidad en fondo de pozo a un

5 SHENG, James. Modern Chemical Enhanced Oil Recovery. Theory and Practice. ELSEVIER.
2011.p.132.
% SHENG, James. Modern Chemical Enhanced Oil Recovery. Theory and Practice. ELSEVIER.
2011.p.190.
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caudal de inyeccion de 2000 BSPD y con una tuberia de diametro interno de
2,441 pulgadas sea igual a 12,5 cP.

Figura 44. Ajuste de la ecuacion de viscosidad.

100

N y = 32.008x034

o... R?=1
y = 32.008x 0344 \
S \

Viscosidad (cP)

1 10 100 1000
Shear rate (s-1)

® real @ experimental eeeeeeess Potencial (real) ««=s=ss-- Potencial (experimental)

De acuerdo a la figura anterior se obderva que se encontré un buen ajuste
cuando el valor de la constante C es de 0,0875 con respecto a la curva de las
pruebas reologicas propias del piloto. Ademas este valor de C nos permite
encontrar que para un caudal de 2000 BSPD con una tuberia de 2,441 de
diametro interno tenemos que la viscosidad es de 12,449 cps el cual es un
valor mas cercano a alo reportado que es de 12,5 en fondo de pozo con un %
de error de 0,408.

Ya con el ajuste de la ecuacon y con el valor de C encontrado se procede a
realizar el calculo de las viscosidades en fondo de pozo para los casos 1y 2

respectivamente como lo muestra la tabla 35.

Para el caso del modelo base se tiene que la viscosidad aproximada de la
solucion del polimero (usp) es de aproximadamente 10 cP, la viscosidad del
aceite es 24 cP y las Kro ¥y Krw tienen valores de 0,64 y 0,32 respectivamente.
Reemplazando los valores anteriores en la Ec. 38, tenemos que la razén de

movilidad es de aproximadamente 1 como se puede observar en la tabla 35.
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Tabla 35. Resultados Ecuacion de viscosidad.

Q Q K n D D \% Msp €n Mspen el
fondo de yacimiento
(BSPD) | (m3/s) | (mPa.sn) (in) (m) (mls) pozo
(cP) (cP)
2000 0,00368 | 32,008 @ 0,656 2,441 0,06200 1,21898 12,449 9,959
2205 0,00409 | 32,008 | 0,656 3,476  0,08829 0,66906 17,34 13,872
2189 0,00402 | 32,008 | 0,656 2,441 0,06200 1,33417 12,068 9,654

Ademas de la viscosidad en fondo determinada por la ecuacién 42 ajustada se
puede observar en la tabla 35 los valores de viscosidad en el pozo de prueba
(usp en el yacimiento) tanto para el modelo base de inyeccion como para el

caso 1y elcaso 2.

tambien se realiza el calculo de la relacion de movilidades tanto para el modelo
base como para los diferentes casos a partir de los datos de viscosidad en el
yacimiento ya encontrados anteriormente. Esto se puede evidenciar en la tabla
36, Donde también se encuentran los valores para la viscosidad del aceite y las

Kro y Krw respectivamente.

Tabla 36. Resultados relacion de movilidades.

Msp en el Krw Kro Mo M
yacimiento
(cP) (cP)
CASO 9,959 0,32 0,64 24 1,204
BASE
Caso 1 13,872 0,32 0,64 24 0,865
Caso 2 9,654 0,32 0,64 24 1,242
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Con relacion a los valores encontrados en la razén de movilidad para los dos
casos tenemos que para el caso 1 dicha relacion de movilidades es muy
favorable incluso es menor a la presentada en el modelo base y que segun la
descripcion que una relacion de movilidad menor o igual a la unidad es
bastante interesante a la hora de evaluar un proceso de inyeccion de polimeros
por lo cual se podria decir que el caso 1 es mas favorable que el caso 2 en
términos técnicos de la inyeccidén de polimeros y mas especificamente

hablando del tema de la razén de movilidades.

Para el caso 2 como ya se menciond anteriormente se tiene una relacion de
movilidades mayor a la unidad lo cual es una alarma a la hora de implementar
dichos cambios pero que si lo comparamos con el valor de la razén de
movilidades del caso base tenemos que es muy similar lo cual nos hace pensar
que se podria implementar los cambios del caso 2 siempre y cuando se

mantenga la razén de movilidades similar al del caso base.
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7. MODELO DE SIMULACION DE PRODUCCION.

Con el objetivo de determinar las zonas donde se presenten mayores pérdidas
de presion en el sistema de produccion, se utilizd el software SNAP para
evaluar cuales son las zonas que presentan mayores pérdidas de presidén que
se verian reflejadas en una menor tasa de produccion liquidos en el pozo.
Ademas de determinar dichas zonas, se realizdé un analisis al sistema completo
con el fin de aumentar la produccién de liquidos reduciendo las restricciones

hidraulicas y mejorando el influjo de liquidos al pozo.

El software SNAP esta disefiado para realizar el analisis NODAL en el nodo de
fondo de pozo, por lo cual este sera el nodo solucion para el desarrollo de este
proyecto. El hecho de que este sea el nodo solucién permite observar el
comportamiento general del sistema, pudiendo ver la produccién en funcion de
los cambios en superficie, en el pozo, en el sistema de levantamiento artificial y
en el completamiento del pozo. Debido a recomendaciones del director y los
ingenieros del ICP* no se tendran en cuenta cambios en el sistema de
levantamiento artificial puesto que la empresa en estudios anteriores considero
que las condiciones de operacion eran las mas o6ptimas para dichos pozos,
ademas el crudo de este campo no presenta problemas de depositacion de

parafinas lo cual seria un limitante al realizar algunos cambios.

Para el desarrollo de este analisis se desarrollé6 una metodologia a emplear en
cada uno de los pozos, en la figura 43. se muestra dicha metodologia.
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Figura 45. Metodologia modelo de produccion.

Recopilacion y
analisis de la Ajuste del modelo Montaje del modelo
informacién del de flujo del pozo. en el simulador.
pozo.

Definicidn de
oportunidades de
optimizacion.

Evaluacion técnico- Analisis de
economica. resultados.

7.1 Desarrollo de la metodologia.

7.1.1 Recopilacion de la informacién. El proceso de recopilacion de datos es
la base para el desarrollo del modelo de simulaciéon, ya que esta es la
informacion necesaria para el software y esta a su vez debe ser precisa y de la
mas alta calidad posible.

La informacién se dividira en cuatro grupos que seran: datos de superficie,
datos del pozo y completamiento del pozo, parametros de funcionamiento del

sistema de levantamiento artificial y datos del yacimiento y los fluidos.
Datos de superficie:

- Temperatura en cabeza de pozo.
- Temperatura y presion en las lineas de flujo.

- Rugosidad, diametro interno, longitud y elevacion de las lineas de flujo.
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Datos del pozo y completamiento del pozo:

Tipo de completamiento.

- Espesory relacion de permeabilidad de la zona compactada.

- Diametro y penetracion de las perforaciones.

- Intervalos perforados.

- Densidad de tiros y eficiencia de los perforados.

- Rugosidad, profundidad medida y profundidad vertical verdadera de la
tuberia de produccién.

- Diametro interno y restricciones de la tuberia de produccion.

Parametros de funcionamiento del sistema de levantamiento artificial:

Tasa y frecuencia de operacion de la bomba.

Eficiencia de la bomba.

Presion y profundidad del intake.

Velocidad y potencia de la bomba.

Diferencial de presion de la bomba.

Datos del yacimiento y los fluidos:

Temperatura y presion del yacimiento.

Gravedad especifica del gas.

Relacion gas-liquido (GOR).
Gravedad API del aceite.
Gravedad especifica del agua y TDS.

Espesor peso del yacimiento.

Radio de drenaje.

Radio del pozo.

Permeabilidad y porosidad.

Dano y corte de agua.

Presién de burbuja.

A continuacion, se presentan la informacion recolectada para cada uno de los

pOZos.
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Tabla 37. Datos de superficie.

Temperatura en cabeza. 110 110 110 110
(°F)
Temperatura de linea 100 100 125 100
flujo (°F)
Presion en linea de flujo 150 104 100 100
(psia)
Rugosidad (in) 0.0018 0.0018 0.0018 0.0018
Diametro interno (in) 2.067 2.067 2.067 2.067
Longitud (ft) 5413.4 2500 5413.4 5413.4
Elevacion (ft) 0 0 0 0
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Tabla 38. Datos del pozo y del completamiento.

Tipo de completamiento = Perforado  Perforado Perforado Perforado

Relaciéon de 0.1 0.1 0.1 0.1
permeabilidad zona

compactada
Espesor de la zona 0.5 0.5 0.5 0.5

compactada (in)

Diametro de las 0.5 0.5 0.5 0.5
perforaciones (in)

Penetracion de las 15 15 15 15
perforaciones (in)

Eficiencia de las 0.76 0.85 0.85 0.9
perforaciones (%)

Intervalos perforados (ft) Anexo Anexo Anexo anexo
Densidad de tiros (TPP) 5 5 5 5
Rugosidad del tubing (in) 0.0018 0.0018 0.0018 0.0018
Profundidad medida del 2.992 8584 9039 8791
tubing (ft)
Profundidad vertical 9260 8584 8514 8791

verdadera del tubing (ft)

Diametro interno del 8266 2.992 2.992 2992y
tubing (in) 2.441
Restriccion del pozo (ft) 7694 6661 7907 N/A
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Tabla 39. Parametros de funcionamiento del sistema de levantamiento
artificial.

Tasa de operacion (stb/d) 586.6 2500.547  199.77 886.17
Frecuencia de operaciéon 49 54.5 41.1 45

(Hz)

Presion en el intake (psia) 1599.61 1246.142 1701.7 1239.52
Profundidad del intake (ft) 7694 6661 7907 N/A

Presion de descarga (psia) 3080.5  3438.971 3153.971 3038.34

Velocidad (rpm) 2858.327  3179.2 2397.5 2624.99
Potencia (hp) 25.6 139.4 10.91 43.7

Diferencial de presion (psi) 1480.89 2192.83 1452.3 1798.82
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Tabla 40. Datos del yacimiento y los fluidos.

Propiedad UIS-01 UIS-02 UIS-03 UIS-04
Temperatura del yacimiento 138 138 138 138
(°F)
Presién del yacimiento (psia) 2000 2000 2000 2000
Gravedad especifica del gas 0.63 0.63 0.63 0.63
Relacién gas-liquido GOR 363 363 363 363
(sfc/stb)
Gravedad API del aceite (°API) 21 21 21 21

Gravedad especifica del agua 1.022 1.022 1.022 1.022
Total de solidos disueltos 30079 30079 30079 30079

(ppm)
Espesor neto productor (ft) 500 281 173.31 329
Radio de drenaje (ft) 700 700 700 700
Radio del pozo (ft) 0.3542 0.3542 0.3542 0.3542
Permeabilidad (mD) 105 105 105 105
Porosidad (%) 20 20 20 20
Dafio a la formacion 7.76 6.10 5.87 6.63
Corte de agua (%) 56 95 46 93
Presion de burbuja (psia) 2425 2425 2425 2425
Viscosidad del aceite (cP) 24 24 24 24
Factor volumétrico de 1.12 1.1902 1.1943 1.1913

formacion del aceite (RB/STB)

7.1.2 Ajuste del modelo de flujo del pozo. Para realizar el ajuste del modelo
de flujo del pozo es necesario conocer la curva de la afluencia al pozo y la
curva de descarga de sistema de tuberias y lineas de flujo.

Para realizar la curva de afluencia del pozo (IPR) es necesario tener en cuenta

los reportes de produccion del campo y conocer las caracteristicas del
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yacimiento necesarias para realizar el ajuste de una de las correlaciones
desarrolladas para predecir el comportamiento del pozo en relacion al
diferencial de presion. Las correlaciones tomadas en cuenta para el desarrollo

de esta investigacion son las correlaciones integradas en el simulador SNAP.

El software SNAP cuenta con un total de once correlaciones para determinar el
tipo de IPR que mejor representa el comportamiento del pozo (figura ++), se
realizé un estudio minucioso de cada una de las correlaciones dando como
resultado la selecciéon de la correlacion de “VOGEL WITH RESERVOIR DATA”,
la cual se ve afectada por los datos del pozo y del completamiento.

Figura 46. Médulo general

General

General Project Definition lAdd'rtionaI Hydraulic Rates ] Optional Input and Preferences ]

Title:  |UIS-02

Well Type Delivery Node Condition
Qil Well -
| J Wellhead Temperature : |110.00 *F
IPR Type
Flowline Pressure: : |104.0 psia

|Constant Pl j

Flowline Temperature: : | 100.00 “F

Fetkowvich : Multi-Point Test
Fetkovich : Cand N
Constant Pl

Constant Pl : Fluid Level
Babu&Odeh Horizontal Model
Fractured Well

User IPR Table

Previous | Mext | | Aceptar I Cancelar Ayuda

Fuente: tomada de la interfaz del sotfware SNAP.

Ademas de las correlaciones del IPR, es necesario conocer el comportamiento
y caracteristicas del fluido. Por lo cual, el software tiene unas funciones para
determinar las caracteristicas PVT del fluido que se describen en la tabla 41. El
software también necesita otras propiedades PVT diferentes a las descritas
anteriormente, entre las cuales se encuentran la gravedad especifica de gas, el
porcentaje de nitrdgeno, porcentaje de didxido de carbono y el porcentaje de
acido sulfurico, dichas propiedades no fueron proporcionados por la empresa
encargada de la informacion PVT del campo, por lo cual se procedio a dejar a

los valores por defecto del software.
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Tabla 41. Caracterizacion PVT.

Relacion de gas en 4 Vasquez and Beggs
solucion y aceite

Volumen de 4 Vasquez and Beggs
formacion de aceite

Viscosidad del 3 Glaso
aceite

Debido a la falta de conocimiento de las propiedades PVT del campo, se
realizd el ajuste de los modelos de produccion en base a las correlaciones de
flujo multifasico disponibles en el software, para lo cual se escogio la
correlacion que presentara los valores mas aproximados a los presentados en
los reportes. arrojando como resultado que la correlacidon para flujo horizontal
(lineas de flujo) que mejor caracterizaba el comportamiento de los fluidos fue la
correlacion “Mukherjee and Brill”, y para el flujo vertical (tubing de produccion)
fue la correlacion “Hagedom and Brown”.

7.1.3 Montaje del modelo en el simulador. Este proceso inicia con la
introduccién de los datos al software SNAP de acuerdo al orden requerido por
el mismo. Se inicia por el tipo de pozo que en este caso es un “OlL WELL”, el
tipo de IPR seleccionado anteriormente, el tipo de completamiento, la inclusién
de las lineas de flujo, la temperatura en cabeza, la presion y temperatura en las

lineas de flujo para cada uno de los pozos.
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Figura 47. Seleccién del tipo de IPR.

General

General Project Definition lAdd'rtionaI Hydraulic Rates ] Optional Input and Preferences

Tite:  [UIS-D1
Well Type Delivery Node Condition
| il wel ~|
Wellhead Temperature :|110.00 F
Flowline Pressure: : [150.0 psia
By = T Flowline Temperature: : |100.00 F
|Perf0rated ﬂ
Include...
[V Flowline [~ Basic Gas Lift
[~ Jet Pump I” Detailed Gas Lift
™ PlungerLift

Previous | Mext | | Aceptar | Cancelar | HAyuda

Fuente: tomada de la interfaz del sotfware SNAP.

Después, se procede a ingresar los datos del fluido y las seleccionar las

correlaciones que anteriormente se describieron.

Figura 48. Datos PVT.

PVT
PVT Properties l
% Comelations ¢ MutiZone PVT " Kuparuk PVT ¢ Prudhoe PVT
Reservoir Temperature: (1330 F
CoZ% H25% N2%
Gas Specfic Gravity: [0.630 [ [o 0

Formation Producing GOR: [363.0 scf/sth
O APlgravity : 210

TDS (ppm)
Water Specific Gravity |1_|}22 ‘BDD?E

Optional User PVT Tables

™ Specilic Gravity of Solution Gas
Comelation or PVT Table Selection for Standard Properties
™ Specific Gravity of Free Gas

Solution Gas/Oil Ratio Qil Formation Vialume
|Vasquez and Beags  ~| |Vasquezand Begss  ~| I™ Suface Tension
Oil Viscosity I Z Factor
Glaso - I™ Gas Viscosity

Previous ‘ Mext | | Aceptar | Cancelar | Ayuda

Fuente: tomada de la interfaz del sotfware SNAP.
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Se continua con el ingreso de la informacion del yacimiento, como la presion
del yacimiento, espesor neto productor, radio de drenaje, radio del pozo,
permeabilidad, factor de dafio y corte de agua. El software SNAP no cuenta
con la capacidad de realizar el disefio de un pozo con el sistema de bombeo
electro-sumergible como sistema de levantamiento artificial, por lo cual,
conociendo las condiciones de operacion se realizo el ajuste de la informacion
introducida en esta seccion. Para realizar este ajuste es necesario modificar la
presién del yacimiento, ya que esta no seria sola, sino que le adiciona el
diferencial de presion generado por la bomba electro-sumergible con el fin de
disminuir la presion de fondo de pozo y general el diferencial necesario para
que el pozo produzca fluidos. En conclusion, la presion de yacimiento
introducida en el software sera igual a la suma de la presion estatica del

yacimiento y el diferencial de presion generado por la bomba.

Figura 49. Datos inflow.

Reservoir and Well Data
z Reservoir Net TVD Drainage | Wellbore P Ski Water ~
N:r:z Press Thickness | Radius radius ::nr;? Factlzr Cut
(psia) (ft) (ft) (ft) (frac)

1
2
3
4
5
[
T
8
9
10
11
12

13 v

User Defined Bubble Point
ser Leined Bubbe ol Skin Factor Uity | P
v : i
I2/{ B Pressur=: 24250 [EE Please enter layers from shallowest at the top of the list
to deepest at the bottom of the list.
| Previous | Mext | Apply | Aceptar | Cancelar | Ayuda

Fuente: tomada de la interfaz del sotfware SNAP.

Habiendo realizado el ajuste anterior se procede a ingresar la informacion

relacionada con el completamiento del pozo.
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Figura 50. Datos completamiento.

Completion Data

Permeability | Compacted | Perforation| Perforation| Perforated Shot -
Compacted Zone Diameter | Penetratio Interval Density
Zone Ratio | Thekns [in] fin] n [MD ft] [SPi]

1 0.1000 0.5000 0.500 15.000 20.000 s.00

2 0.1000 0.5000 0.500 15.000 13.000 5.00

3 0.1000 0.5000 0.500 15.000 35.000 5.00

4 0.1000 0.5000 0.500 15.000 30.000 s.00

5 0.1000 0.5000 0.500 15.000 45.000 s.00

6 0.1000 0.5000 0.500 15.000 6.000 5.00

T 0.1000 0.5000 0.500 15.000 13.000 5.00

8 0.1000 0.5000 0.500 15.000 14.000 s.00

9 0.1000 0.5000 0.500 15.000 5.000 s.00

10 0.1000 0.5000 0.500 15.000 26.000 5.00

11 0.1000 0.5000 0.500 15.000 48.000 5.00

12 0.1000 0.5000 0.500 15.000 28.000 s.00

13 0.1000 0.5000 0.500 15.000 18.000 5.00

14 0.1000 0.5000 0.500 15.000 8.000 5.00

15 0.1000 0.5000 0.500 15.000 9.000 5.00

16 0.1000 0.5000 0.500 15.000 10.000 500 v

Perforation Efficiency:  |0.760
| Previous | Mext | Apply | Aceptar | Cancelar ‘ Ayuda

Fuente: tomada de la interfaz del sotfware SNAP.

Con los datos ingresos se genera la curva de afluencia del pozo (IPR) para
cada uno de los pozos, obteniendo valores como la tasa maxima de produccién

y el indice de productividad.

Por ultimo, se ingresa los datos necesarios para general la curva de descarga
del sistema de linea de flujo y tuberias, seleccionando las correlaciones

mencionadas anteriormente.

Figura 51. Datos linea de flujo.

Flowline Geometry ] Flowline Restriction Data | Standard Pipe Sizes |

ML vs Bevation Comelation: | Mulkherjee Bril -
Options on this panel {like any "by semert™ choices) .
MIIST match the similar option on the wellbors panel. Boughness: |D'DD1 2 j =B

Number of wells feeding this line: 1 Temperature: |Separatc|r & WWH (Mo input here) | “F

Flwwr Lin 1D (in}) ML (FE) Elewation (ft) ~
1 1,992 o110 oo
2 1.992 300.00 0.00
3 1.992 500.00 0.00
4 1.852 200.00 0.00
=) 1.852 1200.00 0.00
[ 1,592 1500.00 oo
¥ 1,592 1800.00 oo
=] 1.992 2100.00 0.00
o 1.992 Z2400.00 0.00
10 1.852 Z700.00 0.00
11 1.852 3000.00 0.00 -
Previous | Mext | | Aceptar Cancelar Ayuda

Fuente: tomada de la interfaz del sotfware SNAP.
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Figura 52. Datos tubing de produccion.

, Wellbore Geometry IWeII Restriction Data ] Comelation .F\d\risor] Standard Pipe Sizes ]

|Tuhu|ar Flow j |MD ws TVD j Hydraulic Model: |Haged0mBr0wn j
Temperature Options g |D.DD‘IS ﬂ n
Temperatures: |WH & Reservoir (zee below) ﬂ y = Temp
Ll
WHTemp: M0 “F TRes: 138 - Quick Reference
Flow ID | MD (ft) | TVD (ft) | Angle a| |Ds =
i endse endse degrees e
{in} g g |l Elﬂ = 1867 &
i 1.995
2 26791 2255
3 2441
4 2750
z 2552
3476
b 3953
7 31558
] 4.052
) 4.050
4276
10 4403
1 4454
12 4548
13 v 4560 ¥
— Reduce Number of _Sem']_'Jem‘Rl Inzert Segment below selected row |
£l | | y | Aceptar | Cancelar Pyuda

Fuente: tomada de la interfaz del sotfware SNAP.

Por consiguiente, el paso siguiente después de ingresar toda la informacion de
cada uno de los pozos, es el de verificar que los valores generados por el
modelo de simulacion sean iguales a los reportes de produccion actuales de

cada pozo.
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Figura 53. Pozo UIS - 01.
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Figura 54. Pozo UIS - 02.
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Figura 55. Pozo UIS - 03.
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Figura 56. Pozo UIS - 04.
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En la siguiente tabla se presenta los valores de produccion y presion
generados por el software y los valores de produccion reportados para cada

pOZo.

Tabla 42. Produccion de cada pozo.

UIS - 01 reportado 585 2700 327.6 257.4
generado 650.87 3199.87 364.49 286.38

UIS - 02 reportado 2500 4100 2375 125
generado  2502.26 @ 4095.38 2377.14 125.11

UIS - 03 reportado 200 3100 92 108
generado 202.7 3105.6 93.24 109.73

UIS-04 reportado 885.71 3890 823.71 62
generado 887.1 3878.02 825 62.1

El pozo UIS — 01 no se tendra en cuenta en el desarrollo de la investigacion
debido a que se encuentra en operaciones de workover, y la bomba electro-
sumergible no estd operando en las condiciones adecuadas para la

optimizacion de la produccion.

7.2 DEFINICION DE OPORTUNIDADES DE OPTIMIZACION.

En este paso de la metodologia se plantean los posibles cambios que se
puedan emplear en cada pozo y lineas de superficie para aumentar la
produccion de una manera segura. Dichos cambios pueden ser desde la
estimulacion del pozo hasta la variacion de la presiéon en la linea de

recoleccion.

Para este caso, la empresa encargada de los pozos no autorizé los cambios en

las bombas electro-sumergibles como se menciond anteriormente, por lo cual
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los parametros de operacion de la bomba seran constantes durante todo el

proyecto.

En cuanto a la estimulacion de los pozos, el campo ya fue sometido a una
campanfa de estimulacién y fracturamiento en los ultimos 8 afios, debido a esto
no se tendra en cuenta este proceso para el aumento de la afluencia de liquido

al pozo.

Teniendo en cuanta lo anterior, se han definido los posibles cambios que
generarian un aumento en la produccion y que estan autorizados por la

empresa encargada de la operacion de los pozos.

Los posibles cambios en las condiciones de los pozos son: presion en la linea
de flujo, didmetro interno de la linea de flujo, diametro interno del tubing de

produccion y densidad de tiros de cafioneo.

Para realizar los cambios en la presion de las lineas de flujo se haran cambios
en la presion de un valor de 25 psia, siendo la presion minima deseada para el

estudio de 50 psia y la presién maxima de 150 psia.

La variacion en el diametro interno de las lineas de flujo se realizara en toda la
longitud de las mismas, para lo cual la empresa cuenta con lineas de flujo de

varios diametros los cuales se presentan en la siguiente tabla.

Tabla 43. Sensibilidad flowline

2 2.067
2% 2.469
3 3.068
4 4.026
6 6.065
8 7.981

Para analizar los cambios en el tubing de produccién se escogera entre cinco
diametros internos que son: 2.441 in, 2.992 in, 3.476 in, 3.958 in y 4.560 in.
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En cuanto al completamiento de los pozos, se planea el escenario de realizar
un cafioneo o recafoneo variando la densidad de tiros en cada uno de los
pozos. Las densidades de tiros utilizadas para el estudio seran: 4,6,8,12 y 16

tiros por pies.

Después de determinar las oportunidades de optimizacion, se continua a
realizar las sensibilidades a cada uno de los modelos de simulacién de los

pozos para determinar los mejores escenarios.

7.3 ANALISIS DE RESULTADOS.

Para el analisis de resultados se plantearan la solucién para cada uno de los
pozos que tendra el analisis para cada uno de los cambios y el analisis con los

cambios que presentaron mejores resultados.
POZO UIS - 02

- Analisis de la presion en lineas de flujo. Para realizar la sensibilizacién de
la presién, con el modelo base del pozo desarrollado anteriormente se ingresa
en el software en la pestana “sensitivities” los valores de presion que seran
analizados. En la figura 55, se muestran las curvas sensibilizadas de cada una
de las presiones y en la tabla 44 se muestran los valores de intercepcion de las

curvas.
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Figura 57. Sensibilidad de la presion en las lineas de flujo del pozo UIS-02.
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Tabla 44. Valores de la sensibilidad de la presién en las lineas de flujo del
pozo UIS-02

presion en lineas de flujo
WHP (psia) Qt (stblpd) Qo (stbopd) Pwf (psia)
50 2726.8 136 4086.6
S.:;?:Cr:er}z(:: 75 2625.8 131 4090.6
100 2519.6 126 4094.7
°°anc‘::f:” 104 2502.3 125.11 4095.4
125 2408.2 120 4099
150 2284.9 114 4103.9

La recomendacion que generamos es utilizar la presion de 75 psia, debido a
que la presién de 50 psia se encuentra cerca a la presion minima de flujo en el

pOZo.

- Analisis del diametro interno de las lineas de flujo. De igual manera que la
presidn en las lineas de flujo, en la pestafia “sensitivities” se selecciona e
ingresa los datos en la opcion “Flowline — inner Diameter” para obtener los

resultados de la sensibilidad.
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Figura 58. Sensibilidad del diametro interno de las lineas de flujo del pozo
UIS-02.
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Tabla 45. Valores de la sensibilidad del diametro interno de las lineas de
flujo del pozo UIS-02.

linea de flujo
didmetro ID (in) | Qt (STBLPD) | Qo (stbopd) Pwf (Psia)
@zl 2.067 2502.3 125.115 4095.4
actual

2.469 33203 166.015 40634

3.068 4142.4 207.12 40313

seleccionado 4.026 4834.4 241.72 4004.1
para mejora

6.065 5100.5 255.025 39936

7.981 5153.4 257.67 39915

Se recomienda cambiar las lineas de flujo de 2.067 in a un diametro interno de
4.026 in.

- Anadlisis del diametro interno del tubing de produccién. El proceso de
sensibilizacion del diametro interno del tubing se hace de la misma forma que

de las lineas de flujo.
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Figura 59. Sensibilidad del diametro interno del tubing de produccion del
pozo UIS-02.
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Tabla 46. Valores de la sensibilidad del diametro interno del tubing de
produccion del pozo UIS-02.

Tubing de produccion
didametro ID (in) | Qt (stblpd) | Qo (stbopd) Pwf (psia)
2.441 19935 99.675 41152
@zl 2.992 2502.3 125.115 4095.4
actual
I 3.476 2743 137.15 4086
para mejora
3.958 2800.2 140.01 4083.8
456 28543 142.715 4081.6

Se recomienda el cambio del tubing de produccion de 2.992 in a un diametro
interno de 3.476 in.

- Andlisis de la densidad de tiros de cafioneo. Para realizar la sensibilidad
de la densidad de tiros, se selecciona la pestaia “sensitivities”, la pestafa “IPR”
y la opcion “Shot Density” ingresando los valores que se van a analizar.
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Figura 60. Sensibilidad de la densidad de tiros de cafioneo del pozo UIS-
02.
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Tabla 47. Valores de la sensibilidad de la densidad de tiros de cainoneo
del pozo UIS-02.

densidad de tiros
TPP (shot/ft) | caudal (stblpd) | Qo (stbopd) Pwf (psia)
4 2362.5 118.125 4097.5
°°anc‘::f:” 5 2374.5 118.725 4100.3
6 2382.7 119.135 4102.2
8 2393.1 119.655 4104.6
12 2403.5 120.175 4106.9
16 2408.7 120.435 4108.1

No se recomienda ningun cambio en la densidad de tiros, ya que no

representaria un aumento significativo en la produccion.

Después de realizar los cambios indicados en las condiciones del pozo, se
escogieron los que presentan un aumento en la produccion para realizar un
modelo donde se realicen todos los cambios para obtener la produccion

optimizada del pozo.
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Figura 61. Condiciones del sistema optimizado del pozo UIS - 02.
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Tabla 48. Valores del sistema optimizado del pozo UIS - 02.

sistema optimizado

linea de flujo | tubing | WHP | TPP | Qt (stblpd) | Qo (stbopd) Pwf (psia)

6.065 3.476 75 5 6984.47 349.22 3919.53

POZO UIS - 03

- Analisis de la presion en lineas de flujo. De la misma forma que se realizé
el analisis al pozo UIS — 02, se le realizé la sensibilizacion de la presion en las
lineas de flujo para el pozo UIS — 03 y se presentan los resultados a

continuacion:
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Figura 62. Sensibilidad de la presion en las lineas de flujo del pozo UIS-03.
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Tabla 49. Valores de la sensibilidad de la presion en las lineas de flujo del
pozo UIS-03.

presion de cabeza
WHP (psia) Qt (stblpd) Qo (stbopd) Pwf (psia)
50 287.8 155.41 3105.6
I 75 266.7 144.02 2957.1
para mejora
100 248.1 133.97 29941
G ICHei 125 202.7 109.46 3026.4
actual
150 0 0.00 0
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Se recomienda el cambio de la presion en las lineas de flujo de 125 a 75 psia,
por el aumento en la produccién y para igual el funcionamiento de las mismas

con las del pozo UIS — 03.

- Andlisis del diametro interno de las lineas de flujo. Se repite el
procedimiento efectuado en el pozo UIS — 02, en el pozo UIS — 03 para
sensibilizar el diametro interno de las lineas de flujo.

Figura 63. Sensibilidad del diametro interno de las lineas de flujo del pozo
UIS-03.
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Tabla 50. Valores de la sensibilidad del diametro interno de las lineas de
flujo del pozo UIS-03.

linea de flujo
didmetro ID (in) Qt (STBLPD) | Qo (stbopd) | Pwf (Psia)
@zl 2.067 202.7 109.46 3105.6
actual

2.469 283.9 153.31 2963.9

3.068 327.4 176.80 28875

I 4.026 350.8 189.43 2846.4
para mejora

6.065 362.8 195.91 28253

7.981 364.2 196.67 28228
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Se recomienda cambiar las lineas de flujo de 2.067 in a un diametro interno de
4.026 in.

- Analisis del diametro interno del tubing de produccién. De la misma
manera que las lineas de flujo, se hace la sensibilizacion para el tubing de
produccion del pozo UIS — 03.

Figura 64. Sensibilidad del diametro interno del tubing de producciéon del
pozo UIS-03.
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Tabla 51. Valores de la sensibilidad del diametro interno del tubing de
produccion del pozo UIS-03.

Tubing de produccion

diametro ID (in) Qt (stblpd) Qo (stbopd) | Pwf (psia)

seleccionado

. 2.441 290.6 156.92 3105.6
para mejora

condicion

2.992 202.7 109.46 2952.2
actual

3.476 0 0.00 0

3.958 0 0.00 0

4.56 0 0.00 0
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En este caso, se sugiere el cambio del tubing de produccion de un diametro de
2.992 in a uno de un diametro de 2.441 in.

- Analisis de la densidad de tiros de cafnoneo. Siguiendo el mismo
procedimiento realizado en el pozo UIS — 02, se realizé la sensibilidad para el
pozo UIS — 03.

Figura 65. Sensibilidad de la densidad de tiros de cafioneo del pozo UIS-
03.

Ii SNAP 2.587 7/3/2018 - [UIS - 03 shot density - Pres:

el - 8

Bl Fie Edit Inputs Calculate Graphs Repo View Window Help .8 x
D] |%/@ &]9) ¢ |os]4s]e x| E[se]] L] I kefr] &[S 6]
us-03 ot der
Reservoir Data
Pressure = 3452.30 ps
kh 181975
Skin = 287
6000
[—— Hydraulics &:
5000 + :/Pﬂj?:)sEeNSSHUT‘OUUU
+ 02 - DENSSHOT 6.000
[—E— 03 - DENSSHOT &.000
[—&— 04 - DENSSHOT 12.000)
- =) /05 - DENSSHOT 16.000|
o 4000
@

Bottom Hale Pressure (p

2000

1000

"
by

0 100 200 300 400 500 600 700 800 900 1000 1100 1200 1300 1400 1500 1600 1700 1800 1300 2000
Total Liquid Rate (stblpd)

X pos: 675,302 Y pos: -561.241 [Not Computec

Tabla 52. Valores de la sensibilidad de la densidad de tiros de caifnoneo
del pozo UIS-03.

densidad de tiros
TPP (shot/ft) Qt (stblpd) Qo (stbopd) Pwf (psia)
4 0 0.00 0
condicion 5 0 0.00 0
actual
6 0 0.00 0
8 334 180.36 3063.1
seleccionado 12 462 249.48 3054.6
para mejora
16 562 303.48 3053.4
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En la tabla se observa que se presenta un error al realizar la simulacion, pero el

mejor escenario que se puede recomendar es cambiar la densidad de tiros de 5
TPP a 12 TPP.

Después de realizar los cambios de manera individual, se continda realizando
un analisis empleando todos los cambios recomendados en el mismo modelo

de simulacion.

Figura 66. Condiciones del sistema optimizado del pozo UIS — 03.
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Tabla 53. Valores del sistema optimizado del pozo UIS - 03.

sistema optimizado

linea de flujo tubing WHP | TPP | Qt (stblpd) | Qo (stbopd) | Pwf (psia)

4.026 2.441 75 12 732.34 395.47 2816.19

POZO UIS - 04.

- Analisis de la presion en lineas de flujo. Siguiendo con el procedimiento
efectuado en los pozos UIS — 02 y UIS — 03, se realiza la sensibilizaciéon de la

presién en las lineas de flujo en el pozo UIS — 04.
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Figura 67. Sensibilidad de la presion en las lineas de flujo del pozo UIS-04.
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Tabla 54. Valores de la sensibilidad de la presién en las lineas de flujo del

pozo UIS-04.

presion de cabeza

WHP (psia) Qt (stblpd) Qo (stbopd) Pwf (psia)
50 1060.4 74.228 3861,8
selzedioner)e 75 990.9 69.363 3868.1

para mejora

EEE M 100 887.1 62.097 3878
actual
125 7125 49.875 3894.7
150 504.5 35315 3914.6
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Se recomienda modificar la presion en las lineas de flujo de un valor de 100 a
75 Psia.

- Anadlisis del diametro interno de las lineas de flujo. A continuacion, se
muestran las sensibilidades y los valores de operacién de cada una de las
sensibilidades.

Figura 68. Sensibilidad del diametro interno de las lineas de flujo del pozo
UIS-04.
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Tabla 55. Valores de la sensibilidad del diametro interno de las lineas de
flujo del pozo UIS-04.

linea de flujo
diametro ID (in) Qt (STBLPD) | Qo (stbopd) | Pwf (Psia)

C°anc‘::f;?" 2.067 887.1 62.097 3878
2.469 11413 79.891 3854.2

3.068 1384.6 96.922 38293
Ssgf:crfe']z‘:: 4.026 1553.2 108.724 3812.6
6.065 1628.6 114.002 3805.1

7.981 1639.2 114.744 3804
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Se recomienda realizar el cambio de las lineas de flujo de un diametro interno

de 2.067 in a un diametro interno de 4.026 in.

- Anadlisis del diametro interno del tubing de produccion. El tubing de
produccion del pozo UIS — 04, cuenta con dos diametros distintos. El primer
diametro interno (2.992 in) que va desde superficie hasta una profundidad de
5500 ft y el segundo diametro interno (2.441 in) que va desde los 5500 ft hasta
una profundidad de la bomba de 6506 ft. Por lo cual para el estudio este tubing

de produccion recibira el nombre de “combinada”.

Figura 69. Sensibilidad del diametro interno del tubing de produccién del
pozo UIS-04.
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Tabla 56. Valores de la sensibilidad del diametro interno del tubing de
produccion del pozo UIS-04.

Tubing de produccion

didmetro ID (in) Qw (stblpd) Qo (stbopd) | Pwf (psia)

2.441 854.8 59.836 3881.1

seleccionado

para mejora combinada 887.1 62.097 3878

2.992 901.5 63.105 3876.6

3.476 900.7 63.049 3876.7

3.958 680.9 47.663 3897.7

4.56 669.4 46.858 3898.8

No se recomienda realizar ningun cambio, puesto que la configuracion actual

del tubing es la presenta el mejor rendimiento.

- Analisis de la densidad de tiros de canoneo.

Figura 70. Sensibilidad de la densidad de tiros de cafioneo del pozo UIS-
04.
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Tabla 57. Valores de la sensibilidad de la densidad de tiros de canoneo
del pozo UIS-04.

densidad de tiros
TPP (shot/ft) Qt (stblpd) Qo (stbopd) Pwf (psia)

4 875.5 61.285 3864.7

condicion actual 5 908.8 63.616 3875.9

6 939.6 65.772 3883.3

8 990.8 69.356 3892.6

seleccionado 12 1035.2 72.464 3903.7
para mejora

16 1056.9 73.983 3909.7

Se recomienda realizar el recafioneo del pozo para aumentar la densidad tiros
de 5TPP a12 TPP.

Condiciones del sistema optimizado del pozo UIS — 04.

Después de realizar los cambios de manera individual, se continua realizando
un analisis empleando todos los cambios recomendados en el mismo modelo

de simulacion.
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Figura 71. Simulacién sistema optimizado pozo UIS - 04.
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Tabla 58. Valores del sistema optimizado del pozo UIS — 04.

sistema optimizado

linea de flujo tubing WHP | TPP | Qt(stblpd) | Qo (stbopd) | Pwf (psia)

4.026 combinada 75 12 2328.04 162.9628 3815.3

ANALISIS DE RESULTADOS. En la tabla 59. (Sistemas de produccion
optimizados), se presentaran los resultados de las sensibilidades realizadas a
cada pozo. Cada cambio se mostrara de manera individual indicando el caudal
y la presién de operacion, el caudal de aceite y los barriles de aceite
incremental por dia y por afio de produccion (345 dias) que los pozos son

capaces de producir.
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Tabla 59. Sistemas de produccion optimizados.

Bbl Bbl
Pwf incremental incremental
Sensibilidad| Valor Qt . Qo Qo cre ? tales jincre ? tales
(stblpd) | (psia) |(stbopd) | actual | de aceite por | de aceite por
dia ano
POZO UIS - 02
"”ea(?ne)ﬂ”’o 4.026 | 4834.4 | 40041 | 241.72 |125.115 116.605 40228.725
tubing (in) 3.476 2743 4086 | 137.15 |125.115 12.035 4152.075
WHP (psia) 75 26258 | 4090.6 131 |125.115 5.885 2030.325
TPP (shot/ft) 5 23745 | 41003 | 118.725 |118.725 0 0
optimizado 6984.47 | 391953 | 349.22 |125.115 224.105 77316.225
POZO UIS - 03
"”ea(?ne)ﬂ”’o 4.026 350.8 | 28464 | 189.43 | 109.46 79.97 27589.65
tubing (in) 2.441 290.6 | 3105.6 | 156.92 | 109.46 47.46 16373.7
WHP (psia) 75 266.7 | 29571 | 144.02 | 109.46 34.56 11923.2
TPP (shot/ft) 12 462 3054.6 | 249.48 | 109.46 140.02 48306.9
optimizado 732.34 | 2816.19 | 395.47 | 109.46 286.01 98673.45
POZO UIS - 04
"”ea(?ne)ﬂwo 4.026 15532 | 3812.6 | 108.724 | 62.097 46.627 16086.315
tubing (in) combinada| 887.1 3878 62.097 62.097 0 0
WHP (psia) 75 9909 | 3868.1 | 69.363 | 62.097 7.266 2506.77
TPP (shot/ft) 12 1035.2 | 3903.7 | 72.464 | 63.616 8.848 3052.56
optimizado 2328.04 | 38153 | 162.9628 | 62.097 100.8658 34798.701

Por otra parte, es necesario tener en cuenta la cantidad de aceite incremental
que es capaz de aportar el yacimiento después de realizar el proceso de
inyeccion de polimeros, y con base en esta estimar si los cambios

anteriormente  planteados son viables tanto técnicamente como

econdmicamente. Para realizar el analisis de aumento de fluido en los pozos el
aceite incremental aportado por el yacimiento sera divido en la cantidad total
(3) de pozos productores, dicha cantidad de aceite incremental se adicionara a

la produccion actual de cada pozo. En la siguiente tabla se muestran la
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cantidad de aceite incremental aportada por el yacimiento en diferentes
periodos de tiempo (dia, mes y afo) y la cantidad de aceite incremental para

cada pozo productor.

Tabla 60. Barriles de aceite incremental aportados por el yacimiento.

Bbl Bbl Bbl Bbl Bbl Bbl incre.
incre./ | incre./ incre. / incre. / incre. / | Pozo
ano mes dia Pozo Pozo uils-04

UIS-02 UIS-03
caso 1 4263 355.25 | 11.84167 | 3.947222 | 3.947222 | 3.947222

caso 2 3530 | 294.1667 | 9.805556 | 3.268519 | 3.268519 | 3.268519

Teniendo en cuenta los resultados de la tabla 59 y 60, se concluye que los
cambios en los pozos productores no son necesarios, ya que con las
condiciones actuales de operacion los pozos son capaces de producir la

cantidad de aceite incremental aportada por el yacimiento.
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8. EVALUACION FINANCIERA.

Después de realizar la evaluacion técnica de este proyecto es necesaria una
evaluacion financiera con el fin de comprobar la viabilidad econdmica del
proyecto. Una evaluacion financiera es el analisis de todos los factores que
puedan intervenir en el desarrollo del proyecto desde el inicio y durante la

operacion del mismo.

La evaluacion financiera permite tener una herramienta util en el proceso de
toma decision para el desarrollo del proyecto, por esto es indispensable
realizarla antes de invertir en cualquier proyecto. Existen diferentes
herramientas para realizar una evaluacion econémica de un proyecto, entre las
mas utilizadas se encuentran la del flujo de caja descontados, que mediante
indicadores econdmicos que permiten calcular la rentabilidad y los resultados
financieros del proyecto. Dichos indicadores son: valor presente neto (VPN), la
tasa interna de retorno (TIR), rendimiento de la inversion, la relacion
Costo/Beneficio, Costos de Capital (CAPEX), costos de Operacion (OPEX) y el
Pay Back.

8.1 INDICADORES ECONOMICOS.

COSTOS DE CAPITAL (CAPEX). Son todos los gastos generados por cada
uno de los recursos necesarios para llevar a cabo el proyecto. Pueden ser
desde obras civiles como la implementacién de facilidades de superficie,
estudios preliminares, perforacion, sistemas de levantamiento artificial, los
gastos de inyeccion, manejos de agua de produccidn y cualquier otra

herramienta que sea necesaria en el proyecto.

COSTOS DE OPERACION (OPEX). Los costos operacionales o de operacion
hacen referencia al dinero necesario para la operacion del campo. Estos costos
se generaran durante todo el proyecto y pueden variar en alguin momento del

mismo. Entre estos se encuentran los costos de energia, quimicos, servicios de
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reacondicionamiento de pozos productores e inyectores, personal de

mantenimiento etc.

INGRESOS. Son las utilidades generadas por el proyecto, y cada una de las
entradas de dinero generadas por el proyecto. En la industria petrolera estos
corresponden al caudal de produccién por el precio estimado por barril de
petroleo. Para esto se supone un precio por barril constante debido a la alta
variacion en los precios internacionales del barril y lo dificil que es estimar
dicha variacién, mientras que el perfil de produccién del pozo debe ser muy

preciso para tener una buena evaluacion econémica.

8.2 VALOR PRESENTE NETO.

Es el valor de los dineros de periodos futuros, traidos al periodo cero es decir
hoy, a una tasa de oportunidad determinada. el valor presente neto es un
término que se utiliza para medir la rentabilidad de un proyecto de inversion y
se obtiene de la diferencia entre el valor presente de su flujo de ingresos
futuros y el valor presente de su flujo de costos. Cuando una cantidad de dinero
se lleva a un valor futuro su magnitud siempre es mayor y cuando un valor

futuro se lleva a un valor presente este valor siempre sera menor.

Matematicamente el valor presente neto se puede expresar de la siguiente

manera.
n
VPN—Z( Ve ) i E ion 64
=, 1 DL o cuaciéon 64.
i=

Dependiendo del valor de VPN se puede evaluar cada proyecto de la siguiente

manera:
Si VPN > 0, es un proyecto rentable.
Si VPN = 0, es indiferente seleccionar este proyecto o algun otro.

Si VPN < 0, es un proyecto que no es rentable.
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8.3 TASA INTERNA DE RETORNO.

Es la tasa de interés efectiva a la cual renta la inversion del negocio en
evaluacion. En otras palabras, la tasa interna de retorno (TIR) se define como
la tasa de descuento a la cual el valor presente neto es igual a cero, siendo
posible la comparacién con otras tasas de interés de minima viabilidad para el
proyecto. la tasa interna de retorno es un indicador que permite hallar la

rentabilidad de un proyecto y se puede expresar de la siguiente manera:

. n|VF L
i= |[—-—1 Ecuacion 65.
I,

Doénde:
n: es el numero de periodos.
VF: es el valor a futuro de la inversion

I,: es el valor inicial de la inversion.

8.4 RELACION COSTO-BENEFICIO.

Es un indicador que permite calcular las ganancias generadas por la inversion
de un délar, es adimensional. Se puede definir como la relaciéon entre el valor
presente neto de los ingresos y el valor presente neto de los egresos. Siendo
asi que, si el valor de la relacion es igual o menor a 1, se puede decir que el

proyecto no es rentable y no es econédmicamente viable.
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VPN ingresos
RCB = Ecuacion 66.
VPN egresos

8.5 PAY — BACK.

También denominado periodo de recuperacion, es un indicador que permite
calcular a un cierto periodo de tiempo al cual se espera recuperar la inversiéon
en términos de flujos de caja netos obtenidos durante la vida util del proyecto.
En otras palabras, permite al inversionista hacerse una idea del tiempo que

tardara en recuperar su inversion.

inversion requerida )
PB =M + - - Ecuacion 67.
flujo de dinero acumulado

Donde M es el ultimo periodo con flujo acumulado negativo.

8.6 EFICIENCIA SOBRE LA INVERSION (J).

Es un parametro utilizado por Ecopetrol S. A. durante la evaluacion financiera
de un proyecto para garantizar la viabilidad del mismo. si este valor es mayor a
1, significa que el proyecto no es rentable y no seria realizado por la compafiia.

Egresos »
Ecuacion 68.

]_

Ingresos

Para evaluar cada uno de los escenarios propuestos en el proyecto con los
indicadores mencionados anteriormente, se debe contar con algunos datos

preliminares como lo son: el precio de comercializacion del crudo producido, los
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costos de levantamiento, operacion, mantenimiento, etc. (lifting cost). Inversion

inicial entre otros.

El campo bajo el proyecto de inyeccién de polimeros tiene una vida util
estimada de 10 afos en la cual se incrementara los volumenes de crudo
producido. Debido a que este se considera un periodo corto y con el propdsito
de obtener los resultados técnico-econdmicos lo mas rapido posible. El periodo

de tiempo destinado al estudio de este proyecto sera de 1 afio.

La tasa de oportunidad se estimara en un valor de 12% anual para el desarrollo
de este proyecto, que es la tasa definida por las empresas para este tipo de
proyectos. Ademas, se considera que la tasa de interés para este proyecto es
del 11,1% anual, aclarando que para este proyecto se trabajé con periodos de

evaluacion mensual lo que transforma la tasa de interés en 0,881 % mensual.

De acuerdo a la ley 756 de 2002 el descuento por regalias es del 8% para un
proceso de recuperacion secundaria y recobro mejorado.

A continuacién, se muestra una tabla con los valores tenidos en cuenta en este

analisis econdmico.

Tabla 60. Datos preliminares para la evaluacion financiera.

Concepto Valor Unidad

Precio del crudo 75 USD/BL

Lifting cost 17 USD/BL
Regalias 8 %

Costos de operacion del 0.8 USD/BL

polimero

Tasa de oportunidad 12 %
Tasa efectiva anual 11.1 %
Tasa efectiva mensual 0.881 %
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Para campos de la cuenca del valle del magdalena medio el costo de operacién
de produccion de un barril de crudo (lifting cost) es de 17 ddlares, y los costos
asociados a la operacion del polimero en campos de la misma cuenca es de

0.8 dolares por barril producido.

Caso N.° 1. Todas las sensibilidades. En este escenario se plantea realizar

todas las sensibilidades al pozo inyector descritas en el numeral 6.2.1.6.

Estas sensibilidades incluyen un cambio en la presion en las lineas de flujo,
cambio en el diametro de las lineas de flujo y tuberia de inyeccién, cambio en
la densidad de tiros de cafioneo y cambio en el diametro de las perforaciones.
Al realizar estas sensibilidades aumenta el caudal de solucién inyectada en 205
Bls/dia, lo que aumenta los egresos del proyecto. Al inyectar los barriles de
solucion adicional se genera un volumen incremental de aceite de 4263 Bls/afio
que para realizar la evaluacion econdémica sera divido en la cantidad de

periodos (12 periodos).

Tabla 61. Especificaciones del caso 1.

Bls de Kg de Kg de Indice Bls incrementales Bls
solucion a | polimero | polimero de aceite por incrementales
inyectar | inyectado | inyectado sensibilidades/aino | de aceite/mes
(dia) / dia | aiho
2205 152.352 55608.4 | 0.73 3824.0904 318.67
8

El volumen incremental total de solucion inyectada es igual a 6150 barriles de
solucion por mes, lo que representa un aumento en los egresos totales del

proyecto de 4920 USD mensuales.

En la siguiente tabla, se describen los valores necesarios de inversion inicial

para la realizacion del proyecto.
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Tabla 62. Descripcidn de la inversién inicial caso 1.

Inversioén inicial del proyecto
Concepto Valor Unidad Canti Total
dad
Lineas de flujo $ 15.00 USD/ft 1476 | $ 22,140.00
Desarme y $ 60.00 USD/ft 1476 | $ 88,560.00
arme de
nuevas lineas
de flujo
Tuberia de $ 8.00 USD/ft 8737 | $ 69,896.00
inyeccion
Workover $ 13,608.00 USD/dia $ 68,040.00
Cainoneo $44,231.00 | USD/operacion $ 44,231.00
$ 292,867.00

Tabla 63. Evaluacion financiera ante el cambio de todas las sensibilidades
en 1 afo de produccién.

mes barriles de | ingreso por | egresos egresos flujo de flujo de caja
aceite venta de barriles totales caja acumulado
incremental | crudo usd de mensual

solucién

adicional
0 | e | e -$292,867.00
1 318.6742 | $23,900.57 | $4,920.00 | $12,249.51 | $11,651.06 | -S$281,215.94
2 318.6742 | $23,900.57 | $4,920.00 | $12,249.51 | $11,651.06 | -S 269,564.88
3 318.6742 | $23,900.57 | $4,920.00 | $12,249.51 | $11,651.06 | -$257,913.82
4 318.6742 | $23,900.57 | $4,920.00 | $12,249.51 | $11,651.06 @ -$246,262.77
5 318.6742 | $23,900.57 | $4,920.00 | $12,249.51 | $11,651.06 | -S234,611.71
6 318.6742 | $23,900.57 | $4,920.00 | $12,249.51 | $11,651.06 @ -$222,960.65
7 318.6742 | $23,900.57 | $4,920.00 | $12,249.51 | $11,651.06 | -$211,309.59
8 318.6742 | $23,900.57 | $4,920.00 | $12,249.51 | $11,651.06 | -S 199,658.53
9 318.6742 | $23,900.57 | $4,920.00 | $12,249.51 | $11,651.06 | -$ 188,007.47
10 318.6742 | $23,900.57 | $4,920.00 | $12,249.51 | $11,651.06 @ -$176,356.42
11 318.6742 | $23,900.57 | $4,920.00 | $12,249.51 | $11,651.06 | -S 164,705.36
12 318.6742 | $23,900.57 | $4,920.00 | $12,249.51 | $11,651.06 @ -$ 153,054.30
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Econdmicamente el proyecto no es viable ya que es necesaria una inversion

inicial demasiada alta en comparacién con el volumen de aceite incremental.

Caso N° 2. Cambio en la densidad de tiros de cafoneo.

Para la implantacion de este escenario se tuvo en cuenta el costo de
recafioneo del pozo INY-01, el cual es de 44231 USD, este costo incluye
trabajos de workover, movilizacion de los equipos, materiales y personal
encargado de la operacion. Al realizar este cambio se genera un volumen de

solucion inyectada que se describe en la tabla a continuacion.

Tabla 64. Especificaciones del caso 2.

Bbl de Kg de Kg de indice | Bblincrementales Bbl
solucion a polimero polimero de aceite por incrementales
inyectar inyectado/ | inyectado/ sensibilidades/afio | de aceite/mes
(dia) dia afno
2189 151.248 55205.52 0.73 3529.9296 294.1608

De igual manera, el volumen incremental de aceite sera divido en el nUmero de
periodos de estudio (12 periodos). El volumen incremental total de solucién
inyectada es igual a 5640 barriles de solucién por mes, lo que representa un
aumento en los egresos totales del proyecto de 4512 USD mensuales.

En este escenario, la inversion inicial es igual al valor del recafioneo (44231
USD).
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Tabla 65. Evaluacién financiera ante el cambio en la densidad de tiros y

diametro de perforaciones en el cainoneo en 1 afo de produccion.

mes barriles de | ingreso por | egresos egresos flujo de flujo de caja
aceite ventade | barriles de totales caja acumulado
increment | crudo usd solucion mensual
al adicional

0 | -$ 44,231.00
1 294.1608 | $22,062.06 | $4,512.00 | $11,277.70 | $10,784.36 | -$ 33,446.64
2 294.1608 | $22,062.06 | $4,512.00 | $11,277.70 | $10,784.36 | -$22,662.28
3 294.1608 | $22,062.06 | $4,512.00 | $11,277.70 | $10,784.36 | -$11,877.92
4 294.1608 | $22,062.06 | $4,512.00 | $11,277.70 | $10,784.36 | -$1,093.55
5 294.1608 | $22,062.06 | $4,512.00 | $11,277.70 | $10,784.36 | $9,690.81
6 294.1608 | $22,062.06 | $4,512.00 | $11,277.70 | $10,784.36 | $20,475.17
7 294.1608 | $22,062.06 | $4,512.00 | $11,277.70 | $10,784.36 | S 31,259.53
8 294.1608 | $22,062.06 | $4,512.00 | $11,277.70 | $10,784.36 | $42,043.89
9 294.1608 | $22,062.06 | $4,512.00 | $11,277.70 | $10,784.36 | $52,828.25
10 294.1608 | $22,062.06 | $4,512.00 | $11,277.70 | $10,784.36 | $63,612.62
11 294.1608 | $22,062.06 | $4,512.00 | $11,277.70 | $10,784.36 | S 74,396.98
12 294.1608 | $22,062.06 | $4,512.00 | $11,277.70 | $10,784.36 A $85,181.34

Ya que este escenario es positivo porque genera un flujo de caja acumulado

positivo se le realizara la evaluacién financiera del proyecto mediante los

indicadores econdmicos descritos anteriormente.
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Figura 72. Ingresos VS egresos.
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El valor presente neto del proyecto se calcula de acuerdo a la ecuacion 64,

INGRESOS VS EGRESOS

1 2 3 4 5 6 7 8

9 10 11 12 13

Tiempo (meses)

W EGRESOS
W INGRESOS

teniendo en cuenta que la tasa de interés efectivo mensual es de 0.881%.

Tabla 66. Valor presente neto y tasa interna de retorno del proyecto.

MES FLUJO DE CAJA ACUMULADO VALOR PRESENTE
0 -44231 -44231
1 -33446.6384 -33157.0254
2 -22662.2768 -22271.5126
3 -11877.9152 -11572.0281
4 -1093.5536 -1056.16658
5 9690.808 9278.449811
6 20475.1696 19434.17138
7 31259.5312 29413.32135
8 42043.8928 39218.19613
9 52828.2544 48851.06557
10 63612.616 58314.17332
11 74396.9776 67609.73704
12 85181.3392 76739.94872
VALOR PRESENTE NETO 234522.8695
TIR 15%
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La relacion costo-beneficio es en otras palabras cuando se gana por invertir un
dolar en el proyecto.

250307.04 _ 1956 USD . e
—127. 952 12 : cuacion 69.

Ademas, es necesario determinar cuanto tiempo se demora en recuperar la

inversion, para esto se utiliza el indicador Pay Back.

44231
PB =5+

266177 = 5.017 meses Ecuacion 70.

La eficiencia sobre la inversion para este proyecto tiene un valor de 0.51118.

Tabla 67. Indicadores financieros.

Indicadores financieros

VPN (1 afio) (USD) 234522
TIR (%) 15
RCB 1.956
Pay back (meses) 5.017
J (fraccién) 0.51118

Con estos indicadores se puede concluir que la inversidon de capital sera
recuperada a los tres meses y 1 dia de iniciado el proyecto. El valor presente
neto, indicador que senala si un proyecto es atractivo o no, fue positivo con un
valor de 234522 USD. La tasa interna de retorno (TIR) tiene un valor de 15% y
es mayor a la tasa interna de oportunidad (TlO), lo cual indica que las
ganancias son considerables para la realizacion del proyecto. la relacidén costo-
beneficio, si es mayor a cero, concluye que los ingresos son mayores que los

egresos haciendo del proyecto algo rentable para la empresa.
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9. CONCLUSIONES

Aunque en el ajuste del modelo base de inyeccion con respecto a los reportes
del piloto se tuvo un porcentaje de error muy bajo en el caudal en fondo y
presion de fondo, del orden de 0.03% para ambos parametros, existe un alto
grado de incertidumbre debido a la falta de informacion entregada por la
empresa operadora de los pozos y es una aproximacion generada

empiricamente para el desarrollo del estudio.

Al evaluar econdmicamente la propuesta realizada en el caso N.° 2, se
obtendrian ganancias significativas, con una inversion inicial de $ 44231 USD,
lo que generaria un VPN a 1 afio de $ 234522 (USD), que representarian un
TIR de 15 %, un Pay Back de 5.017 meses y una RCB de 1.956, lo que nos

daria a entender que el proyecto es econdmicamente viable.

De acuerdo al modelo presentado se tiene que para el modelo de inyeccidn
optimizado del caso 1 se presenta una relacion de movilidades de 0.865, lo
cual es atractivo para optimizar el proceso, mas sin embargo es importante
tener en cuenta que este modelo no es econdmicamente viable, en base a que
la evaluacién financiera para este caso, ya que no genera los ingresos

necesarios para cubrir la inversion inicial $292867 dolares.

A pesar, de que a los pozos del modelo de produccion se les realizo varias
oportunidades de optimizacibn se observd que la cantidad de aceite
incremental aportada por el yacimiento de 3.947 barriles para el caso 1y para
el caso 2 de 3.268, no es significativo y se descartan las modificaciones

realizadas a los modelos de produccion.
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10. RECOMENDACIONES.

Debido a que no se cuenta con todos los datos propios de campo y que el
simulador SNAP tiene muchas limitantes, se recomienda hacer la simulacion
numeérica del yacimiento para la inyeccion de polimeros teniendo en cuenta las

optimizados hechas a partir del analisis nodal al modelo base en el capitulo 6.

Se recomienda el uso de un simulador mas avanzado que contemple el
modelamiento de fluidos no newtonianos para lograr un mayor ajuste del

modelo de inyeccion planteado.

Se recomienda, que para futuros desarrollos de pilotos de inyeccion de
polimeros en campos que tengan caracteristicas similares a los trabajados en
este proyecto se tenga en cuenta las condiciones planteadas en el caso 1 del

capitulo 6.

Se recomienda la revisién de todas las fuentes bibliograficas consultadas para
realizacion de este proyecto con el fin de determinar la viabilidad de desarrollar
una herramienta software que permita hacer el analisis nodal para este tipo de
fluidos y que ademas, permita observar la interaccién del mismo en el

yacimiento.

Se recomienda, para futuros desarrollos en el campo de otros pilotos de
inyeccion de polimeros se disefien las lineas de flujo de un diametro nominal
de 4 pulgadas en cada uno de los pozos productores y que la presion en el

manifold de recoleccion sea de 75 psia.
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ANEXOS

ANEXO A. ESTADOS MECANICOS DE LOS POZOS EVALUADOS.
POZO DE INYECCION INY - 01

Universidad ESTADO MECANICO POZO INY - 01
FECHA ACTUALIZACION: JULIO 21 DE 2018.

Sarta del Casing
Tipa Timen | Fuecn Tubarin Desca Hasin

iRl | 954 121 | LA0DIEZELENT | SUFERFOE
Prisducacn ™ W | PHIZLBFT | SLFERF-E¥ Y

TUEERIA

-TLENG HANGER T 108" X 3 177

-153 TLEOE 3-1/2° EME. R

-1 PLRJONT 2%

-K-0VER 2% EUEpn x 3 %" EUEkm

ACAMIEA DE CIRCLLACION Cx 25

-13 TUEXS 2 %" ELE, Rl

=10 PP JOINT 2 %" EUE

SON-0FF TOOL 2 %" EU LEFT RELEASE

-5 PACKER HORALLICO PCE-ET X2W

-5 WATER MAKOREL IECTION W "CE T K IW

INTERVALDS CARGREADDS
TOPE | FosaDo TP | DRARETRO | FHASING |}
L 2131 1z 7 0
mmn az1E 1z 7 0
B2 a236 1z 7 S
E25E a27e 12 7 E
B2E2 391 12 7 0
e 3302 12 7 E3
[T55) 2350 1z | 7 ]
maE T 1z 7 0
i 3407 1z 7 0
Al ETET iz 7 3]
BAal 3450 1z | 7 a0
7 [0 12 7 an
= [ooE 12 7 3
563 a53E 12 7 ]
BE10 2620 12 7 Y
B a0 1z 7 0
B0 a7an 1z 7 0

T

Fuente: Instituto colombiano del petréleo y los autores.
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POZO DE PRODUCCION UIS - 01

Universidad ESTADO MECANICO POZO UIS - 01

Industmal de

Santander Julio de 2018

Blih DE PROCUCCION  Zapaio @ 1177

3 BOMEBR S

UFPER 411 ESP 1050 CW 7 CP CT X4
HES MT HTa1 ETG SERE BCPEE]

MIDOLE 400 ESP 106D CW ¢/ CF CT XA
HES WMT HT31 3TG SERE BOPEET

LOWER 200 ESP 1050 CW ¢ CPF CT XA
HES MT HT3 STG SERE BCPEES

WAPRO: 400 3200 CW PK CT HES TAMT
HT 10 5TG SERE BCPEE

SEPARADOR GAS 400 UT - VGS CW N I .
3000 HES 55 HT SERE 170100130 Intake £ 18

BTAKE; 400 WGS CW 000 HES 55

2 FROTECTOR EEF 410 BFBESL HL HT

T ) Famarel Casing L
Ten [iametmiHuesca Tusena sie-Hasty

1 MOTORES ; ESP 463 UT RLOY DOM poide | 959 |10 F PR 117

Z5BIV ! .54 1 158 HP Praductian L Bl [P perl -

SENSOR: IEMTH ET

MLE: ESF 455 BKELR TM 4KV SERE b T T
450%E2 — = TOTI-BI0E |, BOIS-ELEE
B5E-E04E |, BOS0-B0DS
B1A-B113 , E118-B116
B125-B138 | B1ed-B14T
E140-B158 |, B181-B168
E171-B1E6 |, B16T-E100
E20T-B22E | EX30-BISS

I
'
5

TUBERLA EME-EDER | EDES-EDET
' EI)-EIE |, E31E-EIID
-d TUEHG 34" ELE Rl EI24-E320 | EIS-EI34
-1 I W R E135-E345 | B34A-BISE
S TLERG 3 % R ELE EATS-EIED | EADIEADE % ARENAS
- 160 TUBNG 3 " ELE R BiUi-ESiD | ESiA-ESiE I.,.-' CANTAZALLD
-4 TUEING 3 %" R:1 ELE J.55 ES2-E50E | BSIS-BS3D Intaraalas Coioneadas
-ORAN VALVE 1 W ES41-E540 | ESSE-ESED [ETFP}. Mama@0T
i ESE1-ESEE | BRI _
- 1TUEING 3% Rl ELE BB BSEGE Inbaraakis oo eaoas
- CHECK WALVE 3 %' ELE EAEO-BAEE | BATOERE (5TRR)
-1TUEING 3% Rl ELE ESE-EE0T | EAD-ETIS Mosiannizn2011
ETCA-B715 . EV17-BET
ET3E-BT3E | EVe0-BVSE
ET7I-EE06 | EAED-EASD

Zapain de 7@ S2ET R

Profundidad Firal @ 9250 MO 8288 TVD

CCMR0T

Fuente: Instituto colombiano del petréleo y los autores.
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POZO DE PRODUCCION UIS - 02

Uriversicad

Industrial de
Sanander

BHA DE PRODUCCIOR:
7 BOMBAS
UPPER:

ESP 400-5800 / CP CT HES &7
LONG T 21,84 FT

LOWER:

ESP 400-5800  CP CT HES &7
LOKG OO 21,54 FT

SEFERADOH DE GAS!

SERE 4] UTVGE HES 55 SERIAL
AES12F(M214

BTARESEFARADOR G5

SERE 400 WGE5 HES 5E EERIAL
4E514 Als454

2 PFROTECTORES:

SERIE 400 BSHEL HL HT MT, LONG
SN TAIFT

MOTOR:

SERIE 455 100HP [ 2318 § E14,
LONG. I7.40 FT.

SENSOR:
ZENITH ET LOMG 2.8 FT

ESTADO MECANICO POZO UIS - 02,
FECHA ACTUALIZACION: 19 de Julio de 2017.

TUBIERiA

LABERA DE DESCARGA
-SENS0R DE DESCARGA IEMTH
-1 TUB DE 31/2° ELE RIL N-6
-CHECK WALVE 317

-1 JUMT& OE 3 142" ELE Rl N-BJ
-BLEEDER WALVE [E 3 1 ELE
-B11 JTAS 354" N-B] Rl

C5G: 00 3 597
——% P-110 47 LBEFT
KD 435 LBSIFT

P Zopabo o 1300 &

C8G OO 3597
P-11D 28 LESIFT

—  INTAKE & 6461

DESARENADCR

-BLLL PLUG 31 % ELE
—#* | -0 JT5 TBG 1 % ELE J55
DESAREMANDRA MH 2 T/
FACKER & = 3T ELE
-0MER 3 4P 23487 EUE

7T "\'
TPA5-TTEA
TAM-TA10
TA12-Ta14
Ta16-T43
TAAI-TAE2

TaAR-TI0 Espasoras cadficnaados
T55-TOEA aib lak Arenas O,
TAET-TAEA l\_"_-\.- STPP, Fosmsacidn |a
TAT-TITT f PaE Agoste 2006

= Espeagnes cofionsados
gg EE | on las Arenas OF,
fa g - STPP Octubre 2010

EIEA BB

Prafundidsd firad @ 8384 £i

CCWRAT

Fuente: Instituto colombiano del petrdleo y los autores.
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POZO DE PRODUCCION UIS - 03

Universidad ESTADO MECANICO POZO LIS -03
: FECHA ACTUALIZACION: JULIO 19 DE 2018,

HHE& DF FRODUCCION

BOSEAS:
FULE UPFER ESP 4881758 124 ETCR
PLLE LOTVER EER 4881730 114 ETG3

VAFBD XV 48 O CT TA HEE 21

FTGE Zapema @ 1015 f
SEPARADOR: ESF 408 UT- V08 ES
&

Sty el | pmang
Tipo  |Didewwstic| Hooto | Tebsadia
SEFARADDE UFPER: EXF 400 LT-

VEE HES 55 Taparinie | dd | 13 14 |

SEPARADDE LOWER: VGE H3E 35 el T

TG KOT

FROTECTOR UFFER: ESP 408 BEBSL
HL 5% 55 BT " lrallcs 5 TROY

FROTECTOR LOWER, ESF 400
EFBEL HL K55 HT 58

MOTOR UPPER) ESF B 572 [L2NF B9
HF' IS0V OLFEA UT 55 HT

MOTOR LOWER EEF B 371 LIMF 2
HFY [0 OLFEA UT 55 HT

SENSOR) VIEWPDINT ESPHT SERE 6

TUBERiA

ABEEA DE DESCARGA

-5 TUBOE 3-1/2° ELIE. RI

WALVULA CHEGUE 3 ' ELE

-2 TUB0Ss 112° EUE.RI

WALVLLA BLEELER 2 %' ELE

SF-TOOL 2 T Bame 3% Tope (Maxs OD 693787
-6 INSTRALMENT TUBE O0=13"

PUP JOINT 3%

-850 TUBOS 317 EUE RI

Arems {0
[miervales cafimeados,
Mave 2002
(CASING GLTM 4 %"
5 TEP)

Ritaraidar Baker H-1 Brgda plig 7 ——p
@ BS20° (Jun Si2016)

Zapuin Oiing o 773 R8I
Prodasidad Tetal 57 MD2.030° TVINE.514

Fuente: Instituto colombiano del petréleo y los autores.
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POZO DE PRODUCCION UIS - 04

Industrial de

San@Ender

2 BOMBA -

Uppar: ESP 400000 CP CT 56 WT 66
TG

3L-:-nTG r-ESPAM-3000 CP CT %8 MT 110

SEPRRADOR DE GAS:
A0 UTYGS HES 55
INTAKE; 400 UTAVGS HES 55

2 PROTECTORES
40 - BPESL HLHT 55

2 MOTORES:

Upper: ESP B 73 IL200 16R UT MTHT
12500454 - JIHP

Lower: ESP B 376 L0 16R CT MT HT
12500454 - JHF

SEWSOR:
2enih E7 375 ESP

ESTADO MECANICO POZO UIS - 04,

Julio DE 2018
CRG; OO 9 64
— W0 436 LESIFT v
P-110 47 LBSFT
Mo rypag 1w
CSG: 0D T
F-110 28 LESFT
= INT&KE & ES08 H.

TUBERIA = Y¥-TOOL

-2BT JT3 31427 ELIE J.55 Rl

PLP JOINT 1 %" ELE

SV TOOL pare CEG T2 T bame x 3 M ap
- ENTEMSION JORNT. ¥-TOOL

-6.JT5 HMSTRUMENT TUBE 1.4

-%WRE LIME ENTRY GLIDE

CHECK WALVE 274 EUE
-SUBDESCARGA 2 16 x 2 T EUE
OESCARGA Bald an EEP 410 2 3B

Cabspec i SIE2 &

TEE.TETZ

T3T2-T3T8
E(u]-Ex] 0
BI12-B035
B13-B]53
B153-B1T3
BIEZ-BIET
BAoT-B112
E124-B158
E1E4-B1E2

Packsar BP fD 3356 A Ko 2015

A20 4294
3226 424D
a5t 42eh

Colter 3 8781 £

Prafmdided Goal 35474 fi

1. Arema ©, 5TPF, Fermaciom b

TTA.TT 3% _| Par Agoans 006

=

L, Aaena CG STPP.
¢ Agiann AHG

J

-

~ Arema CG
STFP. Agoana 26

Tapann T B
Tapsiide oo erin B 255 &

CCWR0T

Fuente: Instituto colombiano del petréleo y los autores.
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