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RESUMEN

El software de simulacion ASIA 2005 (Advanced System for Injection Analysis), es una herramienta
de simulacion de procesos de inyeccion de agua que utiliza el método CGM (Craig-Geffen-Morse)
para realizar calculos de prediccién y ajuste sobre campos sometidos a inyeccion de agua. Debido
a limitaciones tedricas de este método analitico de prediccidén, es necesario dotar de otras
herramientas analiticas al software de simulacién para una mayor aplicabilidad en campos sobre
los cuales se aplique este método de recobro secundario.

Los métodos analiticos Dykstra-Parsons y Stiles se programaron al software de simulacion ASIA
encaminados a realizar procedimientos de ajuste histérico, oficiando Casabe Bloque Il como
campo base para esta investigaciéon. Los nuevos métodos analiticos disponibles en ASIA también
pueden ser usados en predicciones.

Una saturacién de gas inicial (Sq) antes de iniciar un proyecto de inyeccion de agua afecta la
produccion de aceite y por lo tanto el factor de recobro; mediante el software de simulacién ASIA,
se observé de manera cuantitativa como se afecta la saturacion de aceite y la produccién de
petréleo al encontrar una saturacién de gas al iniciar la inyeccion de agua.

La conectividad hidraulica permite conocer la continuidad del medio poroso y qué tan favorables
son las condiciones para que exista flujo de fluidos en el medio poroso entre dos pozos; mediante
una técnica estadistica llamada Coeficiente de Correlaciéon que usa datos de inyeccion vy
produccioén se determind la conectividad entre los pozos de algunos pozos del campo Casabe y se
validé mediante otra técnica denominada Conectividad Hidraulica Entre Pozos (CHEP) la cual usa
datos petrofisicos de los pozos interconectados y de las formaciones comunes entre ellos.

_Proyecto de Investigacion
Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas. Escuela de Ingenieria de Petroleos; M.Sc. Samuel
Mufoz Navarro.
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ABSTRACT

ASIA 2005 (Advanced System for Injection Analysis) is a waterflooding processes software, which
uses the CGM (Craig-Geffen-Morse) analytical method for history matching and forecasts analysis
over waterflooding field projects. Due to theoric limitations of the CGM method, it become
necessary to supply ASIA 2005 with new analytical tools making bigger the software applicability in
fields with secondary recovery projects.

The Dykstra-Parsons and Stiles analytical methods was programmed to the software ASIA in order
to make history matching procedures, where Casabe Bloque Il field was the basic field for this
research. The new ASIA analytical methods are also able to make forecasts analysis.

An initial gas saturation (Sg;) before starting a waterflooding project, directly affect the oil production
and, in consequence, the recovery factor. Through the ASIA was quantitatively observed how the oil
saturation and production is affected when initial gas saturation is present in waterflooding projects.

The hydraulic connectivity allows to have an idea of porous media continuity and how favorable are
the conditions which fluid flow exists between two wells, through a statistic technique named
Coeficiente de Correlacién, that uses injection and production data, was determined connectivity of
some wells from Casabe Bloque Ill field and validates through another technique named
Conectividad Hidraulica Entre Pozos (CHEP), which uses petrophysical data from interconnected
wells and sands.

_Under Graduate Project
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INTRODUCCION

Los yacimientos de hidrocarburos presentan grandes variaciones en sus
propiedades petrofisicas a causa de las diferencias en los medios ambientes
sedimentarios y de los eventos posteriores, dada particularidad representa un reto
de caracterizacion de los mismos, si se tiene en cuenta que al realizar una
simulacion de yacimientos, esta caracterizacion constituye un factor critico en
cuanto al proceso de simulacion de yacimientos y lo que a técnicas de recobro se

refiere.

El éxito de la implementacion de técnicas de recobro en proyectos a gran escala
ha alcanzado dependencia fundamental en la simulacion de estas técnicas, debido
a que permite hacer estimativos de todos los aspectos econémicos del proyecto
de recobro a implementar; una buena simulacion depende de la correcta
conformacién de los modelos estatico y dinamico para que de esta manera se
pueda reflejar con gran exactitud los parametros de operaciéon del proceso sobre
los cuales debe llevarse a cabo el proyecto de inyeccion y asi obtener la mejor

rentabilidad.

El Instituto Colombiano del Petréleo desarrollo un software de simulacién llamado
ASIA (Advanced System for Injection Analysis), el cual utiliza el método analitico
CGM Craig-Geffen-Morse para hacer ajuste histérico y predicciones, limitando al
software a las propias consideraciones teoricas a las cuales se ajusta al método
analitico. Una de estas limitaciones es la poca aplicabilidad a yacimientos
heterogéneos, por lo cual surgid la necesidad de implementar nuevas técnicas

analiticas al software ASIA 2005, como son los métodos Dykstra-Parsons y Stiles



De igual modo, fue necesario estudiar otros aspectos encontrados al iniciar un
proyecto de inyeccion de agua como es el estudio del efecto que representa
encontrar una saturacion de gas inicial en yacimiento; para lo cual se emplearon
las ecuaciones de balance de materia, debido a que proporcionan herramientas
fundamentales para la interpretaciéon y analisis analitico de fendmenos que
ocurren en los yacimientos de petrdleo. La existencia de una saturacion de gas
inicial al comienzo de un proceso de inyeccion de agua es bastante comun en los
yacimientos, afecta directamente el recobro de aceite y por lo tanto afectara la

economia del proyecto de inyeccion de agua.

Otra caracteristica encontrada en procesos de inyeccidn de agua es conectividad
hidraulica, que tedricamente representa la continuidad de las arenas
interconectadas entre dos pozos para las cuales pueda existir flujo de fluidos entre
ellos, es un concepto en relativo desarrollo y sobre el cual se pueden realizar
innumerables estudios; como los analisis que se presentan de este concepto bajo
dos diferentes técnicas; una técnica estadistica propuesta (Coeficiente de
Correlacién) y una establecida como la es Conectividad Hidraulica Entre Pozos
(CHEP).

Los estudios presentes en este trabajo fueron desarrollados sobre informacion del
campo Casabe Bloque Ill, de especial interés para el Instituto Colombiano del
Petroleo debido al creciente desarrollo de proyectos sobre campos maduros en

Colombia y en el mundo.



1. YACIMIENTOS HETEROGENEOS

1.1. Introduccién

Para estudios tedricos, se considera un yacimiento de hidrocarburo como un
sistema poroso homogéneo de un solo estrato. Sin embargo en la naturaleza se
encuentran yacimientos que estan muy lejos de ser homogéneos tanto en el
sentido horizontal, como en el vertical; esto debido a los cambios en el medio
ambiente en donde se ha llevado a cabo el proceso depositacion de los
sedimentos para una posterior compactacion, dolomitizacion y cementacion,
dando como resultado un vyacimiento con propiedades como porosidad,
permeabilidad, mojabilidad etc., no uniformes, esto es a lo que se le llama

heterogeneidad del yacimiento.

La heterogeneidad del yacimiento es uno de los factores que mas influyen en el
buen desempefo de un proyecto de inyeccién de agua, que se ve reflejado en la
eficiencia con que el agua desplazara el aceite, asi mismo este es el efecto mas
dificil de evaluar; para ello se debe determinar y cuantificar las variaciones de la

permeabilidad tanto arealmente como verticalmente.

Cuando existe variacion vertical de la permeabilidad, se considera que el
yacimiento esta formado por estratos de distinta permeabilidad, lo que causa que
los fluidos que se mueven a través de ellos lo hagan a distintas velocidades, de
esta manera al querer analizar el posible comportamiento de un proceso de

inyeccion de agua que se quiere implementar en el yacimiento, es necesario



emplear métodos analiticos que tengan en cuenta la heterogeneidad del

yacimiento y de esta manera poder realizar prondsticos confiables del proceso.

1.2. Variacion areal de la permeabilidad®.

Los cambios areales de la permeabilidad afectan la distribucion de la presion y la
velocidad de los fluidos a lo largo del medio de flujo, y de esta manera se afecta el
barrido areal. Estas variaciones areales de la permeabilidad tienden afectar en
menos grado los resultados de un proceso de inyeccidn que las variaciones
verticales de la permeabilidad; ya que generalmente manejamos areniscas, las
cuales muestran una alta continuidad lateral sobre un area relativamente grande.
Esto no implica que las variaciones areales de la permeabilidad no sean
importantes, por el contrario, cambios en el medio ambiente 0 en proceso de
depositacion, compactacion, procesos tectdnicos (los cuales pueden causar
fracturas), o el proceso de cementacion pueden causar grandes areas en donde
varié la permeabilidad del yacimiento, lo cual influird en la seleccién del patréon de
inyeccion y en la prediccion del desempenfo del proceso. El problema mas severo
lo implica las fracturas y la permeabilidad direccional, que en las rocas
carbonatadas son particularmente dificiles de describir, ya que mucho del
desarrollo de la permeabilidad ocurre después de la depositacion debido a la
solucion, dolomitizacion, recristalizacion etc; esto influirda en la obtencion de

resultados confiables de la prediccidn del proceso de inyeccion de agua.

Los métodos que se emplean para detectar y cuantificar la variacion areal de la

permeabilidad son:

e Estudios detallados de litologia.



e Pruebas de transientes de presion, para obtener una medida de: la
distancia a una falla o otra barrera impermeable, las variaciones laterales
de permeabilidad y la presencia, direccién y magnitud de los sistemas de

fracturas naturales.

e Comportamiento de la produccion e inyeccion.

e Mapeo de datos de corazén, de registros y de pruebas de pozo.

El efecto de la variacion areal de la permeabilidad en el desempeio de un proceso
de inyeccidn de agua, se puede explicar al determinar este efecto en la eficiencia

de barrido areal. Hay varias posibilidades para realizar este estudio como son:

= Simulacion numérica: probablemente es la mejor aproximacion, pero los

resultados dependen de la calidad y cantidad de los datos de entrada.

» Analogias: basado en el comportamiento de yacimientos con similares

caracteristicas, para de esta manera extrapolar el desempefio.

1.3. Variacioén vertical de la permeabilidad®

Se ha encontrado yacimientos que presentan muchas capas diferentes en la
seccion vertical, exhibiendo un alto contraste de propiedades, esta estratificacion
puede ser resultado de muchos factores como, los cambios en el medio ambiente,

cambios en el origen de depositacidn, etc.

La inyeccién de agua en un sistema estratificado, preferiblemente entrara en las
capas de alta permeabilidad y se movera con alta velocidad, como consecuencia

de ello habra rompimiento del agua en estas zonas y una fraccion significativa de



la zona, con baja permeabilidad quedara sin ser barrida por el agua, es decir una
gran porcion del yacimiento que contiene aceite quedara sin ser tocada por el
agua, por lo tanto es muy importante detectar la estratificacion y cuantificar su

efecto para si poder determinar el final del proceso de recobro.

1.3.1. Deteccién de la estratificacion®. Dentro de areas pequefias por ejemplo
en cada pozo, los registros y datos de corazén dan una buena descripcion de la
variacion vertical en cuanto propiedades, informacién adicional es obtenida de
pruebas de trasiente de presion, registros de produccién y del comportamiento de

los pozos productores e inyectores.

Si un estrato en particular se presenta en varios pozos, nosotros podemos estimar
que esto es semejante entre los pozos, si por el contrario el pozo no puede ser
rastreado de pozo a pozo, podemos tener una idea que esto no es semejante

entre pozos y la prediccion del comportamiento llegara a ser muy dificil.

Algunos autores®® han propuesto examinar los afloramientos de la formacion para
obtener informacion sobre el grado de estratificacion, la extension lateral de las
fracturas de las lutitas y la continuidad de las zonas de permeabilidad especifica.
Indudablemente, este es un medio excelente para que el ingeniero visualice
realmente el tipo de formacion que esta barriendo, Sin embargo, es dudosa su
utilidad cuantitativa. Nunca puede estarse seguro de que el medio sedimentario y
la variacidn posterior de la porosidad del yacimiento propiamente dicho, se hayan

duplicado en la parte del afloramiento.

Los métodos para cuantificar la variacion de la permeabilidad vertical asumen que
cada estrato exhibe continuidad areal sobre la porcion del yacimiento que sera
estudiada, esto puede envolver el yacimiento entero o simplemente los pozos

dentro de un solo patrén de inyeccion.



1.3.2. Cuantificacion de la estratificacion. Existen varias técnicas para
cuantificar el efecto de la estratificacion de la permeabilidad en el comportamiento
de la inyeccidon y produccién en un sistema de inyeccion de agua, algunas de

estas técnicas son:

1.3.2.1. Valor Unico de permeabilidad. Warren y Price* demostraron
experimentalmente que el comportamiento mas probable de un sistema
heterogéneo, se acerca al de un sistema uniforme con una permeabilidad igual a

la media geométrica. La media geométrica es:

K =1/Ky xK, xKg xKy x.. XK (1)

También puede demostrarse analiticamente que la media de una distribucion
logaritmica normal es la media geométrica. La media geométrica es el unico valor
de permeabilidad recomendado para caracterizar una formacion.

1.3.2.2. Variacién de la permeabilidad. Law®

demostré que las
permeabilidades de la roca tienen generalmente una distribucion logaritmica
normal. Esto quiere decir que al graficar el numero de muestras de cualquier
gama de permeabilidades contra los valores del logaritmo de la permeabilidad se
obtendra la conocida curva en forma de campana, como se puede observar en la

figura 1.



Figura 1. Distribucion de las Permeabilidades
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Fuente: Statistical approach to the interstitial heterogeneity.

Luego con el objeto de medir el efecto de la estratificacion de la permeabilidad
sobre las predicciones de la inyeccion de agua, Dykstra y Parsons usaron la
distribucion logaritmica normal de la permeabilidad de la roca del yacimiento,
comunmente hallada. Su término “Coeficiente de Variacion de la Permeabilidad”

se abrevia frecuentemente en el término “variacién de la Permeabilidad.”.

Estadisticamente, el coeficiente de variacion (V) se define de la siguiente forma:

(2)

x| a

Donde:



o = desviacion estandar.

X = valor medio de X

En la distribucién normal, el valor de ¢ es tal que el 15.9% de las muestras tienen

valores de X inferiores a (X —o)y, el 84.1% de las muestras tienen valores de X

inferiores a (X + o).

Dykstra y Parsons® propusieron que los valores de la permeabilidad tomados de
los analisis de nucleos deben disponerse en orden descendente. Se calcula el
porcentaje del numero total de valores de permeabilidad que excedan cada
renglon de la tabulacién, a continuacidn estos valores se grafican en papel
logaritmico de probabilidades figura 2. Se traza la mejor linea recta a través de los

puntos, dando mayor validez a los puntos centrales que a los distantes.

Figura 2. Distribucion logaritmica normal de la permeabilidad
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Fuente: Recobro Secundario Desplazamiento con Agua. GOMEZ P. Luis Gonzalo, 1989.



De esta forma, la variacion de la permeabilidad es:

v= Kt 3)

Donde:
K= permeabilidad media, que es igual al valor de la permeabilidad con 50% de
probabilidades.

Ko = permeabilidad con 84.1% de la muestra acumulativa.

En el sentido estadistico la ecuacion 3 se transformar en la siguiente ecuacion:

_ logKsg9, -10gK0O g4 19,
logKgs 19,

(4)

Sin embargo, Dykstra — Parsons propusieron una forma aproximada:

_ Koo -Ksao

V= K (5)
50%

Los valores de la variacién de la permeabilidad van desde cero hasta uno,

teniendo un sistema completamente uniforme un valor de cero.

1.3.2.3. Coeficiente de Lorenz. Otro método que expresa la variacion de la
permeabilidad vertical utilizando la distribucion de la capacidad de Stiles, es una
curva que relaciona la fraccién de la capacidad acumulada (C) con la fraccion del
espesor acumulado (H’); fue presentada en 1950 por Schmalz y Rahme’. Ellos
observaron que el area entre la curva de distribucidén de capacidad y la

diagonal, es una medida de la heterogeneidad del yacimiento, esto se muestra
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en la figura 3. Con lo cual se defini6 el coeficiente de heterogeneidad de Lorenz

como:

Coef. de Loren _area ABCA
o8t C8 HOTeNZ = 4 rea ADCA ©)

Figura 3. Distribucion de la capacidad de flujo, yacimiento hipotético
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Fuente: BARON, J. R. ; HERRERA, H.

Y de esta manera se puede cuantificar el grado de heterogeneidad de un
yacimiento, de acuerdo con esto, un yacimiento completamente homogéneo
tendra un CL de 0 y un valor de 1 para el maximo grado de heterogeneidad. Los
valores de CL comprendidos entre estos dos valores, indican el grado de

heterogeneidad o de homogeneidad de cada yacimiento en particular.
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El método presenta una limitacién al no ser el coeficiente de Lorenz unico al
llevarlo a la practica, ya que varias distribuciones diferentes de permeabilidad

pueden presentar el mismo valor de coeficiente.

1.4. Eficiencia de Barrido Vertical®

Como consecuencia de la falta de uniformidad de las permeabilidades en la
dimension vertical, todo fluido inyectado se movera en un frente irregular. En las
partes mas permeables del yacimiento, el agua inyectada se movera rapidamente
y en las partes menos permeables, su movimiento sera mas lento. Una medida de
la uniformidad de la invasién de agua es la eficiencia de desplazamiento vertical

(E)); también se le denomina la eficiencia de invasién.

Esta definida como el area de la seccion transversal con la que hace contacto el
fluido inyectado, dividida entre el area de la seccion transversal, incluidas todas las
capas que quedan detras del frente del fluido inyectado. La eficiencia de
desplazamiento vertical es una medida del efecto bidimensional (en la seccion

transversal vertical) de la falta de uniformidad del yacimiento.

Esta eficiencia estd esquematizada en la figura 4. Se puede ver en el corte
seccional de la figura diferentes capas con diferentes permeabilidades.
Suponiendo que se inyecta a la misma presion en todas las capas y que en la
capa de 105 md el agua barre toda la capa un afio, en la capa de 50 md el agua

barreria la capa en poco mas de dos anos.
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Figura 4. Eficiencias de recobro por inyeccion de agua
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Fuente: Integrated Waterflood Asset Management. THAKUR Ganesh y SATTER Abdus. 1998.

Hay varios factores que afectan la eficiencia de barrido vertical, tales como la
variacion vertical de permeabilidades horizontales, la diferencia de gravedad, la
saturacién inicial de gas, la presion capilar, la relacion de movilidad, el flujo
cruzado y las tasas de inyeccion. La relacion de movilidad, la variacion vertical de
permeabilidades horizontales y las tasas de inyeccion, son las variables que mas
afectan la eficiencia de barrido vertical. La eficiencia de barrido vertical es muy

dificil de determinar, debido a que no se tiene un numero limitado de puntos de
control en el yacimiento.
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1.5. Métodos de prediccién de inyeccién de agua®

Un método de prediccion de inyeccion de agua es la aplicacién de un conjunto de
ecuaciones que simulan el comportamiento de un yacimiento sometido a inyeccion

de agua.

Las técnicas de calculo varian desde la mas simple, que solo da una estimacién
de la recuperacion total de aceite, hasta la mas complicada que predice el
comportamiento detallado de un proyecto de inyeccion de agua, es decir la
recuperacion total a ser obtenida, tasas de produccion de petroleo antes vy
después de la ruptura y tasas de inyeccidn y produccion de agua antes y después

de la ruptura.

Para usar un método de prediccidén, es necesario especificar las propiedades de
flujo del agua y del aceite, las saturaciones iniciales de los fluidos, una descripcion
detallada del yacimiento y su variacion de permeabilidad tanto lateral como
vertical. Parte de la informacion se obtiene por medida directa, otra parte por

analogias y el resto por tanteos.

1.5.1. Variables a considerar en un método de prediccién de inyeccion de
agua. Los métodos de prediccidon existentes hasta el momento buscan simular la
influencia de una o mas variables, las cuales se conoce afectan el comportamiento
de un yacimiento sometido a inyeccion de agua, estas variables que deben estar
contenidas en un método de prediccion para que se considere completo se

presentan a continuacion.
1.5.1.1. Distribucién de la permeabilidad. La variacion vertical de la

permeabilidad se debe principalmente al grado de estratificaciéon vertical que

existe en el yacimiento y es el efecto mas importante que se debe tener en cuenta.
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1.5.1.2. Tasa de inyeccion o inyectividad. A través de ésta, puede ser conocido
el tiempo que ha transcurrido a medida que ocurre la produccion. La tasa de
inyeccion generalmente esta controlada por limitaciones econdémicas vy fisicas del

equipo de inyeccién y del yacimiento.

1.5.1.3. Eficiencia de barrido areal. Es la fraccion de area horizontal del
yacimiento que es invadida por el fluido desplazante. Esta depende
principalmente de las propiedades relativas del flujo de aceite y agua y del patrén

de inundacion usado en el yacimiento.

1.5.1.4. Razén de movilidad. Es la principal variable, ya que provee una medida
de la facilidad con la cual el agua inyectada puede desplazar el petréleo. Entre

menor sea este valor, mas efectivo sera el proceso de inyeccion de agua.

1.5.1.5. Mecanismo de desplazamiento. Esta variable actua para forzar al

petroleo a salir, hacia los pozos productores adelante del frente de invasion.

1.5.2. Efectos considerados en un método de prediccién completo®. Un

método de prediccion perfecto considera los siguientes efectos:

» Efecto del flujo de fluidos: Los efectos del flujo de fluidos incluyen la
influencia de las diferentes caracteristicas de permeabilidad relativa agua — aceite,
segun difieren de un yacimiento a otro como resultado de la mojabilidad, la
distribucion de las dimensiones de los poros y las saturaciones congénita. Se
incluiria un frente de invasion (es decir, de una zona en la aumenta abruptamente
la saturacion de agua), asi como la consideracion de cualquier aceite fluyente
detras del frente de invasion y el cambio resultante en la conductividad del fluido a

medida que avanza la invasion. También se tomaria en cuenta en el método
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perfecto de prediccién la posible presencia de una saturacién inicial de gas,

formada por el agotamiento del empuje de gas disuelto.

> Efecto del patrén de inyeccion: Los efectos del arreglo de los pozos
considerados por el método perfecto de prediccion, serian el de la relacion de
movilidad sobre la eficiencia areal de barrido a la surgencia del agua y también
sobre el incremento del area barrida posteriormente a la surgencia, con una
inyeccion continuada de agua. El método perfecto de prediccidn no se limitaria a
unos cuantos modelos o0 a ciertos arreglos de pozos de inyeccién y produccion,
sino que también podria predecir el comportamiento de las inyecciones periféricas

y de las inyecciones en pozos localizados irregularmente.

» Efectos de heterogeneidad: Los efectos de heterogeneidad previstos por el
método perfecto, incluirian las variaciones areales y verticales de la permeabilidad.
También se incluirian consideraciones del flujo cruzado entre segmentos
adyacentes de diferente permeabilidad y también la existencia de alguna discreta
y aislante barrera al flujo. Desde luego, este método de prediccidén consideraria la
influencia de los efectos de la viscosidad, la capilaridad y la gravedad sobre el

movimiento de los fluidos.

Un método de prediccion con las caracteristicas descritas anteriormente producira
una concordancia entre el comportamiento predicho y el real, pero requeriria
también informacion detallada de la estructura del yacimiento, probablemente mas

de la que actualmente tenemos en cualquier yacimiento.

1.5.3. Clasificaciéon de los métodos de predicciéon de inyeccién de agua’
Los métodos de prediccién se clasifican segun el fenbmeno que ellos intenten
simular. La clasificacion resultante es mostrada en la tabla 1, donde los métodos

basicos son listados junto con sus modificaciones.

16



Los métodos que seran tratados son considerados los de mayor aplicabilidad, por

su habilidad para predecir el comportamiento de la inundacion con agua.

Tabla 1. Clasificacion de los métodos de prediccion

METODO BASICO MODIFICACION

I. METODOS APLICADOS A HETEROGENEIDAD DE LA FORMACION E
INYECTIVIDAD

1. Dykstra - Parsons (1948) Jonson (1956)
Felsenthal - Cobb - Heuer (1962)
2. Stiles (1948) Schmalz - Rahme (1950)

Arps (1956)

Ache (1957)

Slider (1961)

Jonson (1964)
3. Suder - Calhoun (1949) Muskat (1950)

Il. METODOS APLICADOS A LA EFICIENCIA DE BARRIDO AREAL
1. Muskat (1946)
2. Hurst (1953)
3. Atlantic - Richfield (1952 - 1959)
4. Aronofsky (1952 - 1956)
5. Deppe - Hauber (1961 - 1964)

lll. METODOS RELACIONADOS CON EL PROCESO DE DESPLAZAMIENTO

1. Buckley - Leverett (1942) Welge (1952)

Craig - Geffen - Morse (1953)
Roberts (1959)

Higgins - Leighton (1960)

IV. METODOS COMBINADOS

1. Mecanismo de Desplazamiento — Variacién de la permeabilidad
Roberts (1959)

2. Mecanismo de Desplazamiento — Barrido Areal
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Craig - Geffen - Morse (1952)
Higgins - Leighton (1960)

3. Desplazamiento - Barrido areal y Heterogeneidad de la formacién
Wasson - Schrider (1968)

4. Barrido areal — Inyectividad

Prats y otros

V. METODOS TEORICOS

1. Douglas - Blair - Wagner (1957)
2. Hiatt (1958)

3. Douglas — Peaceman - Rachford (1959)
4. Naar - Henderson (1961)

5. Warren - Cosgrove (1963)

6. Morel — Seytoux (1964)

VI. METODOS EMPIRICOS

1. Guthrie - Greenberger (1955)
2. Schauer (1957)

3. Guerrero - Earlougher (1958)
4. Khan (1968)

Fuente: GOMEZ, M.P. Y NARANJO, C.E.: Sistematizacion de los matematicos usados en lo

métodos de prediccion del comportamiento de la inyeccion de agua.

1.6. Método de Craig —Geffen —Morse™

El método de Craig-Geffen-Morse es una técnica de prediccion en estado estable.
Combina efectos de eficiencia de barrido, mecanismos de desplazamiento,
estratificacién e inyectividad variable para la predicciéon del funcionamiento de la
inyeccion de agua en patrones de cinco puntos. El método es valido con o sin
capa inicial de gas. El método asume 100% de eficiencia de barrido vertical en

cada estrato del yacimiento.

18



El método de CGM utiliza cuatro etapas las cuales son descritas a continuacion:

Etapa 1: Esta etapa comprende desde el inicio de la inyeccién hasta el encuentro
de los bancos de aceite que son formados alrededor de los pozos inyectores
(Fig.5). Al encuentro de los bancos de aceite se le llama interferencia. La etapa 1
ocurre cuando hay capa de gas inicial al inicio de la inyeccién. La produccion de
petréleo durante este periodo de tiempo es primaria, ya que no existe produccion

secundaria en esta parte de la inyeccion.

Figura 5. Etapa 1, Método de CGM
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Fuente: BARON, J. R. ; HERRERA, H.

Etapa 2: Este periodo se extiende desde la interferencia hasta fillup (Fig. 6). El
fillup es el momento en el cual el volumen de gas libre es desplazado por el agua
inyectada, entonces, la saturacion de gas se hace cero. Unicamente hay

produccion primaria de aceite en esta etapa.
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Figura 6. Etapa 2, Método de CGM

Fuente: BARON, J. R. ; HERRERA, H.

Etapa 3: Este periodo se desarrolla desde el fillup hasta la irrupcién del frente de
agua en los pozos productores o breakthrough (Fig. 7), La produccion, en esta
etapa, es la combinacion de la produccidn secundaria por inyeccion y la
continuacion de la produccion primaria. La produccién de agua inicia al final de

esta etapa.

Figura 7. Etapa 3, Método de CGM

Fuente: BARON, J. R. ; HERRERA, H.
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Etapa 4: Esta etapa se extiende desde el breakthrough hasta él limite econdémico.
(Fig. 8)

Figura 8. Etapa 4, Método de CGM

Fuente: BARON, J. R. ; HERRERA, H.

1.7. Método de Dykstra — Parsons™*

El método de Dykstra — Parsons, aplicado a formaciones estratificadas, es uno de
los métodos mas conocidos y utilizados en la prediccion del comportamiento de
yacimientos sometidos a inyeccion de agua. Se basa en correlaciones entre el
recobro por inyeccion de agua, asi como en las relaciones de movilidad y en el
factor de variacién de permeabilidad.

Las suposiciones que considera son las siguientes“:

¢ Es un modelo tipo pastel con capas.

¢ Elflujo es lineal y en estado estable.
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¢ El yacimiento se subdivide en n capas aisladas, de igual espesor.

¢ Cada capa tiene una permeabilidad que se considera constante en el plano

horizontal.

¢ No hay flujo vertical o cruzado entre los estratos.

¢ El desplazamiento es tipo pistdn sin fuga.

¢ Los fluidos son incompresibles.

¢ A través de cada capa se produce se produce la misma caida de presion.

¢ La tasa total de inyeccién es tomada constante, durante la vida de la

inundacion.

¢ Si existe saturacion inicial de gas, habra un periodo de llenado en todas las

capas, antes de la respuesta de la inyeccion.

¢ Las permeabilidades relativas al agua y al petréleo se consideran iguales para
todas las capas y, por lo tanto, todas ellas sufrirdan la misma variacion en la

saturacion de aceite, como consecuencia del proceso de desplazamiento.

1.7.1. Consideraciones Tedricas®. Tedricamente se obtiene la eficiencia vertical
y la relacion agua — petréleo resultante durante la inyeccion de agua en una

formacion estratificada donde se cumple las anteriores suposiciones.
1.7.1.1. Eficiencia Vertical. Se tiene una formacién de longitud L y seccién

transversal A, formada por dos capas de espesor hy y hy con permeabilidades

absolutas Ky y Ky y porosidades @1y ®,. En el instante mostrado en la figura 1, el
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frente en la capa 1 ha avanzado la distancia X1 y en la capa 2 hasta la distancia

Xz, desde el punto de entrada.

Figura 9. Posicion de los frentes de invasion durante un proceso de inyeccion.

9,

9

Fuente: BARON, J.R.; HERRERA, H.

Por las suposiciones hechas anteriormente tenemos lo siguiente:

APt = APWI + APOI = APW2 + APO2 (7)
Y

0, =Qw1 =001

q2 =qw1=qol (8)

A4= area transversal constante

Para la capa 1 se puede escribir entonces que:
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AP, | — Qw1 X Hw % X1
wi CxKwi xAq

(9)

AP, = GW2 xpo (L - X1)
CxKg xAq

Usando las ecuaciones 7 y 8 y recordando que:
Kwi =K1 xKpwin  Koj =K xKpo; (10)

Se puede obtener la ecuacion:

AP = G XFw XX 1<l - X)) ()
CXKlKrW ><A1 CXKIKFO XAI

Teniendo en cuenta lo siguiente:

La ecuaciéon 11 se convierte en:

AP — q xX n Chx(l—_xl)
t CxK, xA,, xA, CxK| xA, xA,

(13)

La relacion q1/A¢ nos determina la velocidad aparente de los fluidos en el medio
poroso Yy, por lo tanto, la velocidad de los frentes en los diferentes estratos.

Despejando esta relacion de la ecuacion 13 se tiene:
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C xK, x AP,
Xy L=X, (14)
XW1 7‘01

:V1:

A
A1

Por un analisis similar se puede escribir para la capa numero 2:

q—z—V _ CxK, x AP,
A, 2 X, +L—X2 (15)
M2 Aoz

Para calcular la velocidad verdadera o microscopica del frente, en lugar de dividir
a q por el area total, se debe dividir por el area neta AA a través de la cual avanza
efectivamente el agua de invasion o sea, el area dejada libre por el petréleo
desplazado, al reducir su saturacion en un ASp = ASy. El valor de AA se puede

calcular entonces como:
AA = (A9)AS,, (16)
De manera que, usando este valor en las ecuaciones 14 y 15 se puede escribir:

Q, _ dx1 _ CXK1XAPt % 1
AGAS, ~ dt ~ X, L-X, ¢S,

(17)

7\'W1 7\'01
dX, CxK, xAP, y 1 18
dt X, +L—X2 $,AS,, (18)
7\‘W2 7\‘02

Dividiendo la ecuacién 17 por la ecuacion 18 se llega a:
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X, L-X
dX1 — w1 }\’01 X(I)ZASWZ (19)
dX2 K2 (I)1ASW1

%, L-X,

}\'WZ 7\‘02

Recordando que My, es la razon de movilidades, y que la movilidad del fluido
desplazante es igual en la capa 1y 2 lo mismo ocurre con el fluido desplazado, se

tiene lo siguiente:

}\‘w1 = 7\‘w2 7\‘01 = 7\‘02
(20)
}Lo1 7”02

Ademas, el suponer iguales las permeabilidades relativas a los dos fluidos en las
dos capas, debe suponerse también, que los cambios de saturacién son también

iguales, por lo tanto:

(I)ZASWZ — 1

= 21
¢1ASW1 ( )

Sustituyendo las igualdades de las ecuaciones 20 y 21 en la ecuacion 19 y

simplificando, se obtiene:

Ky
dX; Xy +My ol -X;)
dX, K> (22)

Xy + My o(L=X3)

Separando variables en la ecuacién anterior, resulta la igualdad:
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(Xl +My oL -X1))f<2dX1 = (Xz +My oL -X2))<1dX2 (23)

Si la ecuacién anterior se integra, entre limites, para el momento en que se

produce la ruptura en el primer estrato, o sea, cuando X; = L se tiene:

L X
K2JX1+MW,O(L-X1)dX1K15X2+MW,O(L—X2)1X2 (24)

Efectuada la integracion, sustituidos los limites respectivos y simplificando:

1 1

EK2L2(1-MW,O)=EK1(‘I-MW )X?2 + LMX , (25)

,0

Reagrupando términos e igualando a cero:

2
X X K
( —Mw,o>[L2] +2MW,0(L2J—KT<1+MW,O)=0 (26)

Una inspeccion de la ecuacion anterior nos indica que es una ecuacion de

segundo grado cuya variable es X/L, resolviéndola para esta variable se tiene:

1

2(1-M,,,) (27)

—2M,,, + Jm\/lwp2 +4}22(1—MW,02)
X, =

El signo * de la ecuacion 27 indicaria para el frente del segundo estrato, dos
posiciones diferentes simultaneamente, lo cual es imposible. Si se analiza la
ecuaciéon vemos que es una ecuacion general que ha de ser valida también

cuando el estrato 2 tenga idénticas propiedades petrofisicas que el estrato 1,

27



incluida su permeabilidad absoluta y, en ese caso al producirse la ruptura en el
primer estrato la relacién X,/L sera idénticamente igual a 1 esto solamente es

posible si el radical tiene el signo positivo y la ecuacion 27 queda finalmente:

_Mwo+ Mw02+&(1_Mw02)
X, " ° K, '
L (1-M,,,) (28)

Se puede generalizar también, para el caso de una formaciéon que esté formada

por n estratos y se haya producido la ruptura en el primer estrato. En este caso:

Ki
XI Mw,o +\/Mw,02 +K1(1'Mw,02)
(29)

L (1-M,0)

Igualmente, y por un procedimiento similar se puede demostrar que, al producirse
la ruptura en el segundo estrato, la posicion de los otros frentes se pueden

expresar en funcion del segundo estrato asi:

J (30)

_Mwo —f_\/Mwo2 +ﬁ(1_Mw02)
X, | ° K, |
T_ (1_Mw,o)

Si hay n estratos y se ha producido la ruptura en m ellos, la posicién de los frentes
en los estratos restantes, del m+1 hasta n, se pueden determinar en funcién de

aquel mediante la ecuacion:
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. M, , + \/ K/ '(1 M, 2)

L (1-M, (31)

Por la definicion de intrusion fraccional, al producirse la ruptura en el primer

estrato, se tendra:

_ th +X2h2
'~ Lh; +Lh, (32)

Cuando la formacién se encuentra dividida en espesores diferentes la ecuacion

32, se reduce a:

h1+£
_Lhy+X,h, " Lh,
' L(h,+h,)  h,+h, (33)

Si en lugar de dos, hay tres estratos y hi=hy=hs, al producirse la ruptura en el

primer estrato se tendra:

ny KXo Xa

B Lh, Lh,

' h,+h,+h, (34)
En general, si existen n estratos y hy=h,...... =h,, al producirse la irrupcidn en el

primer estrato se tendra:

i~ h (35)
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Al producirse la ruptura en el segundo estrato, X/L =1 y la ecuaciéon 35 se

convierte en:

h1+h2+—3+ﬁ+ ........ Ko, X
c Lh,  Lh, Lh_,  Lh,
P h (36)

Y generalizando, si existe n estratos y se ha producido la ruptura en m de ellos, se

puede escribir:

i=m i=n xi
%‘lhi + Z Lh

E _ i=m+1

I i=n

(37)

Si aplicamos la ecuacion 31 a la ecuacion 37, se puede determinar la intrusion
fraccional o eficiencia de barrido vertical para un yacimiento dividido en n capas de
diferente espesor en donde se ha producido la irrupcion del frente en m de ellos,

se puede expresar como:

-MWYO+\/MWY02+E‘ (1-M,, %)

:ghi+2 M

i=m+1 w,0

i (38)

E

Y organizando mejor la ecuacion tenemos:
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i i x h
ho | 4= i=m+1 1-My, (39)

En el caso en que la formacion halla sido dividida en espesores iguales la

ecuacion 32 se puede reducir a:

i 2 (40)

Si en lugar de dos, hay tres estratos y hi=h,=hs, al producirse la ruptura en el

primer estrato se tendra:

1. %2 Xs

_ L L
E = 3 (41)
En general, si existen n estratos y hi=ha...... =h,, al producirse la irrupcion en el

primer estrato se tendra:

L
E - . (42)

Al producirse la ruptura en el segundo estrato, X/L =1 y la ecuacién 42 se

convierte en:
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X
2+—3+X—+ ........... nt 4 o
L L

= . (43)

Y generalizando, si existe n estratos y se ha producido la ruptura en m de ellos, se
puede escribir:

Xm+1 Xm+2 n-1 Xn
m + + T+ +
E - L L L L
' n
in X (44)
m + —
2t
E. — I=m+
' n

Si aplicamos la ecuacién 31 a la ecuacion 44 se puede concluir que: cuando hay
n estratos de igual espesor y se ha producido la irrupcion del frente en m de ellos,

la intrusion fraccional o eficiencia de barrido vertical, se puede expresar como:

n ~Muo 4'\/Mw,o2 +KKi(1_MW,02)
m+ Z m
E — i=m-+1 1_MW,O
= . (45)

1.7.1.2. Relacion agua — petroleo (WOR). Mientras no se produzca la ruptura
en la capa de mayor permeabilidad todas las capas estaran produciendo petréleo
y la relacion agua — petréleo producida sera igual a cero. Una vez que empieza a
producirse agua a través de la capa de mayor permeabilidad WOR tendra cierto

valor que se puede calcular de la siguiente forma.
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Si una formacién esta constituida por dos estratos con propiedades diferentes en
las cuales se esta inyectando agua figura 10, de area A1 y A, respectivamente y se

ha producido la ruptura en el primero, el agua producida sera:

_ CKKw A APy
HwlBw

dwi

(46)

Figura 10. Posicion de los frentes de invasién de la capa dos cuando, la capa uno

a llegado a tiempo de ruptura.

Fuente: BARON, J.R.; HERRERA, H.

El segundo estrato estara produciendo solamente petréleo qo2, el cual se puede
calcular, con referencia a la figura 10 y a la ecuacion 11, por la siguiente relacion

aplicada al estrato 2:

CK,A,AP; 1
Qo2 = X5
HwX2 | BolL—XL) " Bo (47)
KI’W KI'O
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Usando las siguientes definiciones:

Ay =—, Ay =— (48)

Se puede calcular la relacién agua — petroleo, dividiendo la ecuacién 46 por la

ecuacion 47 y simplificando:

WOR = 7., X _(L-X,)) KA, B, (49)
A, A, LK,A, B,
WOR=[ 22 (1-M,,) +M,, |x b0« Bo (50)
L ’ ") KA; B,
Si existen tres estratos y se ha producido la ruptura en el primero, entonces:
M KA,
qw1 L Bo
WOR= = Zo
Qo2 1+ Qo3 K2A2 + K3A3 BW (51 )
X L=X) X _(L-X)
)\'W 7\'0 >\'W }\’0
La cual usando la relacién M=6,,/0,, esta ecuacion se convierte en:
KA B
WOR- =
KA KA B, (52)
TMayMy (1Mo,

Si existen cuatro estratos y se ha producido la ruptura en los primeros, el WOR

estara definido por:
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WOR = Qw1+ Qw2 (53)
Qo3 + Qo4

Es facil demostrar, siguiendo un procedimiento similar, que en este caso:

KA +K,A B
WOR= 1™ 272 “o

X X
TS (1 - Mw,o ) + IVlw,o T4 (1 - Mw,o ) + IVlw,o

Si existen n estratos y se ha producido la ruptura en m de ellos, se puede deducir

que:

vy)

i=m
ZKiAi
i=1

o KA, Bw (55)

=
O
Py
I

8

=m+t >|fl (1 - IVlw,o ) + Mw,o

Si el yacimiento se encuentra dividido en n capas de diferente espesor, debemos

reemplazar el area A;, que es igual a:
A; =h;xD (56)

Donde:

hi= espesor de la capa i.

D= ancho del yacimiento.

Reemplazando la ecuacidn 56 en la ecuacion 55, tenemos:
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i=m

> K, o
WOR = — i=1
— thl BW (57)

i=m+1 )|fl(1 _Mw,o)+Mw,o

Si en la ecuacion anterior se sustituyera el valor de X/L por el definido por la

ecuacion 31 y simplificando, se obtiene, finalmente:

Z K h, B, (58)

En el caso en que el yacimiento se encuentre dividido en n capas de igual

espesor, la ecuacion 58 se reduce a:

4 Ki
Im+l\/MW,02 +K7(1_Mw,02)

m

Las ecuaciones 39 y 58 demuestran que, para una formacion dada, tanto la
relacion agua- petroleo WOR, como la intrusién fraccional E;, dependen

directamente y en gran medida, de la movilidad.
La aplicacion directa de las ecuaciones 39 y 58 significaria un trabajo

supremamente laborioso y largo para formaciones que sobrepasen cierto espesor.

Por esta razén Dykstra — Parsons decidieron introducir el término estadistico:
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Coeficiente de Variacion de Permeabilidad (V), ya que la permeabilidad vertical de
las formaciones porosas presentan, generalmente, una distribucion logaritmica

normal.

Con lo cual Dykstra — Parsons presentaron unas graficas en las cuales
relacionaron la recuperacioén a una relacién de produccidén agua — aceite de 1, 5,
25, 10, como una fraccién del aceite inicialmente in situ, con respecto a la
variacion de la permeabilidad, la relacion de movilidad y las saturaciones de agua

congénita y de agua al término de la inyeccion.

1.7.2. Procedimiento del método. Los pasos que debemos seguir, para

desarrollar el método de Dykstra — Parsons, son los siguientes:

1. Determinar los valores de permeabilidad, para cada capa, como se observa en

la figura 11.
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Figura 11. Valor de Permeabilidad

Fuente: BARON, J.R.; HERRERA, H.

2. Ordenar decrecientemente los valores de permeabilidad, como se observa en la
figura 12.

Figura 12. Ordenamiento decreciente de los valores de permeabilidad.

Fuente: BARON, J.R.; HERRERA, H.

3. Determinar la relacion de movilidades agua aceite.
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_ Knw ™,
Kro*u,,

W,0

Donde:

Krw @ Sor = permeabilidad relativa al agua.
Kro @ Swirr = permeabilidad relativa al aceite.
Mo = viscosidad del aceite, cp.

Mw = viscosidad del agua, cp.

4. Calcular la eficiencia de barrido vertical, a medida que cada capa llega a

ruptura, aplicando la siguiente ecuacion:

K.
i=n | ~Mw o +\/M2w,o +K7'(1—M2w,o)

i=m

Ei :i Zhi + Z m hi
ht | &
i=

. 1-My, o (61)
i=m+1 ’

Donde:

h; = espesor total del yacimiento.

h; = espesor de cada capa.

n = numero de capas total que presenta el yacimiento.

m = numero de capas del yacimiento que han llegado a ruptura.

K = permeabilidad absoluta de cada capa.

5. Calcular la relacion agua - aceite, a medida que cada capa llega a ruptura,

aplicando la siguiente ecuacion:
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Z K, x H, B.. (62)

6. Determinar el flujo fraccional para cada WOR seleccionado.

- WOR

) 5+WOR (63)
BW

Donde:

Bo = factor volumétrico del aceite.

Bw = factor volumétrico del agua.

7. Calcular los valores de eficiencia areal aplicando la siguiente ecuacion'?:

Ea !

T1+A (64)
Donde:
A = [20.2062xIn(Myy, o +(-0.0712))+ (<051 )iy, +0.3048xIn(My o +0.123) +0.4394 (65)

8. Estimar el valor de la eficiencia de desplazamiento.
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9.

10.

(Soi - Sor)
Soi

Ep =

Donde:

Soi = saturacion de aceite inicial.

Sor = saturacion de aceite residual.

Calcular el OOIP.

N = 7758 Ah¢ (- S;i - Sgi)

(bbl)

o

Donde:

A = area superficial del yacimiento.
h = espesor total del yacimiento.

® = porosidad del yacimiento.

Sgi = saturacion de gas inicial.

Calcular el aceite remanente.

Nr =N-Np (bbl)

Donde:

Np = petréleo producido en la etapa primaria de produccion.
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11. Estimar el petréleo producido por la inyeccion.

Np> =NREEAED (bbl) (69)

12.  Graficar el petrdleo producido por la inyeccion contra los valores de WOR,

figura 13.

Figura 13. Grafica de petréleo producido Vs relacién agua - petréleo

- ~\
Np2 vs. RAP
120
T e s ARt et
e S S
o : E : : E
b T R Sl S S
B L e e
20 femnemronennfeeeannen e onnnnenees et 1T LIEER
0 e —— : :
Q 0000 100000 130000 200000 2530000 300000
Np2, (bbl)
e .

Fuente: BARON, J.R.; HERRERA, H.

13.  Calcular el volumen de agua inyectada para desplazar aceite.

Wp =Np2 "Bo  (bbl) (70)
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14.

15.

16.

17.

Calcular el volumen de agua producida.
Wp = IRAP dNp, (bbl) (71)
Donde:

IRAP dNp, = es el area bajo la curva de la grafica de Np2 vs. RAP.

Calcular el agua de llenado.

W, = 7758Ah¢(Sgi)  (bbl) (72)
Estimar el agua inyectada.
W W, *B w
Wi — D +( P W)+ f (bbl) (73)
BW

Estimar el tiempo de inyeccion.
(Wi

- qt (dias) (74)
Donde:

gt = tasa de inyeccioén, bbl/d
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18.  Calcular la tasa de produccién de aceite y agua.

o l-mla)
°= B, (Bbl/dia)
(w>aqy)
Aw = B, (Bbl/dia)

19. Estimar el factor de recobro.

Donde:

N = volumen de petroleo original in situ.

(75)

(76)

(77)

El desarrollo del procedimiento anteriormente expuesto, puede ser comprendido

con mayor facilidad observando las figuras 14, 15 y 16 ya que presentan el

proceso del método Dykstra — Parsons realizado en una hoja de calculo de Excel.
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Figura 14. Hoja de calculo de Excel, datos de entrada del método Dykstra —
Parsons.
A B c [i] E F T H ] J [3

1

2 £ 5

; | METODD DE DYKSTRA - PARSDNS DATDS DE

1 PERMEABILIDAD Y

8 EFIOENCIANERTICAL | ESPESOR

8

g - [

10 W DE CAPAS | | H iy

il ] 130 08500 0.347]

12 2 .1} 0 0.909

13 3 112 08000 0.837.

] ] 100 0700 0 8564

15 5 | .78

16 [ i3

7 T a0

18 ] b}

2 2 DATOS DE

1l ENTRADA

P

rL]

25 Krwr @ Sar 0.32 Eovilidad W0 26T (5wl .24 Volumen Pa 261414 Np (bbd) D00

25 W @ Swin 068 Bo 118 |50 0.71|Porosidad 09014 facres 10405

P o [¥] [T 1.0 Soi [EEI[N L) |/dial A0 | Conlde Val

EEII b [cp) 05 | S s.1r|5uﬁ| 10]T. llenadn Fi7]

122

Fuente: BARON, J.R.; HERRERA, H.

Figura 15. Hoja de calculo de Excel, calculo de la Ei y el WOR del método

Dykstra — Parsons.

| A E C 1 E F G i J K
43

44 2 3 4 L] & 7 ] 9 10
a5 _ DES3 0773 O7E 0 BAE2 05344 0ers 09926 09975 1,0000

45

47|

1] VALORES

A0 T N | CALCULADOS

50 .

51| DE Ei

52 CAPAS 1 2 3 7 (] L) 10
53 | 1979429 1790774 1BD3ESE7 1ZEEEIE 1430173 144 BO4E 152 2904 15007952 0.0000

54 1578438 1407711 118044 1162548 128 2054 130 ERGE 1452954

55 1208245 108.5330 1042676 1073313 1230454 13330704

56 | 1020507 977442 079706 145517 119E425

57 S0Es08  91.8190  95T7EXS 100.EE3T

58 ET4118 BIO1ZT e

58 B7199  B.0515

= s VALORES

61 CALCULADOS

= DE WOR

B4 1 2 4 5 b ¥ B a o
65 0.3243 0.7340 1.2541 1.9067 24858 35354 55627 1228217 ROND

66

Fuente: BARON, J.R.; HERRERA, H.
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Figura 16. Hoja de calculo de Excel, tabla de resultados finales del método

Dykstra — Parsons.

B [ D E F G K | | K M 0 P Q R

]
Wpd Woacum | WF | Wi | Timy. | Qo Chwr

nu RAFs Ei Ferly) Ea Ed | OQIP | NR (578} Wd (ebl) | Wp (s78) | b | (sTB) | (dias) | STEM| STEI Fr
i
w 0 053 a [ CLURE Tk . < L) ] 0.056
M| 0343 0773 oA £ 75 2 244 4513 i 1% 43 0uoss
T8 Ovd0 OmEM 038 06 045 L] 58 F. ] L] 6 0.0E0
8| 1540 QB4E2 05177 Q726 2 1538 g B0EED XL 0 103 0083
60| 190ef D834 0B 7ol vy 585 BhX5 k5| ] 123 0108
B1| 24850 09726 | QBE03  OUTEM B1B5 BOES] M 54 135 0.118
B 353 0®WX 0756 RESULTADOS 1o T3 ¥ a2 149 0423
B3] S50 0%FS | OEXA 085 14758 a5l Fk] = 164 012
B4| 122820 10000 093 0504 pciil S a2 15 181 oaar
li]

Fuente: BARON, J.R.; HERRERA, H.

1.8. Método de Stiles
Al igual que el método anterior de Dykstra — Parsons, se aplica en yacimientos
estratificados, Stiles supone que el volumen de agua inyectada en cada capa
depende unicamente del valor de KH de esa capa y las otras suposiciones que
considera son las siguientes'":
= Geometria lineal y flujo continuo.
= La distancia recorrida por los frentes en los diferentes estratos es
proporcional a su permeabilidad, lo cual implica que My, = 1.0; sin embargo,
en el calculo del flujo fraccional de agua (fy) y de la razén agua — petroleo
(WOR), la My, , puede tener cualquier valor.

= No hay flujo vertical o cruzado entre los estratos.

= El desplazamiento es tipo piston sin fuga.
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» Todos los estratos tienen la misma porosidad y la misma permeabilidad

relativa al aceite delante del frente y al agua, detras del frente.

= El yacimiento se encuentra dividido en n capas, las cuales no necesariamente

deben ser de igual espesor.

1.8.1. Consideraciones Teéricas™®. Tedricamente se obtiene la eficiencia
vertical y la relacion agua — petroleo resultante durante la inyeccion de agua en

una formacion estratificada donde se cumple las anteriores suposiciones.

1.8.1.1. Eficiencia Vertical (Ei). Supongase una formacion de espesor total h
constituida por dos estratos de permeabilidad K1 y Kz (K4 >K3) y espesores hy y hy
de modo que h; = hy + h, como se muestra en la figura 17, el area transversal al

flujo es Ay la longitud total de la formacion es L.

Aplicando la suposicion de proporcionalidad entre le avance del frente y la

permeabilidad absoluta de los estratos, se puede escribir que:

S (78)

En la cual X; es la posicion del frente en un estrato particular de permeabilidad K;
en un instante dado y X, es la posicion del frente en un estrato cualquiera de

permeabilidad Kj en ese mismo instante.
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Figura 17. Posicion de los frentes de invasion durante un proceso de inyeccion.

9,

9

Fuente: BARON, J.R.; HERRERA, H.

La ecuacion 78 debe mantenerse hasta el instante en que se produzca la ruptura
del frente en un estrato de permeabilidad K; (K; >Kj). Con base en la figura 17, la

eficiencia vertical de barrido en ese instante sera:

_ thl +X2h2 _ thl + X2h2

E.
i e hy hy (79)
La ecuacion 79 también se puede escribir:
hy X3 hy
Ei=X{| L+22-2
i l(ht + X, htJ (80)

Usando la definicion dada por la ecuacion 78: X1 = Xiy Xo = X K1 = Kiy Kz = K,

se puede escribir:
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h; Ky hy
E, =X, Ly2272
[ IEht + K, htJ (81)

En el instante de producirse la ruptura en el primer estrato, X; = 1 y la ecuacion 81

se convierte en:

_h Ky hy

E: =
' hy Ky hy

(82)

Si la formacién esta formada por cuatro estratos y se ha producido la ruptura en le

primero, entonces la eficiencia vertical de barrido sera:

hl + X2h2 + X3h3 +X4h4

Ei =
' hy ht (83)
Que se puede escribir como:
h hy, Xszhy X4h
e e e
t t 2 Nt 2 hy
Usando la relacién dada por la ecuaciéon 78, la ecuacién 84 se convierte en:
h hy, Kz hy Kyh
R (85)
t t 2 't 2 't

En el instante de producirse la ruptura en el estrato 2, X, = 1 y la ecuacion 85 se

puede escribir asi:

_hi+hy Kshs Kgqhg

E.
' ht Ky ht Ky ht

(86)
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Aplicando un procedimiento similar, para una formacioén constituida por n estratos,
en el instante de producirse la ruptura del frente en el estrato J, se puede expresar

asi la eficiencia de barrido vertical:

i=j i=n
1 1
i = htzllh' TKjhy 2 ki (87)
I=

i=j+1

Usando la definicion de capacidad de una formacién como el producto de la

permeabilidad absoluta por su espesor (C, =Kh;), se tiene que la contribucion del

estrato i a la capacidad total de una formacién que tiene n estratos se pueda

determinar y cuya capacidad total sera por lo tanto:

i=n
Ct= ZKihi @8)
i=1

Usando la misma definicion se puede escribir la capacidad acumulada de la

porcidn ya inundada al producirse la ruptura del frente en el estrato J como:

=J

Ci= ZK‘hi (89

i=1
La capacidad acumulada de los estratos en los cuales no se ha producido la

ruptura se puede expresar como:

i=n i=n i=j
> ki = ;Kihi —;Kihi (90)

i=j+1
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Sustituyendo en la ecuacién 90 los valores dados por las ecuaciones 88 y 89 se

puede escribir:

Y la ecuacion 87 se convierte en:

i=]

h+

I
i=1 't

E - (€,-C))
h,

1.8.1.2. Relacion Agua — Petrdleo (WOR).

(91)

(92)

En el caso de una formacion

constituida por n estratos, la tasa de flujo en cada capa se puede expresar por la

forma lineal de la ecuacion de Darcy. Para un estrato i, que solo produce agua, se

puede expresar la tasa de produccion como:

K, hDAP,
Ml

Wi

Donde:

qwi = Tasa de produccion de agua del estrato.

D = Ancho comun a todos los estratos.
h; = Espesor del estrato i.
= Viscosidad, cp
AP = Caida de presion a través del estrato.

L = Longitud del estrato, pies (ft).

Si se hace:
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Y se sustituye en la ecuacién 93 se puede escribir:

Kwi
h; 95
by (95)

Qwi =2

En un estrato J, en el cual se esta produciendo solamente petréleo y en el cual el

frente se encuentra a una distancia X; de la entrada, la tasa de petroleo estara

dada por:
Koih DAP,
q P
(o]] IJo “_ _ XJ ' (96)

Donde.

doj = Quwj = Tasa de flujo a traveés del estrato j.

h; = espesor del estrato j en pies (ft).

AP, = caida de presion en la zona de petréleo, psia.

L — X = Fraccion del estrato por donde fluye petroleo.

Ko = Permeabilidad efectiva al petroleo en el estrato j, md.

Se puede escribir también:

L-X (97)
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Si se supone que el gradiente de presidn es, aproximadamente, constante a lo
largo de la formacién, se puede concluir, de las ecuaciones 94 y 97 que: a’= a.
Entonces la ecuacion 96 se escribe:

“oj (98)

Si se tiene una formacioén con n estratos y se ha producido la ruptura en el estrato

j, por definicidon de la relaciéon agua — petréleo se puede escribir:

. qwi .
ZB _ BO ;qwi

i=j-+1

Sustituyendo los valores de qy y qo dados en las ecuaciones 95 y 98 y teniendo en
cuenta que Kyi = KK Y Koj = KiKro Y que tanto K, como K, son las mismas para
todos los estratos, lo mismo que pw Y Yo, Se llega a:

i=]
aK—“’"Kihi
WOR = Do i1 Hw
By & K (100)
a—"Kh;
i=j+1 Mo
Simplificando y reagrupando los términos la ecuacion 100 queda asi:
i
ZKihl
WOR = e Mo Bo i
“W KI'O BW n (101)
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Por la definicion de razén de movilidad delante y detras de los frentes, la ecuacién

101 se puede escribir como:

D K

WOR = —°M

5 |=

(102)

w,0

W

Kih

ithi
i=j+1

Usando las definiciones indicadas por las ecuaciones 88, 89 y 91 en la ecuacién

102 obtenemos la siguiente ecuacion:

C.
WOR:MW’OBO{ J }

1.8.1.3.  Flujo Fraccional. Por definicién:
dwBw
foo—_  AWPW
v dwBw +doBo (104)
Dividiendo la ecuacion 104 por qo Y By, la ecuacion se convierte en:
qw
fooo do
" aw , Bo (105)
do Bw

Puesto que WOR = gu/qo, usando la ecuacién 103, la ecuacion 105 queda:
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f
" Raps Bo " Bo{ i J B, (106)
W0 5 e
w BW Ct_CJ BW
£ IVlw,oXCj
" My oC; +(C,-C)) (107)

Esta es la ecuacion de flujo fraccional a condiciones del yacimiento.

Este método maneja, dos tipos de curvas de distribucion que son:

v' Curva de distribucion de capacidades: En esta curva se observa, en cual de

los estratos, el agua avanza mas rapido.

v' Curva de distribuciéon de permeabilidades: maneja el avance del agua y el

orden de llegada a la ruptura.
También es necesario calcular el Coeficiente de Lorenz, con la finalidad de

cuantificar el grado de heterogeneidad de un yacimiento, para lo cual como vimos

anteriormente es necesario tener la curva de distribucion de capacidades.

1.8.2. Procedimiento del método. Los pasos que debemos seguir son los
siguientes:

1. Determinar los valores de permeabilidad, para cada capa.

2. Ordenar decrecientemente los valores de permeabilidad.
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. Determinar los valores de capacidad, para cada capa.
C=K*h (108)
Donde:

K = permeabilidad absoluta

h = espesor, ft.

. Estimar el valor de la capacidad total.

Ct = Z(Ki *hi) (109)

. Calcular la fraccién de capacidad AC.
AC — Ci

“Cor (110)

. Determinar la capacidad adimensional acumulada.

Cacum. = ZACi (111)

. Calcular el espesor acumulado.

hacum. =Zhi (112)

56



8. Estimar el espesor adimensional.

b=
Zh‘ (113)
9. Estimar Ah’".
Ah'=hj,-h'] (114)

10. Calcular la permeabilidad adimensional K",

_AC

K=2 (115)

11. Determinar el valor de h” para la grafica de k vs. h’.

5 ! (116)

12.  Graficar K'vs h’, figura 18.
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Figura 18. Curva de distribucidon de permeabilidades.

K'Vsh™~

Fuente: BARON, J.R.; HERRERA, H.

13. Graficar C vs. h’, figura 19.

Figura 19. Curva de distribucion de capacidades.

0.9
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0.4
0.3
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Fuente: BARON, J.R.; HERRERA, H.
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14.

15.

16.

17.

20.

Calcular el coeficiente de Lorenz, en la grafica de C vs. h".

Estimar el valor de la eficiencia vertical Ei.

_ K'h'+(1+GC;j)
.

Ei
Estimar la relacion agua — petréleo, WOR.

RAPS — IVIW.O *BO * Cl
Bw 1-G;

Donde:

Mw,o= relacion de movilidades agua aceite.

Estimar el flujo fraccional de agua.

WOR

w =

B +WOR
B

w

Donde:

Bo = factor volumeétrico del aceite.

Bw = factor volumétrico del agua.

(117)

(118)

(119)

Calcular los valores de eficiencia arela aplicando la siguiente ecuacion'?:

Ea =

1+A
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Donde:
A= [—0.2062><In(MW’0 +(—0.0712))+(—0.511)]fW +0.3048xIn(Myy o +0.123)+0.4394  (121)

18. Determinar el petréleo producido.

(SOI - SO;)* Ea * Ei (122)

o

N = 7758 Ah¢

Donde:

Soi = saturacion de aceite inicial.
Sor = saturacién de aceite residual.
A = area superficial del yacimiento.
h = espesor total del yacimiento.

® = porosidad del yacimiento.

19. Calcular el volumen de agua producida.
W, = jRAP dNp, (123)
Donde:

JRAP dNp, = es el area bajo la curva de la grafica de Np2 vs. RAP.

20.  Calcular el agua de llenado.

W, = 7758 Ah¢(Sgi) (124)
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21.

22.

23.

24.

25.

Donde:

Sgi = saturacion de gas inicial

Calcular el agua producida acumulada.

Wp = iWPi

i=1
Calcular el agua inyectada.

WpBw +NpBo + Wf)
Bw

Wi:(

Estimar el tiempo de inyeccion.

(o Wi
_qT (dias)

Donde:

gt = tasa de inyeccién, bbl/d

Calcular la tasa de agua.

(Bbl /dia)

Calcular la tasa de aceite.

(9t —Aws)

G =""g " (Bbldia)
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26. Estimar el factor de recobro.

N (130)

Donde:

N = volumen de petroleo original in situ.
El desarrollo del procedimiento anteriormente expuesto, puede ser comprendido
con mayor facilidad observando las figuras 20, 21 y 22 ya que presentan el

proceso del método Stiles realizado en una hoja de calculo de Excel.

Figura 20. Hoja de calculo de Excel, datos de entrada del método Stiles.

A B [ C i E F G H i
|

7| I METODD DE STILES |
3

4

5 DATOS DE
5 ENTRADA
8.

9 .

10 [Kro 0 £ [A trans. () 30000

1 [Krw 0 32| Porosidad 0.1d

12 Lo 4 8L 1500

13 |llw 0 Sill 1] |

7] Bo 1 16[Hp (bbl) 100000

15 B 100 & 10.4]

16 Swil 0 2400 bbLd 200

7 Sor 0 2100IP bbbl &1

18 Sol 0 55]Sql 0.17]

(] Hovilidad WO 2 657|T. llenado (dias) =

x Pendiente 1413356405

il

Fuente: BARON, J.R.; HERRERA, H.
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Figura 21. Hoja de calculo de Excel, parametros adimensionales del método
Stiles.

DATOS DE PARAMETROS
PERMEAEILIDAD ¥ ADIMENSIOHNALES DE
ESPESOR PERMEABILIDAD, ESPESOR
51 ¥ CAPACIDAD L M N
MR | V| nd | con | coum. c-uwnnn{ 8C | BN |K-dOMN| N gfca| B | RAPs
%G| ples adimen. acum. 4 :
i) 0 ]
3 1 2 00 13 X p.71] Q&M O0eM 005 2EY 00X 04 000
A 2 [ s W M s e oy oms 0005 | 0472 | 0188
El ! ] 004 m M 7N s OmME 0ms  19M 0 00RS 0S AM
3l 2 B 01 100 m 50 020 0M®  00% 105 0TS DRM | 058
X z 0 01 & 6 W86 My DO D@s 189 0B DEE | OF
|3 1 i1 (.15 £ 166 1% OFm 00 00X 145 04ES 0B% 0%

Fuente: BARON, J.R.; HERRERA, H.

Figura 22. Hoja de calculo de Excel, tabla de resultados finales del método Stiles.

TABLA DE

| 0O P i RESULTADOS (e e e [ ¥

:lﬁ‘ —— —
i) Ea HpZ Yip Wp Wi Wi tiny. qws 405 R

] (STH) | {STB) | acum. (STH) b} (7 [dias (5TBfd) | (STB)
r
2 0000 | 057w EE=L 0 ] 197512 EE 1524 0 163 0Ig1
B| 011 0BMT 10685 1268 1265 TESE 1608 » 145 0184
0| 0247  06M 121165 4099 E355 2474 1712 4 128 0.2
3| 0334 | 0BS% 136793 7574 12632 FEAE 1642 2 113 023
2| 0405  0B817  1GTIER 139% X528 L6107 3 a0 102 0271
[ 0455 0700 189B 1063 36N 430065 2154 El a3 0.1

Fuente: BARON, J.R.; HERRERA, H.
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2.AJUSTE HISTORICO Y ANALISIS INYECCION — PRODUCCION DEL CAMPO
CASABE BLOQUE Il

2.1. Introduccién

El ICP desarroll6 el software ASIA (Advanced System for Injection Analysis), el
cual es un simulador analitico enfocado a procesos de inyeccion de agua que
integra la informacién de perfiles de inyeccién, analisis de influencia petrofisica,
modelamiento geoldgico y analisis de produccion e inyeccion de pozos, con la
técnica analitica de prediccion de procesos de inyeccion de agua Craig - Geffen —
Morse, esta técnica permite realizar un ajuste historico del proceso de inyeccion,
haciendo posible determinar el grado de influencia de los pozos inyectores sobre
los pozos productores en el campo. Al no ser posible caracterizar los yacimientos
que presentan heterogeneidad vertical por el método CGM surge la necesidad de
implementar otros métodos analiticos de prediccion como son Dykstra — Parsons y
Stiles, ampliando de esta manera el rango de operacion y eficiencia de la

herramienta ASIA.

Al ser incorporados al software ASIA los métodos analiticos Dykstra — Parsons y
Stiles, se realiz6 un analisis inyeccion — produccion mediante ajuste historico al
campo casabe bloque Ill zona B. Se escogié este campo debido a que ya se le
habia hecho un analisis de este tipo utilizando el método CGM, con el objetivo de
observar la aplicabilidad de estas nuevas técnicas en el proceso de ajuste

historico.



2.2. Dykstra — Parsons y Stiles en ASIA

Los métodos analiticos de prediccion Dykstra — Parsons y Stiles explicados
en el capitulo anterior, fueron programados en el software ASIA siguiendo el
procedimiento de cada técnica, teniendo en cuenta que cada método esta
disefiado para analizar solamente un cuarto de patrén de inyeccion fue
necesario adaptar a las nuevas condiciones cada método para lograr estudiar

el patrén completo de inyeccion.

2.2.1. Método de Dykstra — Parsons. El método de prediccién Dykstra —
Parsons fue programado en el software ASIA para ser aplicado a yacimientos
que presenten heterogeneidad vertical en donde el espesor de la capas
puede ser variable, la técnica se desarrolla para cada pozo productor (figura
23) con su pozo inyector el cual puede ser seleccionado de la lista de pozos
inyectores que influyen en él y de esta manera obtener los resultados por

cuarto de patrén, como se puede ver en la figura 24.

Figura 23. Seleccion del método Dykstra - Parsons

______

_a
Caloulate 11269
Dwhkskra Parsons
Properties

el Repork

Delete well 51 Ci)

a0& : Copy

Fuente: Software ASIA 2005
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Figura 24. Tabla de resultados por cuarto de patrén.

* AS5.1LA 2005 C:\Documents and Seltings\oHM\Mis documentesATESISTAS NUEVOS - 2008\JESSICA\e jemideal\E jemplo Ideal_ajustado.asia - [Dykstra P... [< |
5. File Project Anshss Took Help - 8
DS/ 8 225 4 © 3 B[ e e oy

b Conechon Tolals LISTA DE POZOS
INWECTORES
Smkact Irgechor

I ““"‘"“"t"ﬁ POZO PRODUCTOR ‘ Lt C Etes
[DE] | I |Ea |Np2 |wd |wp |wp scum. [Wi | Tinw (dias} | Qo | Qv |Fi
tE; 057 1] 05 14516198 15563139 0 0 15561.33 19701 1rasz 1]
- 0,75 08T 072 22NN AT AN 1343 1B 4289014 1979120 B4 53 12119
| B4 05 08 0B 37774872 HB51325 397255 SR0esE 9l 99540016 198=01m 2479 16351
14,24 1 0,54 086 43700082 46912039 E0ETISES 1MATEZ2ST 165674255 155n1EN 108 178,46

Fuente: Software ASIA 2005

Los resultados obtenidos para un cuarto de patrén tienen en cuenta la fecha
en la cual el pozo inyector comenz6 a inyectar, a partir de ahi suma el tiempo
que demora en irrumpir el frente de inundaciéon en cada capa con la
correspondiente produccion de aceite y de agua, factor de recobro, agua
inyectada etc. Para obtener resultados del patron completo de inyeccién fue
necesario interpolar en el tiempo en cada cuarto de patrén, la produccién
acumulativa de aceite y de agua y las tasas de produccion y luego sumarlas
para obtener los totales, la historia de produccién también aparece en el
grafico de tiempo vs. Np y Wp en el caso en que se quiera realizar el ajuste

histérico, como se puede observar en la figura 25.

66




Figura 25. Resultados totales del patrén completo de inyeccién

= A5.LA H00% C:\Documents and SellingsVGRMWis doecumentes\TESISTAS NUEVOS - 2008WESSICAN jemideal\E jemplo Ideal_ajustade.asia - [[hbstra P... [« || |
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17560 22
1E251 24 55

16 "
£ 460000 1 PR .|
e I
3640000 o] il f
e i0 N S /."._ i
2560 000 i . /_f__, B |
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G ot ; HISTORIA DE ‘ (i
UL PRODUCCION 2 in
o .' o = ! — o _,""Pf ]
19751 201 1831020 15871101 18570700 2002050 197512040 197 201 18871101 fEaTom 200205

Fuente: Software ASIA 2005

2.2.2. Método de Stiles. El método de predicciéon Stiles fue programado en
el software ASIA para ser aplicado a yacimientos que presenten
heterogeneidad vertical, al igual que con la técnica de Dykstra — Parsons el
método de Stiles se desarrolla para cada pozo productor con su pozo
inyector el cual puede ser seleccionado de la lista de pozos inyectores que
influyen en el y de esta manera obtener los resultados por cuarto de patrén,

como se puede ver en la figura 26.
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Figura 26. Tabla de resultados por cuarto de patrén.

B9 Fils Project dAnaysis Took Hep = B X

DEFH @b 25 4= I I R r .
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01636 0.5 0LES4S 0.875 1 31,3472

Fuente: Software ASIA 2005

Los resultados para el patron completo de inyeccidon empleando la técnica de
Stiles (figura 27), se obtuvieron de la misma manera que con el método de

Dykstra — Parsons.

Para mayor informacién sobre el manejo del software ASIA 2005 remitirse al

anexo A.
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Figura 27. Resultados totales del patron completo de inyeccion
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Fuente: Software ASIA 2005

2.2.3. Ajuste historico en ASIA 2005. El ajuste de la historia de produccion
para un pozo particular, se basa en la coincidencia entre la suma de los
volumenes acumulados de petréleo y agua calculados por ASIA 2005, con la
suma de los volumenes acumulados de petréleo y agua histéricos en
cualquier instante del proceso de recuperacion secundaria. De otra parte, el
ajuste de los volumenes acumulados de agua y petroleo lleva implicito el

ajuste de la curva histérica de WOR.

La magnitud del error absoluto promedio del ajuste histérico que puede ser
considerado como bueno depende de la concordancia entre la realidad de los

procesos que se dan al interior del sistema inyeccion — produccion y las
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suposiciones que manejan las técnicas analiticas que hacen parte de ASIA
2005.

2.2.3.1. Parédmetros de ajuste’. Los tres parametros de ajuste que

maneja el software ASIA 2005 son:

% Factores de influencia: se define por influencia un valor numérico que

cuantifica el impacto que ejerce el pozo inyector sobre le pozo productor.

s Multiplicadores de area: el area de barrido generalmente es una
porcion tipicamente irregular del yacimiento que puede ser limitada por una
falla o area de barrido de un pozo vecino. En ASIA 2005 esta area se
compara geométricamente con un cuadrado cuya diagonal es la linea que

une el inyector con el productor como se puede apreciar en la figura 28.

Figura 28. Area del modelo

Inyector

Fuente: BARON, J. R.; HERRERA, H.
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s Eficiencias areales a irrupcion: la eficiencia areal a tiempo de
irrupcioén, representa la fraccién del area inicialmente considerada para el
modelo que es realmente barrida durante el proceso de inyeccion hasta el
momento en que el frente de agua alcanza el pozo productor. Esta variable
estd asociada con los fendmenos de digitacion viscosa, cuyo efecto es mas
fuerte entre mas desfavorable (alta) es la razén de movilidad entre el agua y

el petroleo (M).

De los tres parametros de ajuste mencionados anteriormente que maneja el
software ASIA 2005, unicamente se pudo emplear en el proceso de ajuste
historico con los métodos de Dykstra — Parsons y Stiles el multiplicador de
area, a causa de las consideraciones propias de cada técnica; mas adelante

explicaremos.

2.3. Campo Casabe®

2.3.1. Resefia historica. El gobierno Colombiano otorgé en 1938 la
concesion Yondoé a la Compania Colombiana de Petréleos ElI Céndor S.A.,

creada por la Compainiia Shell S.A.

El campo Casabe se descubrié con la perforacion del pozo Casabe 1, en las
arenas A1, completado el 20 de octubre de 1941. Cuatro afios mas tarde se
inicié la explotacion comercial del campo, la cual se desarrollé a través de

448 pozos con espaciamiento promedio de trece acres.
En febrero de 1954, alcanzé la produccion maxima de 47000 BOPD,

provenientes de 372 pozos activos. Esta cifra equivalia al 26% de la

produccion nacional de la época.
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La figura 29 muestra la produccién del campo desde el inicio en 1945 e

indica los eventos mas importantes ocurridos durante su explotacion.

Figura 29. Historia de produccién del Campo Casabe
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Fuente: Pagina Web Ecopetrol S. A. “Oportunidades de inversion, Casabe”. 2001

La compania ElI Condor operd hasta diciembre de 1974, fecha en la cual la

concesion revirtio al pais y Ecopetrol se hizo cargo de su operacion.

En 1977, se inician los estudios respectivos para el desarrollo secundario del
campo y el 17 de febrero de 1982, la Junta Directiva de Ecopetrol aprobé la
realizacion del proyecto "Desarrollo secundario del Campo Casabe mediante
inyeccion de agua", para el recobro de 70.7 MMBO adicionales, aumentando

el recobro de un total de 16.9% a 22% en 16 afios.

El 21 de junio de 1985 se inicia la recuperacion secundaria del campo en el

sector norte y en diciembre de 1988 en el sector sur.
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Hasta mediados del 2005 el campo tiene una produccion promedio de
petréleo de 7100 BOPD, con una produccion acumulada de aceite a julio de
2005 de 287.5 MMBO.

2.3.2. Marco geolbégico regional. ElI area del Campo Casabe se
caracteriza estructuralmente por la presencia de un monoclinal con
buzamiento moderado hacia el Este, afectado por un sistema transgresivo,
manifestado por la falla Casabe, que es una falla de tipo inverso, como se

observa en la figura 30.

Figura 30. Bloques del Campo Casabe

Fuente: Ecopetrol S. A., Gerencia de Yacimientos. 2001

Esta falla tiene convergencia hacia el Oeste y rumbo SW-NE, a la cual se

asocia un evento de relajacion, que dio origen a fallas normales, de direccion
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E-W, que a su vez separa la estructura en bloques y que constituye el

sistema de entrampamiento en el Terciario.

Esta estructuracion se ha aprovechado operativamente para el desarrollo del
campo, el cual se ha dividido en ocho bloques de Sur a Norte, cada uno

limitado por fallas normales.

2.3.3. Historia de presiones. El campo originalmente se encontraba a una
presion de casi 200 psi por debajo de su presion de burbuja en la Formacién
Mugrosa (Arenas B), descendiendo rapidamente debido a su comportamiento
de yacimiento volumétrico con mecanismo de produccion de gas en solucion.
En la tabla 1 se puede observar el comportamiento de la presién del

yacimiento para las Arenas Inferiores, Zona B.

Tabla 2. Datos basicos de presion, Campo Casabe

PARAMETRO FORMACION MUGROSA
Profundidad promedio (ft, BNM) 3500
Presién original (psi) 2003
Presién de burbuja (psi) 2200
Presién antes de inyeccion (psi) 800
Presién actual (psi) 1500

Fuente: Ecopetrol, Gerencia de Yacimientos. 2001

La inyeccion de agua ha generado el incremento de la presion del
yacimiento, por debajo de la presion inicial en la Zona B. La presion al inicio
de inyeccion era de 800 psi y la presion actual es de 1500 psi, 700 psi menor

a la presién de saturacion, 2200 psi.
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2.3.4. Historia de inyeccién. El campo inicio oficialmente explotacion en
junio de 1945, de arenas superiores en la columna estratigrafica (Formacion

Colorado, Zona A), con el Pozo Casabe 1.

En diciembre de 1958 se concluyd el desarrollo primario, habiéndose
perforado un total de 448 pozos, separados para las arenas superiores y las

arenas inferiores.

En 1979 se realizaron tres pilotos para determinar la factibilidad de llevar a
cabo la inyeccion con agua dulce, en las arenas A y B del campo. Con base
en los buenos resultados obtenidos en estos pilotos, se decididé extender la
recuperacion secundaria a todo el campo, para lo cual basicamente se
perforo la totalidad de los pozos inyectores y se reemplazo aquellos pozos

productores que presentaban mal estado mecanico.

En junio 20 de 1985 se inicidé inyeccion en el sector Norte, bloques VI, VIl y

VIII. Al inicio de la inyeccidn, la produccién del campo era de 3500 BOPD.

En agosto 25 de 1985 se inaugurd oficialmente la planta de inyeccion de
agua, con dos sistemas de inyeccion denominados de alta y de baja presion.
En noviembre de 1988 se inicia la inyeccion en el sector sur, bloques I, Il, Il 'y
V.

Hasta la fecha se han perforado un total de 1039 pozos en el Campo
Casabe, 448 durante la etapa primaria y los restantes para los tres pilotos de
inyeccion y el proyecto de recuperacion secundaria. EI esquema de la figura

4 resume el estado actual de los pozos.

Mas de la mitad de los pozos perforados en el campo se encuentran
inactivos por motivos como baja inyectividad debido a un alto contenido de

arcillas sensibles al agua dulce de inyeccidn, penetracion parcial en el
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canoneo, taponamiento por sélidos y formacion de precipitados por
incompatibilidad de fluidos, Canalizaciones debidas a las arenas con alta
permeabilidad y fracturamiento hidraulico por altas presiones de inyeccion,
Colapsos relacionados a la inyectividad preferencial y a fracturas que se

generan por altas presiones de inyeccion.

La maxima inyeccién en el Campo Casabe se presentd en enero de 1991,
con 103200 BWPD vy una produccion de 13500 BOPD, con 490 pozos
inyectores y 349 productores. La maxima produccion de aceite en la etapa de
inyeccion se presenté en enero de 1992, con 13800 BOPD y una inyeccién
de agua de 94850 BWPD.

Actualmente continua el proceso de recobro secundario mediante inyeccion
de agua. Se utilizan modelos regulares de cinco puntos Y Se utiliza agua

dulce de la formacion La Mesa, en sistema cerrado.

2.4. Ajuste historico usando los métodos Dykstra — Parsons y Stiles

Se realizd un ajuste histérico empleando los métodos de Dykstra — Parsons y
Stiles, al campo Casabe bloque Ill (zona B), ya que se le realiz
anteriormente un andlisis'® de este tipo empleando el método analitico CGM
que maneja el software ASIA, obteniendo muy buenos resultados, y de esta
manera posteriormente observar la aplicabilidad de estas técnicas en el

proceso de ajuste histdrico.
2.4.1. Campo Casabe bloque Ill (zona B). La zona B es el area de interés

que esta conformada por las subzonas que se pueden apreciar en la figura
31.
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Figura 31. Zonas de interés.
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Fuente: BARON, J. R.; HERRERA, H

En esta zona se tuvieron en cuenta para el analisis 21 pozos inyectores y 17

pozos productores con los cuales se definieron los patrones de inyeccién

representados en la figura 32.
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Figura 32. Patrones de inyeccién
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En la figura anterior los recuadros de color verde representan los pozos
productores y los recuadros azules representan los pozos inyectores que se

encuentra enfrente al pozo productor que afecta.
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2.4.2. Propiedades petrofisicas. Las propiedades petrofisicas del bloque
Il zona B del campo Casabe empleadas en el ajuste histérico se resumen en
la tabla 3.

Tabla 3. Propiedades petrofisicas del campo Casabe bloque Il (zona B).

PROPIEDAD VALOR
Swirr (fraccién) 0.284
Kro @ Swirr (fraccion) 1
Sor (fraccion) 0.314
Krw @ Sor (fraccién) 0.215
EXO (adimensional) 3.1
EXW (adimensional) 2
Viscosidad del agua (cp) 0.6238
Densidad del agua (Ib/ft®) 62.43
Bw (RB/STB) 1.00982
Viscosidad del aceite 43
Densidad del aceite (Ib/ft>) 57.899
Bo (RB/STB) 1.07

Fuente: Ecopetrol, Gerencia de Yacimientos. 2001

2.4.3. Resultados del proceso de ajuste histoérico. EIl proceso de ajuste
historico realizado al campo Casabe bloque Il zona B, empleando los
métodos analiticos Dykstra — Parsons y Stiles, no se logro llevar a cabo
satisfactoriamente. La causa del regular desempefo de los métodos en el

proceso de ajuste, se analiz6 observando en que casos al emplear las
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nuevas técnicas se obtuvieron resultados erroneos y estudiando el

comportamiento de los parametros de ajuste por medio de una sensibilidad.

Debido a que los resultados obtenidos por los dos métodos analiticos Dykstra
— Parsons y Stiles son tan similares, se presentara el analisis solamente por

el método de Dykstra — Parsons.

2.4.3.1. Tasa inyeccion constante: esto resulta una limitacion para el
ajuste de las curvas de produccion de aceite y agua, debido a que en un
proceso de inyeccidn de agua la tasa de inyeccion nunca se podra mantener
constante, lo que conlleva a que la curva de produccién de agua calculada

por los métodos analiticos no puedan describir la curva historica.

2.4.3.2. Todos los estratos con igual porosidad: Debido a que en los
yacimientos de hidrocarburo se presentan variaciones en la porosidad de los
estratos, al considerarse una unica porosidad, en el modelamiento con los
métodos Dykstra — Parsons y Stiles, no se ajustara al comportamiento
esperado, ya que se puede estar sobrestimando o subestimando el volumen

de fluidos.

2.4.3.3. Grado de heterogeneidad del yacimiento. Como se menciono
en el capitulo anterior los métodos analiticos Dykstra — Parsons y Stiles se
emplean en yacimientos que presenten heterogeneidad vertical, lo cual se ve
reflejado en que el yacimiento este formado en el sentido vertical, por
estratos de distinta permeabilidad. Por tal motivo fue imposible realizar el
ajuste histdrico en patrones de inyeccidn de agua en los cuales solo estaban
conectados los pozos por una capa es decir un sistema homogéneo, como
es el caso del patrén de inyeccidn formado por: el pozo productor 377 que se
encuentra interconectado por una sola capa con los pozos inyectores 759,

760, 774, 469 arrojando por el método de Dykstra — Parsons la siguiente
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tabla de resultados, figura 33 como se puede apreciar las produccion de

aceite es constante en el tiempo, y sin produccion de agua.

Figura 33. Resultados por Dykstra — Parsons del pozo productor 377.
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Fuente: Software ASIA 2005

2.4.3.4. Relacion de movilidades agua — aceite (My,). En el método
analitico de Stiles se supone que el volumen de agua inyectada en cada
capa, depende de la capacidad de dicho estrato, lo que equivale a suponer
un relacion de movilidad unitaria, por lo tanto se introduce un error en los
resultados que se obtengan, cuando se utilicen razones de movilidad

diferentes.
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2.4.3.5. Multiplicador de area. Este parametro solo permite ajustar una
de las dos curvas de produccion, ya sea la de aceite o la de agua, esto se
puede explicar observando las dos situaciones que se pueden presentar al

tratar de ajustar empleando este parametro::

e Incremento del multiplicador de area. Al aumentar el area del patron de
inyeccion los efectos que se obtienen son: aumento de la produccion de
aceite, disminucion de la produccion de agua que conlleva a que el tiempo
de ruptura del frente de agua en el pozo productor tarde mas. Esto debido a
que al aumentar el area va a haber mas aceite por recuperar y por lo tanto el
banco de agua va demorar mas en desplazar el banco de aceite y de esta

manera se producira menos agua.

e Disminucion del multiplicador de area. Al disminuir el area del patron
de inyeccion los efectos que se obtienen son: disminucién de la produccion
de aceite, aumento de la produccion de agua que conlleva a que el tiempo de
ruptura del frente de agua en el pozo productor tarde menos, como se
observa en la figura 34. Esto debido a que al disminuir el area va a ver
menos aceite por recuperar y por lo tanto el banco de agua va demorar
menos en desplazar el banco de aceite y de esta manera se producira mas

agua.

82



Figura 34. Sensibilidad del multiplicador de area.
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Este es el caso del pozo productor 1045 que se encuentra conectado con los
pozos inyectores 734, 738, 741, 751, en las figuras 35, 36 se observa los
resultados del patrén sin ajustar y el ajuste que se logra al variar el

multiplicador de area con el método de Dykstra — Parsons.
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Figura 35. Grafica de produccion de aceite y agua Vs. Tiempo del pozo

productor 1045, sin ajustar.
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Figura 36. Grafica de produccion de aceite y agua Vs. Tiempo del pozo

productor 1045, después de disminuir el multiplicador de area.
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2.5. Prediccién con Dykstra — Parsons y Stiles

Debido a que los métodos analiticos Dykstra — Parsons y Stiles presentan
poca aplicabilidad en el proceso de ajuste histoérico por los motivos
anteriormente mencionados, se decidid determinar si estas técnicas

presentan un buen funcionamiento en el proceso de prediccion.

Para ello se construyé un modelo de prueba, que consiste en un cuarto de
patrén de inyeccion de cinco puntos como se puede apreciar en la figura 37,

con las propiedades que se presentan en la tabla 4.

Figura 37. Modelo de prueba

FProdoctor
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Inyector
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Fuente: BARON, J. R.; HERRERA, H.
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Tabla 4. Propiedades del modelo de prueba.

PROPIEDAD VALOR
Espesor (ft) 40
Area (acres) 20
Longitud entre pozos (ft) 933.38
Porosidad (%) 20
Swi (fraccion) 0.31
Sor (fraccion) 0.23
Krw @ Sor 0.13
Kro @ Swir 0.9
Mo (cp) 20
Hw (cp) 0.5
Relacién de movilidades (My o) 5.78
OOQIP (Bbl) 796223

Fuente: BARON, J. R.; HERRERA, H.

La prediccién se realiz6 al modelo de prueba descrito anteriormente,
empleando los métodos CGM, Dykstra — Parsons y Stiles que se encuentran
en el software ASIA 2005. Teniendo en cuenta que el método Craig - Geffen
— Morse, que originalmente maneja el software ASIA, se encuentra validado
para procesos de prediccion, se confrontara su desempefio contra los
nuevos métodos analiticos Dykstra — Parsons y Stiles, y de esta manera
poder determinar la aplicabilidad de estos métodos en el proceso de

prediccion.

La prediccion se realizo para un tiempo de 14 afos, tuvo en cuenta una serie

de parametros los cuales se encuentran en la tabla 5.
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Tabla 5. Parametros a tener en cuenta en el proceso de prediccion.

METODOS PARAMETROS
Exp. de la ec. Hirasaky
Ea Ei ED VP OO0IP
(fraccién) ] (fraccidén) ] (fraccion) (ft%) (Bbl) No Nw
CGM ASIA 1 1 0.56 1238758 | 796223 2 2
D-PASIA 0.809 0.915 0.67 1241280 | 797842 2 2
Stiles ASIA 0.788 0.873 0.67 1241280 | 797842 2 2

Fuente: BARON, J. R.; HERRERA, H.

Para que el método CGM (ASIA) prediga de una manera ideal, es decir que

considere un barrido completo del yacimiento, es necesario emplear una

eficiencia areal de 1, y asi pueda ser semejante su comportamiento al de

los métodos Dykstra — Parsons y Stiles.

Los resultados que se obtuvieron de la predicciéon en cuanto al

factor de

recobro y a la produccion acumulativa de agua, se pueden observar en la
figura 38, 39.
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Figura 38. Prediccion del factor de recobro, del modelo de prueba.

- ~y
FR vs. Tiempo
0.6
05 g
S 04 g s A R
g 1 i
I i S A E—
- i 3 i
o 0.2 err gl
5 i | i '
O L
0.0 i i i i
(1] 2000 4000 6000 8000 10000
Tiempo, dias
—+— CGM ASIA —=—D-P ASIA ——Stiles ASIA
e v,

Fuente: BARON, J. R.; HERRERA, H.

Figura 39. Prediccion de la produccion de agua, del modelo de prueba
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A partir de los resultados obtenidos al comparar las diferentes predicciones
alcanzadas para el modelo de prueba, se puede determinar que el
desempefio de los métodos analiticos Dykstra — Parsons y Stiles en el
proceso de prediccion es aceptable, con lo cual se puede tener confianza en
los resultados que arroje en simulador ASIA 2005 a la hora de predecir el

comportamiento de un yacimiento heterogéneo.

89



3. EFECTO DE LA SATURACION DE GAS INICIAL EN EL RECOBRO POR
INYECCION DE AGUA

3.1. Introduccién

Para el estudio del efecto de la saturacion inicial de gas en yacimientos sometidos
a inyeccion de agua, es necesario conocer la cantidad, representada en
saturacion, de la fase gaseosa presente en yacimiento al inicio de la inyeccion.
Para calcular esta cantidad de gas en el medio poroso se tienen en cuenta
factores importantes como tipo de empuje del yacimiento (energia del yacimiento)
y las caracteristicas de los fluidos presentes en él. Las ecuaciones de balance de
materia (EBM) representan de manera sencilla las variables involucradas en el

calculo de la cantidad de fluidos en yacimiento.

Luego de cuantificar el gas, representado por la saturacién de gas inicial, se
estudiara el efecto que genera esta saturacion de gas Sy en yacimiento, sobre el
factor de recobro alcanzado en estos procesos de recobro secundario por

inyeccion de agua.

El analisis sobre el efecto de la saturacion de gas inicial concluira sobre un estudio
a un campo base (Casabe Bloque Ill) para evaluar el efecto del gas y su
comportamiento en la prediccion de petréleo producido sobre datos reales de

campo.



3.2. Saturacion inicial de gas en yacimiento

La saturacién de gas inicial es el espacio disponible para el gas en el medio

poroso, siempre y cuando se presente capa inicial de gas o “gas libre”, asi:

G=V,*S, *B, (131)

Si se conoce la cantidad de gas en el yacimiento, representada por la saturacién
de gas, se puede conocer las potenciales reservas de gas contenidas en la

formacion.

Sin embargo, si se desconoce la Saturacion de gas, pero el aceite en el
yacimiento es conocido, se puede saber cuanto gas hay inicialmente en formacion.
La ecuacion de petréleo crudo en el yacimiento a cualquier instante de la vida del
mismo, tiene diferentes formas de acuerdo con el tipo o tipos de empuje que

actuan sobre este, siendo los siguientes los mas comunes:

Yacimientos Saturados
Empuje por Gas en Solucién o Agotamiento
Empuje por Agotamiento y Capa de gas Inicial

Empuje por Agotamiento y Empuje de Agua sin Capa de Gas

® 2o 0 T o

Todos los Empujes

Por lo que concierne a este proyecto, el recobro secundario por inyeccion de agua
se inicia conociendo muchos aspectos del yacimiento, entre estos aspectos
resaltamos, datos de produccion, tipo de empuje que presenta el yacimiento
explotado y otros datos como WOR, GOR, API del crudo; de esta manera se
tendra una idea de cuanto gas puede encontrarse in situ al inicio de la inyeccidn

de agua. Aunque tedricamente se puede calcular la saturacién de gas inicial, al



emplear la ecuacion 132 basada en un balance de materia'® a cualquier tiempo t,

para yacimientos que presentan empuje por capa de gas o por gas en solucion.

sg=(1—sw){1—(1—'\:\j’j:°l (132)

Donde:

Sy = Saturacion de gas @ cualquier tiempo t
Sw = Saturacion de agua @ t

Np = Petréleo producido @ t

N = Petréleo Original In Situ

B, = Factor Volumétrico del aceite @ t

B.i = Factor Volumétrico de aceite Inicial

Esta ecuacion supone que el gas esta distribuido uniformemente por todo el

espacio poroso a dicho tiempo t de la vida productiva del yacimiento.

Al conocer la cantidad de gas inicial presente en la formacién, mostraremos como
afecta, tanto de manera tedérica como practica el comportamiento de la produccion

de hidrocarburos liquidos sometidos a procesos waterflooding.

3.3. Efecto de la saturacion inicial de gas en procesos de inyeccion de

agua.

En un yacimiento parcialmente agotado, es posible encontrar una saturacién de
gas inicial antes de comenzar la inyeccion de agua. La inyeccion de agua en un
sistema lineal producira en la formacién un banco de aceite o zona de mayor
saturacion de aceite adelante del banco de agua inyectada. El banco de aceite,
en movimiento desplazara una parte del gas libre delante de ella, atrapando el

resto como se observa en la figura 40.
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Figura 40. Perfil de la Saturacion durante una inyeccién de agua

Banco de agua Banco de Aceite Yacimiento Inalterado

GAS ATRAPADO

ACEITE

Fuente: WILLHITE, G. Paul. Waterflooding.

El volumen de gas que queda atrapado puede influir en la produccion de aceite
dependiendo si la presion que se alcanza con la inyeccion de agua, es suficiente o
no para redisolver el volumen de gas presente, por lo tanto, el efecto que
provocara la saturacion de gas inicial en un proceso de inyeccidon de agua

depende de si se presenta los siguientes fendmenos:

e Redisolucion del gas atrapado

e Presencia de gas atrapado
3.3.1. Redisolucién del gas atrapado. En un proceso de inyeccién de agua
usualmente se emplean tasas de inyeccién altas que se sean factibles dentro de

las consideraciones econdmicas que presente el proyecto, lo cual permite que se

incremente la presion del yacimiento y por lo tanto se redisuelva el gas atrapado
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(figura 41) que quedo después de que el banco de aceite desplazé el gas movil del

volumen de gas presente inicialmente, en el banco de aceite.

Figura 41. Distribucion del gas atrapado en yacimiento en procesos de inyeccion

de agua.

ACEITE

Fuente: BARON, J. R.; HERRERA, H.

El efecto que observaron'” (WILLHITE, 1986) se representa en la figura 42, en
donde se puede apreciar que a medida que aumenta la saturacién de gas inicial
(Sgi), el volumen poroso inyectado necesario para lograr que el banco de aceite
llegue al pozo productor aumentara, es decir que la produccion de aceite debido a
la inyeccion de agua tardara mucho mas tiempo, que cuando no se presenta

saturacion de gas inicial, ademas la produccion de aceite acumulada disminuira.
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Figura 42. Efecto de la saturacion de gas inicial en la produccion de aceite.
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Fuente: WILLHITE, G. Paul. Waterflooding.

3.3.1.1. Presion de redisolucion. Consideremos que la saturacion del gas
atrapado en el margen delantero (figura 40) de la zona de aceite sea Sg;, con una
saturacion de aceite correspondiente de S, y una saturacion de agua congénita,
Swe.

El gas existente en una unidad de espacio de poroso expresado en condiciones

estandar es:

Sgt So
{BHBJRS s (133)

g [o}
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Considerando que un volumen de aceite adicional, AS,, saturado con gas a una
mayor presion entra al volumen unitario e incrementa la presion hasta ese mismo
nivel. Consecuentemente, una parte del gas atrapado se comprime y disuelve. La
saturacion de aceite resultante es S,, y el aceite tiene un factor volumétrico de
formacion de B’, con una relacion gas disuelto — aceite de R’s. El gas atrapado,
ahora a una mayor presion, S’y, tiene un factor volumétrico de formacién de B,.

El balance de volumenes da:

So%+ASO+S;t+SWC =1 (134)

o]

El balance de gas en este volumen unitario, expresado en condiciones estandares,
da:

S S '
Soy SeR 185 pr _Za, Seps (135)
B B B! B! B!

g o o g o

Combinan las ecuaciones 134 y 135 para eliminar el término AS, y para despejar

S’y se tiene:
! ! S t SO !
Sy = BQ{B—Z—B—O(RS —Rs)} (136)

La ecuacion 136 puede resolverse para determinar el nivel de presion en el que la

saturacion de gas atrapado queda disuelta por completo, es decir cuando:

S, =0 (137)

Entonces:

96



S B,
B S

(o] o

R;-R,)=0 (138)

La ecuacion 138, puede resolverse por ensayo y error hasta determinar la presion
del banco de aceite necesario para disolver el gas atrapado. La deduccion anterior
supone que también pueden utilizarse los datos de solubilidad del gas y del factor
de volumen del yacimiento petrolifero con presiones decrecientes, para
representar eventos que ocurren a una mayor presion. Tipicamente, un aumento
de presion del 10 al 20% basta para disolver cualquier gas atrapado en el banco

de aceite.

3.3.2. Presencia de gas atrapado. Varios autores han demostrado
experimentalmente que el recobro de aceite mejorard en presencia de una
saturacion de gas atrapado ya sea que el gas quede encerrado dentro del banco
de aceite o que simplemente reduzca el espacio disponible para el aceite, este
fendbmeno se ha tratado de explicar por medio de dos teorias propuestas por F.

Cole (1969) que son las siguientes:

e Primera teoria.

e Segunda teoria.
3.3.2.1. Primera teoria®®. La inyeccién de agua en un sistema lineal producira
en la formacion un banco de aceite adelante del agua inyectada. El banco de
aceite, en movimiento desplazara una parte del gas libre delante de ella,

atrapando el resto.

El movimiento del aceite residual hara aumentar la presion de este gas atrapado

por encima de la presién que tenia al quedar atrapado. Esto debido a que al existir
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tres fases en el medio poroso, la tension interfacial aceite-gas es menor que la
tensién gas-agua, haciendo que el gas se “encierre” dentro del aceite residual, lo
que llevara a que las particulas de aceite residual sean mas grandes que cuando
no existe presencia de gas, como se puede observar en la figura 43. Al someter el
banco de aceite a la inyeccion de agua, las moléculas de aceite reduciran de
tamano por simple mecanica de fluidos, de este modo al existir una burbuja de gas
dentro de la molécula de aceite residual, el volumen total del gas dentro del aceite

residual es igual a la disminucion del aceite residual en el yacimiento.

Figura 43. Efecto de la saturacion de gas libre en el S, (Primera teoria propuesta
por Cole).

INTERIOR DEL ACEITE
RESIDUAL

Fuente: Cole, F. 1969

La cantidad en la que aumentara la presién del gas antes de que el frente de
invasion lo alcance, dependera del ancho del banco de aceite, de la permeabilidad
al aceite y del gasto. Al aumentar la presion, el gas disminuye el volumen, debido

tanto a la compresion como a la solucion.
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Se descubrié también que el efecto de una saturacion de gas inicial sobre el
desplazamiento de aceite depende del volumen de gas atrapado existente en el
frente de invasién. Si no queda gas en un elemento de la roca en el momento en
el que el frente de invasion llega a éste, no habra influencia sobre el

desplazamiento de aceite.

3.3.2.2. Segundateoria®®. La saturacion de aceite se reducira en presencia del
gas, ya que quedara menos espacio para ser ocupado por el aceite residual en un
proceso de inyeccién de agua, donde la roca es mojada por agua en el espacio

poral mas grande, como se puede observar en la figura 44.

Figura 44. Efecto de la saturacion de gas libre en el Sy, (Segunda teoria).

i

GRANOS DE ROCA GRANOS DE ROCA

ACEITE RESIDUAL

Fuente: Cole, F. 1969

Efecto del gas atrapado sobre el factor de recobro por medio de inyeccion de
agua. Un numero importante de experimentos se han llevado a cabo respecto al
efecto de la saturacion de gas atrapado sobre el factor de recobro en la inyeccion

de agua®. Estos estudios incluyen la medicién de gas fluyente, las subsecuentes
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saturaciones de gas atrapado y de aceite residual remanentes. Cabe aclarar que
los estudios se realizaron bajo ciertas condiciones, principalmente que no ocurra
en un grado importante compresion ni solucibn de gas, ya sea durante el

entrampamiento de la fase gaseosa o del subsecuente barrido por agua.

Las figuras 45, 46, 47, relacionan una saturacion de gas fluyente con una de gas
atrapado y el efecto de la saturacion de gas inicial sobre la reduccion de la
saturacion de aceite residual para las rocas preferiblemente mojadas por agua.
Kyte et al.”® encontraron un efecto diferente en rocas preferiblemente mojadas por
aceite. Dedujeron que la reduccion de la saturacion de aceite causada por el gas
atrapado depende de la estructura de los poros de la roca, de la viscosidad del
aceite y del volumen de agua circulado y que por lo tanto, no puede determinarse
una correlacién simple entre el gas atrapado y el aceite residual. A partir de los
datos existentes, parece que en las rocas preferiblemente mojadas por aceite, el
aceite que permanece después de la inyecciéon de un volumen de agua igual a
muchas veces el volumen de los poros, no depende de la presencia de una

saturacion de gas inicial.
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Figura 45. Relacion de la Saturacion de gas inicial y la saturacion de gas
atrapado.
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Fuente: AHMED, T; Reservoir Engineering, Handbook. 2° Ed. GPC.

Figura 46. Efecto de la saturacion inicial de gas sobre la recuperacion de aceite
por medio del barrido con agua.
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Figura 47. Efecto de la saturacion de gas atrapado sobre la recuperacion de

aceite por la inyeccion de agua.
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Fuente: AHMED, T; Reservoir Engineering, Handbook. 2° Ed. GPC.

Las anteriores dos correlaciones graficas pueden

matematicamente por las siguientes dos expresiones:

2 a
Sq =a;+a,Sy +a5S,”° +8,8 + >
gi

Y ademas:

a
ASy = a1 +a,Sg +8538y° +a,S5 + >

Syt

Donde:
Sgi: Saturacion de gas inicial

Sgt: Saturacion de gas atrapado
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AS,,: reduccion de la Saturacion de Aceite Residual.

A continuacion en la tabla 6 se presentan los valores de los coeficientes a; — as,

empleados en las ecuaciones 139 y 140.

Tabla 6. Valores de los coeficientes a; de las ecuaciones 139 y 140.

Coeficientes | Ecuacién 139 Ecuacién 140
Ay 0.305017211 0.26936065
A, 0.4764700 0.41062853
As 0.69469046 0.29560322
Ay -1.8994762 -1.4478797
As -4.1603083*10 * | -3.0564771*10 *

Fuente: AHMED, T; Reservoir Engineering, Handbook. 2° Ed. GPC.

3.4. Redisolucion dinamica del gas atrapado en la inyeccion de agua:

analisis PVT

El analisis anterior propuesto en por Craig (1971) muestra teéricamente como
puede afectarse el recobro de aceite por parte de una capa inicial de gas,
aclarando que esta se encuentra dispersa a lo largo del medio poroso del
yacimiento sometido a inyeccion de agua. El efecto que tendra esta saturacion de
gas sobre el factor de recobro esta directamente implicado con la reduccion del
aceite residual en el medio poroso, esto conllevara a un incremento en el petréleo
recuperable y por esto un incremento también en el factor de recobro. El efecto del

gas inicial sobre el recobro de aceite se remarca cuantitativamente mediante la
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ecuacion 140 de este capitulo. Aqui se calcula la reduccion de la saturacion de
aceite residual de manera directa al conocer la cantidad de gas presente en el
yacimiento, sin tener en cuenta que a medida que el frente de agua avanza por el
medio poroso, la cantidad de gas en el yacimiento se va reduciendo debido a dos
efectos principales que ocurren en el proceso, el desplazamiento del gas hacia los

pozos productores y la redisolucion por el aumento de la presion.

Al entrar el agua de inyeccion al espacio poroso del yacimiento, este
experimentara un aumento de la presidn proporcional a la entrada de agua hacia
el medio. El frente de agua ira desplazando cierta porcion de ese gas libre y
ademas ayudara a que otra porcidon del gas se redisuelva en el crudo presente en
el yacimiento. A medida que este frente de desplazamiento avanza a través del
estrato, la cantidad de gas ira disminuyendo su efecto sobre el factor de recobro
por el hecho de que cada vez habra mas agua y menos gas presente en
yacimiento; decimos con esto que al ser la inyeccidon de agua un proceso
dinamico, los efectos que se puedan producir por las distintas variables
involucradas en este proceso también lo seran, como es el caso de el efecto

estudiado en este capitulo.

Este estudio puede ser expresado cuantitativamente a partir de una expresion
matematica que indique la saturacién de gas a cualquier presion P < Pb; ecuacién

132 obtenida mediante un balance de materia.

Con la ecuacién 132 se sabe cuanto gas existe al inicio de la inyeccion; a partir de
aqui, la saturacion de gas cambiara en la medida en que el frente avanza, porque
se presentara un cambio tanto en la saturacion de agua (Sw) debido a el ingreso
de agua en la formacion, como el factor volumétrico del aceite debido al aumento
de la presion del yacimiento. Este cambio con el tiempo o la presién de la
saturacion de gas puede desarrollarse a lo largo del proceso mediante el ingreso

de ciertos datos convenientes en el software ASIA, a saber, una tabla de datos
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PVT del yacimiento a analizar nos proveeria de informacion respecto a ciertas
variables involucradas por debajo del punto de burbuja, como son factores
volumétricos de formacion, solubilidad de gas en el aceite, presion de yacimiento,
entre otras. Estas variables se pueden combinar convenientemente para obtener
expresiones matematicas que podrian ser usadas en la prediccion del fendmeno

aqui planteado.

Si se grafica una curva Bo vs. Presion de Yacimiento (figura 48), se obtendra una

linea de tendencia de ecuacién polinémica con forma:

B, =a,+a,P+a,P*+a,P? (141)

Esta ecuacidon representa el cambio del factor volumétrico con respecto a la
presion de yacimiento si P< Pb, dicha expresion podra usarse para variar este
factor volumétrico en la ecuacion, 132 que variara a su vez la saturacion de gas en
la medida en que la presion de yacimiento se eleve por causa de la inyeccion de

agua.
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Figura 48. Grafico tipico de Bo vs. P cuando P< Pb.
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Fuente: BARON, J. R.; HERRERA, H.

Otra variable del proceso es la saturacion de agua en la arena invadida, esta
variable se hace un poco mas compleja de tratar, ya que no se conoce con certeza
cual sera la nueva saturacion de agua en la formacion después de iniciada la
inyeccion. Una forma de resolver este problema es ir a la ecuacién de flujo
fraccional y de acuerdo a esta, tratar de llegar a la saturacion de agua hasta antes
de ruptura. Lo anterior resulta muy complicado ya que la ecuacion de flujo
fraccional no ha sido resuelta de forma clara para procesos de inyeccion de agua

hasta antes de ruptura.
Una solucion conveniente para este problema es tratar de relacionar de manera

analitica la entrada de agua con el cambio de saturacion de agua, aceite y gas en

el espacio poroso, es decir, cuantificar el cambio de saturacion de agua de
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acuerdo al volumen de agua inyectada en el yacimiento; esto también debe estar
ligado con el incremento de la presion del yacimiento, de esta manera relacionar el
cambio de la saturacion de agua con su efecto directo y también con el cambio en

el factor volumétrico de formacion.

3.5. Andlisis del efecto de la saturacion de gas inicial en procesos de

inyeccién de agua, caso Campo Casabe bloque Il

Para estudiar el efecto de la saturacion de gas inicial en procesos de inyeccion de
agua y de esta manera definir su comportamiento desde el inicio de la inyeccion
hasta el llenado o “fill-up”, se llevé a cabo un analisis sobre el campo base Casabe
Bloque Ill del que se hablo en el capitulo anterior; este andlisis consistié en
observar la influencia de una saturacion de gas inicial sobre el petroleo recuperado
hasta que el frente de agua ocupe todo el espacio que inicialmente tenia gas

dentro del espacio poroso, a este proceso se le llama fill-up.

Este estudio se hizo dentro de una prediccidn de los pozos propuestos en un
estudio anterior'®, escogiendo algunos pozos al azar pero que cumplieran con
algunas caracteristicas; por ejemplo, que estén distribuidos a lo largo de todo el
campo y que ademas contasen con todas las formaciones disponibles en el
bloque. EIl analisis se hizo sobre una sensibilidad de gas inicial en estos pozos
realizando corridas con el software ASIA 2005, en donde se observo el efecto que
ocasiona la presencia de una saturacién de gas inicial sobre la produccion de
aceite hasta la fecha de fill — up. Luego con los resultados de petréleo producido
se reemplazé en la ecuacion 132 y de esta manera poder lograr encontrar una
relacion S, = f (Sg), que pueda corregir la nueva saturacion de aceite afectada por

la saturacidon de gas al inicio de la inyeccion de agua.

Para realizar la sensibilidad se tuvieron en cuenta los siguientes parametros:
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¢ Pozos Analizados: Los pozos productores analizados con sus correspondientes

pozos inyectores que lo afectan se pueden observar en la tabla 7.

Tabla 7. Patrones de inyeccién del campo Casabe bloque Il analizados.

POZOS POZOS
PRODUCTORES INYECTORES
302 101 -102 - 104 — 105
9 102 - 103
1008 101 - 781

Fuente: BARON, J. R.; HERRERA, H.

Las arenas productoras que se tuvieron en cuenta en el bloque B son: B1 - B1i -
B2 - B2b - B2c - B2d - B2d - B2e - B3 - B3i
¢ Los porcentajes de saturacion de gas inicial (Sy), que se manejaron fueron los
siguientes: 0%, 6%, 10%, 18%, 25%, 45%.

Las predicciones que se realizaron en el software ASIA estan extrapoladas a 20
afnos, esto para garantizar que todos los modelos involucrados en este estudio
llegaran a fill-up, y de esta manera tener en cuenta el aceite producido hasta la

fecha.
Los resultados graficos de la sensibilidad realizada para cada uno de los patrones

de inyeccion de la tabla 1 con respecto a la saturacion de gas inicial (Sq), se

observan en las graficas 49, 50, 51.
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Figura 49. Sensibilidad a la Sy para el pozo productor 302.
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Figura 50. Sensibilidad a la Sy para el pozo productor 9.
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Figura 50. Sensibilidad a la Sy para el pozo productor 1008.
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Estos resultados muestran que, como era de esperarse, el factor de recobro
disminuye a medida que se aumenta la saturacién de gas; esto debido a que, por
consideraciones tedricas del método CGM, tarda mas en producirse la misma
cantidad de aceite por que el frente de agua hace que el petréleo redisuelva todo
el gas que ocupaba ese espacio poroso representado por la saturacion de gas, y

mientras el petrdleo pudiera estar produciéndose, se encuentra disolviendo el gas.
Luego de realizar las corridas en el software a las diferentes saturaciones de gas,

los resultados obtenidos de este estudio con respecto al petréleo producido por

los pozos analizados a tiempo de fill - up, se pueden observar en la tabla 8.
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Tabla 8. Resultados obtenidos de petréleo producido, en cada patron de inyeccion

analizado.

Syi (Frac.) Np(Bbl) Pozo 302 | Np(Bbl) Pozo 9 | Np(Bbl) Pozo 1008
0 139326 78350 33807
0.06 135363 76308 33015
0.1 131911 73517 32576
0.18 126469 63667 31313
0.25 120156 61951 30230
0.45 97969 43728 26443

Fuente: BARON, J. R.; HERRERA, H

La ecuacién 132 utilizada para este estudio depende de la Sw del campo a
analizar, el petroleo producido por el campo y los factores volumétricos tanto inicial
como actual. Por procedimientos del software de simulacion ASIA 2005, los
factores volumétricos en este caso son iguales entre si (B, = Boi), esta relacion

tendria como resultado 1 y no afectara el calculo de petréleo producido.

Algunos parametros que se tuvieron en cuenta fueron los siguientes:

¢ Saturaciones de agua inicial (promedia entre todas las formaciones del pozo):
0.49, 0.48, 0.5 respectivamente.

¢ Petrdleo in-situ: Vp*(1-Sw-So) para todos los patrones (el software ASIA tiene la

opcion de hacer este calculo)

Los resultados de petroleo producido que se encuentran en la tabla 3 y los valores

de saturacion de agua inicial, se reemplazaron en la ecuacion 132 para poder
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calcular la saturacion de aceite a un tiempo t (representado en este caso por un
Np), y de esta manera lograr determinar una correlacion con la que se pueda
corregir la saturacion de aceite debido a la presencia de una saturacion de gas
inicial, esto se debe a que el software ASIA no reconoce en que magnitud la
saturacion de gas inicial afecta la produccion de aceite hasta el tiempo de fill - up,
como se menciono anteriormente en este capitulo. Las correlaciones que se

obtuvieron se pueden observar en las figuras 51, 52, 53.

Figura 51. Variacion de la saturacion de aceite con respecto a la saturacion de

gas inicial para el pozo productor 302.
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Figura 52. Variacion de la saturacion de aceite con respecto a la saturacion de

gas inicial para el pozo productor 9.
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Figura 53. Variacion de la saturacion de aceite con respecto a la saturacion de

gas inicial para el pozo productor 1008.
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Las lineas de tendencia ubicadas en cada grafico corresponden a la ecuacion que
corrige a cada pozo analizado del campo completo, es decir, cada pozo tendra
una linea de tendencia diferente (aunque muy similar) que correspondera al
cambio que debe sufrir la saturacion de aceite del patron del pozo analizado de
acuerdo a la saturacién de gas inicial presentada, todo esto si el pozo es analizado
en el software ASIA 2005.

De acuerdo con las ecuaciones de tendencia, una ecuacién generalizada de este

estudio para este campo en particular puede ser la siguiente:
So = -3.0058Sg® + 0.874Sg? — 0.1186 Sg + 0.4769 (142)

Esta ecuacion representa el cambio de la saturacion de aceite de acuerdo a un
saturacion de gas inicial presentada en los pozos del campo Casabe Bloque Il

Esta ecuacion podria enriquecer al software de simulacién ASIA 2005, de tal
manera que arroje resultados mas exactos y lo haga mas confiable.
Recomendamos que este estudio también pueda y deba ser extrapolado a otros
campos analizados por este software para mayor confiabilidad. Hay que dejar en
claro que esta ecuaciéon soélo es aplicable a los pozos del Bloque Ill del campo
Casabe, ya que esta ecuacién depende de la produccion del campo analizado y

del analisis PVT (para evaluar el factor volumétrico) del crudo.
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4. CONECTIVIDAD HIDRAULICA

4.1. Introduccién

La conectividad hidraulica entre pozos es un parametro importante de la formacién
y debe ser considerado en el disefio de los procesos de recobro secundario. La
conectividad ha sido considerada como la continuidad del espesor entre los pozos,

pero las propiedades de flujo no permanecen constantes entre los mismos.

Zonas conectadas hidraulicamente, son porciones del yacimiento que tienen
interconexiones de porosidad, permeabilidad y espesor que permiten flujo de
fluidos. Se dice que hay conectividad hidraulica entre dos pozos o puntos
arbitrarios de un yacimiento, si existe un camino continuo de movimiento de fluidos

entre ellos, independiente de su litologia y de sus limites de estrato.

Para el buen desempefio de un patron de inyeccion, la conectividad hidraulica
entre los pozos es uno de los factores mas importantes. Al existir conectividad
entre pozos, e inyectar agua, existira un movimiento continuo de fluidos, de
inyectores a productores, generando el barrido de hidrocarburos, hacia los pozos
productores. Para realizar |la validaciéon de la técnica de conectividad hidraulica
empleada en el estudio® realizado por ICP al campo Casabe bloque Il aplicaremos
una técnica estadistica que utiliza la historia de produccién e inyeccion y la técnica
denominada CHEP? que emplea datos petrofisicos. ASIA 2005 contiene una
aplicacion que utiliza propiedades petrofisicas para caracterizar las conexiones y
establecer influencias entre pozos, esto puede ser mejorado mediante estudios de
conectividad hidraulica usando métodos facilmente programables como lo es el

coeficiente de correlacion presentado en este capitulo.



4.1. Coeficiente de correlacion® (r)

Originado por el investigador Karl Pearson aproximadamente en el afio de 1900, el
coeficiente de correlacion (r) describe la intensidad de la relacion entre dos
conjuntos de variables. Se denota por la letra r, se caracteriza por tomar cualquier
valor de -1.00 a +1.00. Un coeficiente de correlacion de —1.00 o de +1.00 indica
correlacion perfecta; si no existe en absoluto relacion entre dos variables la r sera
cero. La figura 54, representa la intensidad y la direccion del coeficiente de

correlacion.

Figura 54. Intensidad y direccidn del coeficiente de correlacién

Correlacion Minguna Correlacian
negatiza correlacion positiva
perfecta perfecta

Correlacian Correlacion  Correlacion | Correlacion Correlacion  Correlacion
negativa negativa negativa positiva positiva positiva
intenza moderacda kil cléhil mcndnirada irten=a
-1.00 -0.50 ul 050 1.00
f— COFFElRCION Negativa : correlacion positive e

Fuente: BARON, J. R.; HERRERA, H.

El valor positivo o negativo de r, depende de la pendiente. Si dos variables son
directamente proporcionales, la pendiente sera positiva vy el coeficiente de

correlacion también, en caso contrario, r tomara valores negativos.

La férmula parar es:



n> x)-O %0 Y)
\/-H(ZXZ)'(ZX)Z__H(ZYQ)—(ZY)zJ (143)

Donde:

n : numero de pares de observaciones.

X . variable que se ubica en el eje de las ordenadas.
Y . variable de se ubica en el eje de las abscisas.

> X : suma de valores de la variable X.

>Y : suma de valores de la variables Y.

> XY :suma del producto de las variables Xy Y.
> X* : suma de valores de X elevados al cuadrado.
(O.X)*  cuadrado de la suma de los valores de X.
> Y? : suma de valores de Y elevados al cuadrado.

(Q_Y): cuadrado de la suma de los valores de Y.

4.2.1. Prueba de hipoétesis. La prueba de hipotesis es un procedimiento basado
en la evidencia muestral y en la teoria de probabilidad que se emplea para
determinar si la hipotesis es un enunciado razonable y no debe rechazarse o si es

irrazonable y debe ser rechazada.

117



4.2.1.1. Procedimiento para probar una hipoétesis. Existe un procedimiento
de cinco pasos que sistematiza la prueba de hipotesis; al llegar al quinto paso, se

esta en capacidad de tomar la decision de rechazar o no la hipétesis.

e La hipétesis nula y la hipétesis alternativa®®. El primer paso es plantear la
hipotesis que se probara. Se le denomina hipotesis nula (Hp). Por lo general hay
un no en la hipétesis nula, que significa que no hay cambio. La hipétesis nula para

el problema del coeficiente de correlacién-conectividad es:

e Ho: “El coeficiente de correlacion indica que no hay conectividad hidraulica”

En términos generales la hipotesis nula se plantea con el objetivo de aceptarla o
rechazarla. Hay que recalcar, al llegar a este punto, que si la hipotesis nula se
acepta con base en los datos muestrales, en realidad se sefala que la informacion
o evidencia no permite rechazarla. Sin embargo, no es posible afirmar que la

hipétesis nula es verdadera.

La hipdtesis alternativa (H1), describe lo que se considerara si se rechaza la
hipétesis nula. Es decir, la hipdtesis alternativa es una afirmacién o enunciado
que se aceptara si los datos muestrales proporcionan amplia evidencia que la

hipotesis nula es falsa. Para este caso es:

e Hj: El coeficiente de correlacion indica que hay conectividad hidraulica”

e Nivel de significacion. Es el riesgo que se asume acerca de rechazar la
hipétesis nula cuando en realidad debe aceptarse por ser verdadera. El nivel de

significacion se denota como o. También se denomina nivel de riesgo. Este
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ultimo es un término mas adecuado, ya que es el riesgo que existe de rechazar la
hipétesis nula cuando en realidad es verdadera. El nivel de significacion usado

para el proyecto es a= 5%.

e EIl valor estadistico de prueba. Es un valor determinado a partir de la

informacion muestral, que se utiliza para aceptar o rechazar la hipétesis nula.

El valor estadistico de prueba (t) se calcula con la férmula:

t=- Con n -1 grados de libertad (144)

Donde:
r : Coeficiente de correlacion.

n : Nimero de datos o tamano muestral.

e Laregla de decisién. Una regla de decision simple es una afirmacion de las
condiciones bajo las que se acepta o rechaza la hipétesis nula. EIl area de
rechazo define la ubicacion de todos los valores que son demasiado grandes o
demasiado pequerios por lo que la probabilidad de que ocurra segun una hipétesis
nula verdadera es muy remota. En la Figura 55 se muestran las regiones de

aceptacion y rechazo para la prueba de hipétesis.

La distribucién probabilistica usada es la t de student. Sera necesario un mayor
valor de t calculado para rechazar la hipdtesis nula que para muestras grandes
utilizando una distribucion normal. En otras palabras, debido a que hay mas
variabilidad en las medidas muestrales calculadas a partir de las muestras mas

pequenas, se tiene menos confianza en los estimadores resultantes.

119



Para el calculo del valor critico (V.C.) se usa la tabla que aparece en el Anexo B,
con nivel de significacién 5% y un grado de libertad. El valor critico, depende del

numero de datos o tamafo muestral.

Figura 55. Regiones para la prueba de hipotesis.

REGIONES DE ACEPTACION Y DE RECHAZO
A PRUEBA DE HIPOTESIS

REGIOH DE
ACEPTACION

REGION DE
RECHAZO

'

0
Probabilidad < Probabilidad
0.95 0.05

i
T

Valor
Critico

Fuente: BARON, J. R.; HERRERA, H.

e Toma de la decisién. El quinto y ultimo paso en la prueba de hipotesis es la
toma de la decisién, aceptar o rechazar la hipdtesis nula. Basandose en la
informacion de los valores estadisticos de prueba y valor critico, se toma la

decision.

Cuando el valor estadistico de prueba es menor que el valor critico, t < V.C, se da

un valor de cero (0) en la matriz de decision, en caso contrario uno (1). El valor
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uno (1) indica que se rechaza la hipétesis nula, en consecuencia, se acepta la
hipdtesis alternativa, es decir, se cree que hay conectividad hidraulica. Los
valores de cero (0) aceptan la hipotesis nula, no hay conectividad hidraulica entre

pOZos.
4.2.2. Coeficiente de Correlacion vs. Conectividad Hidraulica. Asumiendo un
yacimiento isotropico, con sello hidraulico, con presién promedio de yacimiento
mayor a la presion de burbuja (S4=0), factor volumétrico de uno y con un pozo
productor y otro inyector de agua, surge una pregunta:

e ; Existe conectividad hidraulica entre los pozos?
Para solucionar esta pregunta es necesario graficar la inyeccion de agua vs. La

produccion de fluido total, y se obtiene la Figura 56.

Figura 56. Comportamiento ideal inyeccion vs. Produccion

Inyeccion vs. Produccion

9000
8000 ~
F000
6000
5000
4000
3000 -
2000 -
1000 -

Caudal de fluido
producido, (bbl/d)

0 1000 2000 3000 4000 5000 6000 7000
Caudal de agua inyectada, (bbl/d)

Fuente: BARON, J. R.; HERRERA, H.
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De la figura 56 se puede deducir:

e Por cada barril de agua inyectado se produce un barril de petréleo, ya que

la pendiente es igual a uno.

e La diferencia entre caudal de fluido producido (q:;) y caudal de agua
inyectada (iw) es el aporte de fluido por produccion primaria.

e El coeficiente de correlacidon es uno.

e La pendiente es positiva.

Esto obliga a pensar que hay movimiento continuo de fluidos del pozo inyector al
pozo productor, existiendo conectividad hidraulica entre ellos. Generalizando se
puede decir, que el coeficiente de correlacién entre las variables caudal de agua
inyectado y el caudal de fluido producido permite hallar la conectividad hidraulica
entre pozos. Estas caracteristicas se aprovechan para determinar la conectividad
hidraulica entre los pozos del bloque. Se debe resaltar que el coeficiente de
correlaciéon con valores de uno es solo para un yacimiento que tiene un
comportamiento ideal; en casos reales r nunca alcanzara dicho valor. Las

principales causas de no tener valores de correlacion igual a uno son:

e Los pozos inyectores y productores estan conectados hidraulicamente con

mas de un pozo, en la mayoria de los casos.

e En yacimientos reales, como el del Campo Casabe, un barril de agua
inyectado no desplazara un barril de fluido, ya que la segregacion
gravitacional hace que parte del agua inyectada valla a acumularse en la

parte mas baja de la formacién.
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4.2.3. Conectividad Hidraulica sobre Casabe Bloque Il

Antes de analizar y evaluar la conectividad hidraulica del campo Casabe Bloque IlI
(figura 57), por este procedimiento estadistico, se tuvo en cuenta que este analisis
sblo se realizara por pozo inyector; esto debido a que se quiere encontrar
conexiones entre pozos inyectores y productores en ese sentido de flujo de
fluidos, es decir, que la conectividad hidraulica se evaluara por la conexién entre
un inyector que se encuentre hidraulicamente conectado a un productor para que

se efectue el desplazamiento de aceite en ese sentido de flujo.

Figura 57. Pozos campo Casabe Bloque Il con Inyectores analizados con

Conectividad Hidraulica.
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Fuente: Software ASIA 2005.
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Se hizo de esta manera porque se busca relacionar de acuerdo a otro parametro
influyente sobre el ajuste histérico realizado a algunos pozos productores del
campo Casabe Bloque Il (descrito en el Cap. 2 de este trabajo) se escogieron
pozos inyectores que representaran conexiones con varios de estos pozos
productores analizados anteriormente; ademas de otras caracteristicas (historias
de inyeccion, distribucion de arenas, ubicacidon geografica, propiedades
petrofisicas, etc.); ademas de la disponibilidad de la informacion requerida. Los
pozos inyectores escogidos son: CSB 469, CSB 733, CSB 736, CSB 738, CSB
741, CSB 744, CSB 770 (Ver figura 57). Estos pozos fueron escogidos por
presentar todas las caracteristicas adecuadas para este objetivo. Sobre estos
pozos mencionados se analizara también la técnica de Conectividad Hidraulica
Entre Pozos (CHEP) y se generaran unas conclusiones sobre el trabajo realizado

y los resultados obtenidos.

4.2.3.1.

campo Casabe Bloque Il

Resultados. De acuerdo con datos de produccidn e inyeccion del
I3, el andlisis de la conectividad hidraulica de pozos de
este campo arrojo los resultados mostrados en la tabla 9; los pozos inyectores
estan resaltados y debajo de ellos los pozos productores con los cuales tiene

arenas interconectadas:

Tabla 9. Estudio de Coeficiente de Correlacién para pozos del Campo Casabe

Bloque IIl.
Pozo R N T V.C. Decision
Iny. CSB
469
1007 0.9187 137 27.144295 1.9776 1
755 0.9744 146 52.2944538 | 1.9765 1
756 0.9045 146 255393002 | 1.9765 1
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308 0.9034 147 25.4715202 | 1.9763

377 0.9898 147 84.2987839 | 1.9763
Iny, CSB

733

310 0.9829 182 71.9067318 | 1.9732

433 0.9468 154 36.3923091 1.9756

1006 0.9806 181 67.0464863 | 1.9732

411 0.9867 182 81.7854985 | 1.9732
Iny. CSB

736

260 0.9945 173 125.601199 | 1.9739

310 0.9889 173 87.3976519 | 1.9739

433 0.9843 130 63.4771238 | 1.9785

411 0.9712 173 53.4780319 | 1.9739
Iny. CSB

738

295 0.9228 148 29.0485085 | 1.9762

1045 0.9759 140 52.7567746 | 1.9772
Iny. CSB

741

755 0.9775 155 57.5874475 | 1.9755

1005 0.9721 88 38.682784 1.9876

260 0.9916 162 97.8014239 | 1.9748

310 0.9916 162 97.8117329 | 1.9748

1045 0.9952 162 129.384106 | 1.9748
Iny. CSB

744
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755 0.9247 155 30.1526554 | 1.9755 1
308 0.8416 160 19.6527479 1.975 1
432 0.8712 160 22.386487 1.975 1
1005 0.8815 87 17.320364 1.9879 1
260 0.9528 160 39.5757004 1.975 1
Iny. CSB

770

1007 0.8635 156 21.3162029 | 1.9751 1
755 0.9962 174 150.903194 | 1.9764 1
304 0.9848 25 27.8596862 | 1.9673 1
405 0.983 180 71.7962185 | 1.9892 1
1005 0.9677 106 39.3342855 | 1.9752 1

Fuente: BARON, J.R; HERRERA, H.

Como se puede ver en los resultados, todas las decisiones obtenidas de acuerdo
al coeficiente de correlacién resultaron favorables, es decir que existe conectividad
hidraulica entre todos los pozos productores e inyectores analizados; el préximo
analisis realizado por otra técnica, puede corroborar o refutar esta sentencia, o a
su vez, mostrar el grado de conectividad hidraulica (Buena - Regular - Pobre) de

acuerdo a otros parametros de analisis.

4.3. CHEP?? (Conectividad Hidraulica Entre Pozos)
La Conectividad Hidraulica Entre Pozos o mas conocida como CHEP, ha sido

definida como la medida de trayectoria continua entre un medio poroso que

conecta a dos pozos, esta trayectoria debe poseer propiedades como porosidad,
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permeabilidad y espesores en comunicacion, que favorezcan el flujo de fluidos en
el medio poroso. La conectividad hidraulica ayuda a tener una idea de la

trayectoria mas probable del flujo de fluidos a través del yacimiento.

4.3.1. Técnica CHEP: Definicibn matematica. Una propuesta practica para
definir la conectividad hidraulica entre pozos es relacionando el caudal de
produccion real de cada fluido sobre el caudal de produccién o inyeccion a

condiciones ideales o tedricas, asi:

[Caudal | de | Produccion | de | petr(')leo]Real

CHEP = . .
[Caudal | de | Produccion | o | Inyecmon]Teérico

(145)

Donde:

CHEP: Conectividad Hidraulica Entre Pozos [Adimensional]
Caudal de Produccion o Inyeccion: Caudales de produccion de aceite y/o agua
[Bbl].

Esta definicion matematica del concepto de CHEP presenta dos modelos, lineal y
radial, de acuerdo a la geometria. Las ecuaciones practicas que representan estos

dos modelos son las siguientes:
Para el modelo lineal:

CHEP = 2 (146)

1 + 1 ' Krmax ' Amax
Kroy Ay Krag)-Apy

Para el modelo radial:
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In(%) (147)

[0.5*reJ

In

"

v nZ |k, h

+
Kroy Ny Kraz) -y

CHEP, =

Donde:
CHEP: factor de conectividad hidraulica entre pozos [adimensional]

Krmax: Maximo valor de permeabilidad de los valores de las secciones del modelo,
[md]

Amax, hmax: Maximo valor de area y espesor entre las secciones del modelo, [L2 L]
Kra.b): Permeabilidades de las distintas secciones del modelo, [md]

Aab), hab): Areas y espesor correspondientes de las secciones del modelo, [L?, L]
re, 'w : Radio efectivo del modelo y radio de pozo respectivamente, [L, L]

Luego de utilizar la técnica del coeficiente de correlacion para evaluar la
conectividad hidraulica entre pozos mediante datos de produccion e inyeccion, la
metodologia denominada CHEP puede corroborar estos resultados utilizando
parametros petrofisicos, como son permeabilidades, espesores y distancias entre

pozos. Esta ultima técnica también da una idea de que tan heterogéneo es el

medio poroso del yacimiento analizado.
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El factor CHEP varia en un rango de valores entre cero y uno (0 < CHEP < 1); los
valores cercanos a cero indican que el medio poroso es bastante heterogéneo, asi

como los valores cercanos a 1 significa gran homogeneidad del medio poroso.

4.3.2. Técnica CHEP sobre Casabe Bloque Il La ecuacion 147 presentada
anteriormente, sera utilizada para desarrollar la técnica CHEP en el campo base
Casabe Bloque Ill, esto con el fin de validar la técnica del coeficiente de
correlacion utilizada para evaluar la conectividad hidraulica entre pozos del campo
base mencionado; esto permitira concluir sobre la aplicabilidad de esta técnica
sobre todos los pozos del campo Casabe y si es posible, sobre cualquier campo

sometido a inyeccion de agua.
El analisis CHEP se realiz6 a los pozos sobre los cuales se efectué también el
estudio de conectividad hidraulica por coeficiente de correlacién, de acuerdo con

las razones expuesta anteriormente (item 4.2.3).

Las propiedades de los pozos inyectores analizados se encuentran en la tabla10.

Tabla 10. Propiedades de pozos inyectores del campo Casabe Bloque Ill.

CSB CSB CSB CSB CSB
Productor CSB744 | CSB770
469 733 736 738 741
B2- B2-B2b- | B1-B1i- B1- B1-B1i-
Arenas B1-B1i B1-B1i
B2b B2c B2 B1i-B2 B2
57.6-
63,6- 322- 37-186- | 121- 36,6- 100-
K [md] 277-
24 323-364 | 164 291 26,4 262-119
61,8
h [ft] 52-8 29-24- 38-50- 49- 44-57- | 28-21 52-63-
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05

78

89,5

42

73

r'w [ft]

0,3

0,3

0,3

0,3

0,3

0,3

0,3

Fuente: ECOPETROL-ICP. 2005.

Para una mejor representaciéon del fendmeno fisico mostrado a través de la
conectividad hidraulica entre pozos, la ecuacion 147 de CHEP en flujo radial fue la
escogida para realizar esta tarea. Es fisicamente mas probable que en los pozos
de un campo real la direccidon que describe el agua de inyeccion y el fluido
producido sea radial en vez de lineal; esta es la principal razén por la cual se

escogio la ecuacion de CHEP de flujo radial.

4.3.2.1. Resultados. El analisis de conectividad hidraulica usando la técnica de
Conectividad Hidraulica Entre Pozos se realizd a los 7 pozos inyectores del
Campo Casabe Bloque Il descritos anteriormente, relacionandolos con pozos
productores con los cuales presentan formaciones comunes, estos pozos
productores se describen en las tablas 11. Esto se hizo analizando tanto las
conexiones inyector-productor como cada una de las arenas que comunican a
estos pozos; se hizo de esta manera debido a que el estudio de conectividad
hidraulica relaciona las permeabilidades y espesores de cada una de las
formaciones entre los pozos y no promedios entre ellas; es decir, no se toma la
permeabilidad promedia del pozo inyector y el productor para el estudio CHEP
entre estos dos pozos, sino que por cada arena comun presente entre ellos, se
analiza la conectividad hidraulica con un calculo CHEP por separado y asi se
obtiene un estudio mas completo de cual puede ser la trayectoria de los fluidos

entre los pozos por cada una de las formaciones que los intercomunican.
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Los resultados por pozo inyector del analisis de conectividad hidraulica usando la
técnica CHEP se daran, como se ha dicho, tanto como por pozo productor, como

por cada arena comun entre ellos, asi:

Tablas 11. Propiedades de los Pozos Productores

Pozo Arenas | K [md] ‘e Inyector | Espesor CHEP
[ft] [ft]
Iny. CSB
469
1007 | B2-B2b |20-18,3 |[502,8 15-4 0:396 -
0,347
308 B2.B2b | 0" 318,8 45.33 |20
48,8 0,064
377 B2 71,4 1155 42,5 0,255
755 B2 189,2 547,3 70 0,268
756 B2b 48 535,6 22 0,086
Iny. CSB
733
1006 | B2- 406-239- | 7675 33,5- 0,267-
B2b- | 320 31,8-75 |0,217-0,31
B2c
310 B2- 154-61-84 | 554,3 30— 22,5 | 0,54-
B2b- ~785 0,313-
B2c 0,438
411 B2- 25-51-67 | 675 19— 11— | 0,185-
B2b- 64,5 0,077-
B2c 0,325

131



433 0.9867 | 182 81.7854985 | 1.9732 1
Iny. CSB
736
215,8- 528,3 0,715 -
260 B1-B1i 62,8 - 40
105,4 0,841
A6 B1-B1i | 58-254- 533,5 50-67,5-0,514-
- B2 154 30 0,57-0,783
411 B2 25,1 489,9 19 0,206
433 B2 221,2 1075,1 54 0,171
Iny. CSB
738
519 22,6 - 0,396-
1045 B1-B1i | 273 -614
64,3 0,275
295 B1i 77,9 523,7 77,5 0,765
Iny. CSB
741
B1-B1i | 121- 252- 0,43-0,79-
1005 569 52- 43- 39
-B2 134 0,48
B1-B1i | 273—-614- 22,6-64,3- | 0,207-
1045 445
-B2 100 22,3 0,20-0,35
260 B2 189,2 1234,5 70 0,213
B1-B1i | 58,5- 255- 50-67,5- | 0,89-
310 486,7
-B2 154 30 0,851-0,42
755 B2 189,2 820 70 0,0957
Iny. CSB
744
B1-B1i | 122-252 1067,4 52-43 0,1745-
1005
0,041
260 B1 215,8 590,3 62,8 0,045
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— B1-B1i |78,5-183 |475,4 40,5-56,5 | 0,344-
0,059
432 B1 70 539,6 34,5 0,203
B1-B1i | 75-187,3 | 593 26,3-35,2 | 0,258-
755
0,028
Iny. CSB
770
B1-B1i |52-43- |482,7 52-43-39 | 0,84-0,93-
1005
-B2 39 0,822
B1-B1i |25,5-51-|521,7 25,5-51- | 0,822-
1007
-B2 15 15 0,754-0,17
B1-B1i | 38,5-56 - | 1485,2 38,5-56- | 0,85-
304 -B2 39,5 39,5 0,785-
0,831
405 B1-B1i | 33,5-61-|439,1 33,5-61- | 0,894-
-B2 39 39 0,915-0,83
- B1-B1i | 26,3 - 798,3 26,3-35,2- | 0,433-
-B2 35,2-70 70 0,414-0,19

Fuente: ECOPETROL-ICP.

De manera general, podemos observar que los valores de CHEP varian en un
amplio rango de valores (entre 0.89 y 0.03), esto podria interpretarse como una
marcada heterogeneidad entre todo

las propiedades petrofisicas (sobre

permeabilidad y espesor) de las arenas involucradas en este estudio.
Para que un andlisis de este tipo sea relevante en la descripcion de un campo

petrolifero, es necesario tener la mayor cantidad de datos posible acerca de las

caracteristicas de las formaciones del campo a analizar, esto ayuda a que al tener
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una mejor caracterizacion del yacimiento, podamos hacer analisis mas profundos
en las decisiones del campo, esto de acuerdo a estudios (como el de Conectividad

Hidraulica aqui mostrado) que se hagan sobre él.

4.4. Comparativo entre coeficiente de correlacion y CHEP: evaluacion de la
conectividad hidréulica entre pozos

Al analizar los resultados entre al coeficiente de correlacion y CHEP para valuar la
conectividad hidraulica; se obtuvieron resultados que, comparados con otros
estudios sobre Conectividad Hidraulica Entre Pozos, arrojan resultados aceptables
y sobre los cuales se pueden obtener algunas conclusiones. Citando bibliografia

referente a CHEP?'%?

, los estudios de esta técnica realizados a campos
petroliferos colombianos muestran que buenos valores de CHEP son los que se
encuentran con valores entre 0,3 y hasta cercanos a 1; es decir, en el estudio aqui
realizado obtener valores en el rango descrito anteriormente confirmaran los
obtenidos por el método de coeficiente de correlacion. Esto debido a que la
técnica estadistica de coeficiente de correlacion depende en gran medida de la
cantidad y calidad de los datos de inyeccién y produccion; en este caso, al poseer
una gran cantidad de datos de este tipo, el coeficiente de correlacion mostro
resultados en donde los cuales la primera impresion en cuanto a resultados es que
todos los pozos estaban conectados, ya que los resultados oscilan entre 0,85 y
0,99. Como la técnica CHEP fue utilizada para corroborar estos resultados, el
grado de conectividad hidraulica serd evaluado comparando los resultados de
ambas técnicas en simultaneo. Este procedimiento se facilita mediante una tabla
de resultados finales (tabla 12), por pozo inyector en donde se comparan los
resultados de Coeficiente de Correlacion vs. Conectividad Hidraulica Entre Pozos
(CHEP).
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Tabla 12. Coeficiente de Correlacion vs. CHEP en Casabe Bloque lli

Pozo Inyector Coeficiehte CHEP Conectividad Hidréulica
Correlacion
CSB 469
1007 0.9187 0,398 — 0,347 Buena (2)
755 0.9744 0,339 — 0,064 Buena - Pobre
756 0.9045 0,255 Regular
308 0.9034 0,268 Regular
377 0.9898 0,086 Regular
CSB 733
310 0.9829 0,267-0,217-0,31 Buena - Buena - Buena
433 0.9468 0,54-0,313-0,438 Buena — Regular — Buena
1006 0.9806 0,185-0,077-0,325 Regular — Pobre — Buena
411 0.9867 0,082-0,152-0,244 Pobre  —  Regular -
Regular
CSB 736
260 0.9945 0,715 - 0,841 Muy Buena — Muy Buena
310 0.9889 0,514-0,57-0,783 suena — Buena — Muy
Buena
433 0.9843 0,206 Regular
411 0.9712 0,171 Pobre
CSB 738
295 0.9228 0,396-0,275 Regular — Pobre
1045 0.9759 0,765 Buena
CSB 741
755 0.9775 0,43-0,79-0,48 Buena — Muy Buena -
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Buena
1005 0.9721 0,207-0,20-0,35 FEgHer = Regilar =
Buena
260 0.9916 0,213 Regular
310 0.9916 0,89-0,851-0,42 Muy Buena (2) — Buena
1045 0.9952 0,0957 Regular
CSB 744
755 0.9247 0,1745-0,041 Pobre — Pobre
308 0.8416 0,045 Muy Pobre
432 0.8712 0,344-0,059 Regular — Muy Pobre
1005 0.8815 0,203 Pobre
260 0.9528 0,258-0,028 Regular — Pobre
CSB 770
1007 0.8635 0,84-0,93-0,822 Buena (3)
755 0.9962 0,822-0,754-0,17 Muy Buena(2) — Regular
304 0.9848 0,85-0,785-0,831 Muy Buena (3)
405 0.983 0,894-0,915-0,83 Muy Buena (3)
1005 0.9677 0,433-0,414-0,19 Buena — Buena — Regular

Fuente: Baron, J.R.; Herrera, H.

A partir de estos resultados, podemos decir que los factores mas influyentes en
cuanto a la determinacién de que tanta conexién existe entre pozos inyectores y
productores en un campo es en definitiva las propiedades petrofisicas entre los
pozos Yy los incrementos de produccion debido a nuevas tasas de inyeccion de los

inyectores; es decir, si las propiedades petrofisicas son adecuadas y las tasas de
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inyeccion bien disefadas de acuerdo a la produccion que se quiera incrementar, la

conectividad hidraulica entre estos pozos sera bastante favorable.
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5. CONCLUSIONES

El software de simulacion ASIA (Advanced System for Injection Analysis),
mediante sus nuevos métodos analiticos de prediccidn Dykstra-Parsons y Stiles,
constituira una herramienta mas poderosa para realizar predicciones en procesos
de inyeccidn de agua; esto porque presentara mas alternativas tedricas que se
acomoden a las caracteristicas del yacimiento a ser analizado por este software

de simulacion.

De acuerdo con los resultados obtenidos, los nuevos métodos analiticos del
software ASIA no son recomendables para realizar ajuste historico sobre curvas
de produccion de agua y aceite; sin embargo, se puede llegar a un ajuste de
aceite acumulado sobre el acumulado histérico de aceite y partir de ahi hacia una
prediccion de aceite cumulativo hasta determinado periodo de tiempo. Los
aspectos mas importantes para que esta caracteristica sea una limitante del
software de simulacién ASIA son las multiples consideraciones tedricas que

presentan los métodos analiticos Dykstra-Parsons y Stiles.

La saturacion de gas inicial constituye una variable significativa por demas en los
procesos de inyeccion de agua puesto que altera de manera importante los
calculos de simulacion realizados por ASIA, citando aqui la variacion en la
saturacién de aceite y por tanto el petrdleo producido y factor de recobro; un
estudio mas profundo de este efecto y su posterior programacion dentro del

software podrian potenciar la utilizacion y alcance de este software de simulacion.

La técnica de Coeficiente de Correlacion resulta muy atil en la determinacion de

conectividad hidraulica por representar las variaciones en la produccién de aceite



reflejadas por cambios en la inyeccion; esto debido al método estadistico utilizado
que relaciona directamente las tasas de produccion e inyeccion de los pozos

implicados en el estudio.
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RECOMENDACIONES

Con la finalidad de lograr que los métodos analiticos Dykstra — Parsons y Stiles se
puedan aplicar en un proceso de ajuste histérico en el software ASIA 2005, se
recomienda establecer variaciones en la tasa de inyeccion mediante un presion

diferencial constante, como lo maneja el método de Craig — Geffen — Morse.

Se recomienda realizar un analisis complementario de las técnicas analiticas
Dykstra — Parsons y Stiles que estudie alternativas posibles y permitan aplicar
una variacion de la porosidad de una formacién a otra, de esta manera obtener un

mejor resultado del proceso de ajuste histérico en ASIA 2005.

Un estudio de prediccidon usando los métodos Dykstra-Parsons y Stiles en campos
donde existan altas heterogeneidades y se desarrollan proyectos de inyeccion de
agua seria muy conveniente para el software de simulacion ASIA, en este
proyecto se puede observar como el software trabaja con mayor éxito bajo
yacimientos con evidentes y numerosas diferencias de permeabilidades entre sus
arenas productoras; esto debido a que las condiciones tedricas bajo las cuales se
desarrollaron estos métodos analiticos seran similares a las presentadas en estos

campos.

La programacion de otros métodos analiticos de prediccion y ajuste en el software
ASIA dotaria al software de simulacién de una alta aplicabilidad sobre cualquier
campo petrolifero sometido a inyeccion de agua; un estudio de yacimiento sobre
cual método analitico seria mas conveniente usar para prediccion y/o ajuste no
seria necesario ya que ASIA proporcionaria todos estos métodos de analisis y

también todas las condiciones y resultados que estos métodos generan.



Una recomendacion importante involucrada en este proyecto, que también seria
conveniente citar aqui, es la de adaptar al software de simulacion ASIA el
comportamiento de la presion con el tiempo y de igual manera una entrada de
datos PVT, esto proveeria de otras multiples herramientas al software, ademas de
la aqui citada: la necesidad del cambio en el B, del crudo con la presién, para el

estudio del efecto de una saturacion de gas inicial en yacimiento.

Tanto las técnicas de Coeficiente de Correlacion como CHEP podrian ser
complementadas con otros métodos estadisticos para obtener una mayor
fiabilidad en cuanto a los resultados de Conectividad Hidraulica; seria de gran

ayuda una mayor discretizacion de yacimiento analizado.
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ANEXO A

MANUAL DE USUARIO ASIA 2005

149



1. CREACION DE UN PROYECTO EN ASIA 2005

La forma de iniciar un proyecto en ASIA 2005, es mediante el ingreso de datos
usando una plantilla de texto que se suministra con el instalador de ASIA, es muy
practico ya que se puede ingresar una gran cantidad de pozos al mismo tiempo,
ademas resulta eficaz cuando la informacion de coordenadas y las propiedades
petrofisicas ya existen en algun tipo de archivo de facil manipulacién como lo es
una hoja de calculo de Microsoft Excel. A continuacion se detallan la manera de

comenzar a trabajar en ASIA 2005.

1.1. Ingreso de datos mediante archivos externos.

El primer paso es llenar la plantilla de datos utilizando Microsoft Excel de manera
semejante a como se indica en la figura 1.1. Es importante respetar tanto el orden
de las columnas como las unidades especificadas y también se debe especificar si
el pozo es inyector (INJ) o productor (PROD) para que los pueda reconocer,
ademas debe llevar un nombre que identifique el pozo dentro del campo p.e.j

well’781”, ya que ASIA 2005 buscara la informacién de la plantilla en este orden.
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Figura 1.1 Plantilla de datos para ingresar un pozo a ASIA 2005

IE_] Archivo  Edicion  Wer Insertar Formato  Herramientas Dabos  Wentana 2 Adobe FDF

NEH GG RTE s aR Fa- o @8 = -8R W ol
Lt g o @ K | & [ | ¥¢ Responder con carmbios,.. Terminar revisicn...
i Arial 10 v|N & 8§ [ E=EE==1|$ % o € 5% 5] EE - O - A i |
iR
MG - B

A [ B | C | D [ E | F | G [ H [ I |
1 |POIO Arena A [m] Y [m] Z[ft] PHI [FracciorH Meto [ft]  |SWW [Fracciar PERMEAEB [md]
2 WELL 781/IMJ
3 [SAND E1 1017024 1269603 36996 0.2104 35 0535 38.74
4 [SAND Bli 1017024 1269603 35887 0.2166 585 0.4285 48.26
5 [SAND B2 1017024 1269603 A025.4 01978 41 0.465 2512
B [SAND BE2b 1017024 1269603 42186 01352 21 0.5165 16.16
7 |BAND B2c 1017024 1269603 43556 0.2071 71 0.531 34.94
_8 |SAND B2d 1017024 1269603 4444 2 01712 20 0.665 9.9
_9 |BAND B2e 1017024 1269603 4552 0.2034 24 0.536 30.54
10 [ SAND B3 1017024 1269603 46936 0.217 21 0.4735 115.93
11 [SAND B3i 1017024 1269603 4338 0.2085 3245 0.54 36.38

Fuente: Software ASIA 2005

Una vez se ha construido la plantilla para los pozos es necesario salvarla como
archivo de texto separado por tabulaciones, para esto se debe seleccionar en el
menu archivo de Microsoft Excel la opcidén “Guardar como...”, tal como ilustra la

figura 1.2.
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Figura 1.2 Operacién salvar como archivo de texto de Microsoft Excel

Guardar como @

Guardaren: |5 ASIA TXT v @~ | @ X i [~ Hewamientas +

Mis documentos
recientes

€]

Escritario

=
Mis documentos

9

Mi PC

Nombre de archivo:! ‘pozos CASARE w | { Guardar 1

Cancelat

Mis sitios de red

Guardar como kipo:

Fuente: Software ASIA 2005

Una vez editada(s) la(s) plantilla(s) de entrada, usted estara listo para iniciar un
proyecto de ASIA 2005. Para esto, haga Doble Click en el ejecutable de ASIA

2005 o haga click en el menu inicio como lo indica la figura 1.3.
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Figura. 1.3 Iniciando el entorno de ASIA 2005

(E) Aaceserios

(5] Adiptac Eacy €O Crastor 4
(5 Adube erobat 4.0

T Fokcacnos Blskcas

(5 DirechCh de Adaptec *
- .

o 2 Ntk Assexiatns
4 petec
Y e srecte n b dosumanios (5 Remete Desitep

& E—
& Cerrar sesidn de COI4B535..,
[gnice [ @ 1 2 >

Fuente: Software ASIA 2005

Inmediatamente aparecera una ventana de inicio que le indicara si la carga de

ASIA se esta efectuando correctamente.

Figura 1.4 Ventana de inicio de ASIA 2005

E[II]PEIH[I

R C S

ADVAHCED SYSTEM FOR IHNJECTIOH AHALYSIS

Version 2005
Copyright & 2005
Company: ECOPETROL-ICP

Buiding iy

Fuente: Software ASIA 2005
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A continuacioén de la ventana de inicio se presentara la ventana principal de ASIA
2005 desde la cual se manejan todas las opciones del programa. Para crear un
proyecto basta con hacer click en el menu New y de esta manera poder agregar
los pozos, tal como lo indica la figura 1.5.

Figura 1.5 Menu Agregar pozo

+ A.5.1.A 2005

File Project Analysis Tools Help
D@ &6 |22 4| %

Fuente: Software ASIA 2005

A continuacion de esto se mostrara la ventana de carga de datos, en la cual el

usuario puede agregar los pozos que van a hacer parte de su analisis.
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Figura 1.6 Carga de la plantilla de datos

-A 2005
File Project

it i
el s 220> El N e,

AMA Z00a

ADVANEED SYSTEW FOR INJECTION ANALYSIS

[=] i T : Ogen |
Y Documents and Settings
EGRM 2 CSBIMTYECTORES bt
Ty . C5B-PRODUCTORES bt Caricel |
I TESISTAS 2006

File Marne

| = ¢ 1BM_PRELOAD] ~] ICDpiCSB-\NYECTDF\ES_ut

= Add Well

IE.\DUDuments and Settings\GRM_2\Miz documentosh TESISTAS 200B4ESSICA RENATA BAROM P4

POZ0 Arena X [m] 7 [m] Z[i] PHI [Fraccic| H Meto [if] | 5W [ &
SAND 81 1017024 1269603 36996 0.2104 k)

SAND B1i 1017024 1269603 3887.0 0.2166 595

SaND B2 1017024 1265603 40254 01573 41

SaND B2h 1017024 1265603 42186 01852 2

SAND Bl 1017024 1265603 43556 0.2071 Fil

SAND B2d 1017024 1265603 4444.2 017z 20

SAND Ble 1017024 1265603 45820 0.2034 24

SAND B3 1017024 1269603 46936 0.2170 21

SAND B3i 1017024 1269603 4838,0 0,205 325 -
4 4 |

Fuente: Software ASIA 2005

Una vez ha cargado los datos desde el archivo de texto, usando el botén <Open>
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es necesario pulsar el botén <OK> en la ventana Add Well. Esta accion finalmente
hara que se muestre un plano XY sobre el cual se dibuja el pozo recién ingresado.
Es importante anotar que ASIA 2005 dibujara inicialmente cada pozo como se
indico en el archivo de texto, si es un Inyector (circulo azul) y si es un pozo

Productor (circulo verde).

1. Figura 1.7 Pozos ejemplo recién cargados

2N N

12700853
51 269 5295

1 260 5708

269 31210

12680533
1016 3850 1016 7251 1097 0522 1073792 107 706 3 1018033 4

Fuente: Software ASIA 2005

La plantilla de ingreso de pozos es flexible, ya que le permite cargar mas de un
pozo a la vez. En el directorio donde se instale la aplicacién se copiaran también
las plantillas de ejemplo, para que ponga en practica los pasos anteriormente

descritos.
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2. SALVAR Y RECUPERAR INFORMACION DE UN PROYECTO

Después de realizar varias veces el proceso descrito en el capitulo 1, el plano del

campo lucira de una forma semejante a la figura 2.1.

Figura 2.1 Plano con varios pozos

; 1 270 208.0
E FE
'" """""" 1 269 979.2
105 :205 : :
| £ i |
Prttteeeee 25 Moo P oo 1 268 750.4
ot 5 5 |
04 Iﬂ 04 : p
| O &
bomomomoooees oo 302.3....#....5. """"""" 20-----14 gg 51 5
E : 11008 '
[RRERRERES - remmmmmeeees oo R M1 268 292 7
i % ;

i

3 i
""""""""""""""""""""""""""""""""""" 1269 063.9

1016 346.0 106570 1016 7440 1016 $7.0 1017 0400 1017 263.0

Fuente: Software ASIA 2005
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En la figura se observa ademas del pozo 781 a los pozos 290, 101 y 1008, entre
otros los cuales se cargaron siguiendo la metodologia ya descrita. El programa en

el momento de la carga de los pozos, identifica si el pozo es inyector o productor.
Asia 2005 le permite visualizar las propiedades de cada uno de los pozos, para lo

cual debe hacer click sobre el boton derecho del mouse y Haga click en el

submenu <Propiedades> (Figura 2.2).

Figura 2.2 Sub menu <Propiedades>

__________________________

: 1 269 9792
Frmmemmeees 405 ---oooeee 1 269 7504
N o |
- Sk o 2ol g s
g Calculate

100

Dykstra Parsons

Properties
269 2927
YWell Report
Delete \Well
Copy
""" 1269 063 4

Fuente: Software ASIA 2005
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Figura 2.3 Ventana de propiedades ficha pozo.

! Properties of 1008 n A=

General

MEI Influences
vt g

Q‘E

Ln:\ddP:n-\:hl:hu'lHl:lur:,- ¥
1
Cummlstres | Cummadative | 'Waler
W i 0i 0i
DATE Production bl | Production bt | Ratio
T [ \\ .................. VP

Lo g

Fuente: Software ASIA 2005

La figura 2.3 muestra la primera ventana de propiedades, la cual esta compuesta

por las siguientes partes:

1. Barra de titulo: Como se observa en la figura 2.3, la barra de titulo indica de

cual pozo son las propiedades que estan cargadas en dicha ventana.

2. Ficha Pozo: La ventana de propiedades esta conformada por cuatro fichas que
son: general, arenas, modelos, distribucién. En la primera se establecen las
propiedades inherentes al pozo. En la ficha arenas se configuran las propiedades

de las arenas asociadas. Las otras dos fichas se explicaran mas adelante.
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3. Cuadro de nombre: En el cuadro de nombre es posible cambiar el nombre del

pozo, se recomienda usar nombres cortos 0 numeros para identificar cada pozo.

4. Icono del pozo: presenta una ampliacién del icono que representa al pozo en el
plano, cuando se le cambie el nombre al pozo o cuando se pulse la barra de

configuracion, el icono se debera actualizar automaticamente.

5. Boton Cargar Historia: Al pulsar este boton aparecera una caja de dialogo Abrir
Archivo (Estandar de Windows) la cual le permitira cargar la historia de Inyeccion o
Produccion segun sea el caso. Dicha historia es un archivo de texto separado por
tabulaciones o por espacios que debe contener la informacion en orden
cronoldgico. Para mayor claridad en el directorio en el cual se instale la aplicacion

también se instala un archivo de texto para cada una de los casos.

6. Visor de Historia: Tal como se observa en la figura 2.3, el visor de historia es
una grilla que permite visualizar los datos de la Historia de Inyeccion o produccion

gue se cargaron segun se explicé en el numeral 5.

Después de cargar la historia de cada pozo, es absolutamente necesario ejecutar
la operacion de guardar si no se desea tener que repetir los pasos anteriores. Para
esto, haga click en el correspondiente botén de la barra de herramientas como lo
muestra la figura 2.4 o en el menu Archivo/Guardar como... como se ve en la

figura 2.5.
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Figura. 2.4 Botdon Guardar Figura. 2.5 Menu archivo / Guardar

¢ A.S.ILA 2005 C:\Documents |l ¢ A.S.I.A 2005 C:\Documents

&' File Project Analysis Tools Help 2N Project Analysis Tools Help
DER B 22 W |2 O Open |22 B ®
=

S Exit

Fuente: Software ASIA 2005

Cuando ejecute la operacion Guardar como.., aparecera en pantalla un cuadro de
didlogo en el cual el usuario debe establecer el nombre del proyecto, por ejemplo
este nombre puede ser el nombre del campo que se esta estudiando. La extension
de archivo que maneja ASIA 2005 es “.asia”, asi que si el proyecto se llama

“Casabe bloque IlI”, el programa lo registrara como “Casabe bloque lll.asia”.

Figura 2.6 Ventana <Salvar Proyecto>

Guardar como @@
Guardar en: |Lj CASABE BLOQUE Il j & 5 Efv
Documentos
Iecientes
E scritorio
Mis documentos
Mi PC
Mombre: ‘Casabs blogue 11 ﬂ Guardar
Mis sitios dered  Tipa: ‘AS\A Prajects [*.asia] j Cancelar

Fuente: Software ASIA 2005
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Asi mismo en el mend Archivo/Abrir o en el icono de la barra de Herramientas,
justo al lado izquierdo del boton usado para guardar, se presenta la opcidon para
abrir archivos, esta opcion le permitira cargar un proyecto (*.asia) de tal manera

que lo pueda modificar a partir de su ultima edicion.

Figura 2.7 Ventana <Abrir Proyecto>

Abrir @
Buscar en: |23 CASABE BLOQUE II ~] ek B
5. = Casabe blogue I1.asia

Documentos
recientes

=

E scritoria

=

Mis documentos

ki PC
i Mombre: Cazabe bloque - Abiir |
Mis sitios de red  Tipo: |AS|A Files [*.azig) j Cancelar

[ Abrir como archiva de sdlo lectura

Fuente: Software ASIA 2005
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3. ESTABLECER CONEXIONES ENTRE POZOS

Como ya se ha visto en los capitulos anteriores, cada pozo esta conformado por
una coleccidén de arenas. En el presente capitulo se mostrara como establecer y

configurar las propiedades de una conexion.

En ASIA 2005 se denomina modelo a la unidon de un pozo Inyector con un

productor por una determinada arena.
ASIA 2005 solo le permite realizar conexiones entre pozos si y solamente si uno
de los dos es productor y el otro inyector, nunca entre productores ni tampoco

entre Inyectores.

Figura 3.1 Botdn agregar conexion.

e AS.1LA 2005 C:\Document:

B File Project Analysis Tools Help
DE A B> 22 Q1 @

Add conection

Fuente: Software ASIA 2005

En la figura 3.1 se puede observar el icono de la barra que permite acceder a la
ventana disefiada para realizar conexiones. Asi mismo es posible acceder a esta
opcion desde el menu Proyecto/Agregar Conexion. En la figura 3.2 se puede

observar la caja de dialogo que permite realizar esta labor.
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Figura 3.2 Cuadro de dialogo agregar conexion.

% Add Conection

& o

delect injector Select producer
well M=ll
781 - B1 B1 & | 11008 -
J B1i Bli ] . J
B2 »| B2 B2
B2b
B2c
B2d

Fuente: Software ASIA 2005

La ventana que se presenta en la figura 3.2 estd compuesta principalmente por
dos listas desplegables. La del lado izquierdo s6lo permite seleccionar pozos
inyectores y la del lado derecho, solo productores. En la parte inferior de las listas
desplegables se encuentran dos cuadros de lista los cuales se actualizaran con

los nombres de las arenas existentes para cada pozo.

En el caso ilustrado en la figura 3.2 se observa claramente que se ha seleccionado
el pozo inyector 781, el cual presenta las arenas B1, B1i, B2, B2b, B2c, B2d, B2e,
B3 y B3i. Ademas, se selecciond el pozo productor 1008, que tiene las mismas
arenas a excepcion de la arena B2e. También se puede ver que se han
seleccionado todas las arenas en comun de los dos pozos. Finalmente el usuario

debe pulsar el boton <Aplicar> para crear la conexion.
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Los modelos se distinguen por un nombre caracteristico que esta dado por los
nombres del pozo inyector, del productor y de la(s) arena(s) que los conectan. A

continuacion se presentan a manera de ejemplo el nombre de un modelo.

e 781/1008 B3i

Siempre el nombre del modelo va a estar conformado por el nombre del pozo
inyector seguido del nombre del pozo productor, luego de lo cual va un espacio y
el nombre de las arenas que intervienen en la conexion. En el ejemplo se puede
observar el nombre de una arena, lo que significa que la conexion se da entre los

dos pozos por esa arena.

Figura 3.3 Conexion 781 / 1008

——————————————————————————

Fuente: Software ASIA 2005
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La linea negra que se aprecia en la figura 3.3 indica que por lo menos hay una

conexion establecida entre los pozos 1008 y 781.

A cada uno de los patrones se le debe configurar una serie de propiedades que
tienen que ver principalmente con caracteristicas interfaciales, de los fluidos,
petrofisicas, entre otras. Dichas propiedades deben estar completas vy

correctamente ingresadas para asegurar una ejecucion satisfactoria.

La figura 3.4 muestra la ficha modelo de la ventana de propiedades, en la que se
presenta la informacioén requerida para cada uno de los modelos. Se observa que
hay algunos términos diferentes a cero, estos corresponden a propiedades
calculadas a partir de la informacion que se ingreso en la plantilla de entrada de

datos.

Figura 3.4 Ventana de propiedades ficha modelos

! Properties of 1008

General Sands Models Influences

SelectModel  [781/1008 B3 =l

Fropertie Walue
Swirr [frac]

Forai@5 wire

Exwd

‘' ater Wiscoszity [ep]

“water dengity [Ib/FE]
“water Wolume Factor [B'w)
Sor [frac]

KrwSor

Ex=0

Oil Yiscogity [op]

0il D ensity [Ib/f8]

Qil Yolume FactorBO)

Thicknesz [ft] 29
E abt [frac]

Calculated Dip [dless] -8.834
Permeability [mD] E3A036
Initial ‘' ater Saturation [frac] 0.405
Initial Gas Satutration [frac]

Forazity [fract] 02208
Surface Area [acre] 1.9625

ok Close

Fuente: Software ASIA 2005
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Los demas datos deben ingresarse manualmente y corresponden a informacién

que debe investigarse previamente.

1
/i\ A medida que se ingresan datos es necesario ejecutar regularmente la
operacion de guardar para que la informacion quede correctamente salvada. En el
eventual caso que se presente un incidente como un fallo de energia o un bloqueo
en el equipo, sélo se podra recuperar el estado del proyecto en la ultima operacion

de salvado.

Cabe aclarar que la tabla que muestra la figura 3.4 es propia del modelo que se
encuentra especificado en la parte superior de la misma, en este caso 781/1008
B3i. Es decir, si en un proyecto como el ilustrado en la figura 3.3 cada inyector
afecta al productor, por ejemplo, en tres diferentes arenas, entonces se tendrian
nueve diferentes modelos en dicho proyecto y por tanto la mencionada tabla
deberia llenarse nueve veces con las propiedades que le correspondan a cada

uno.

Como es apenas obvio, el llenar el volumen de informacién que esto implica puede
resultar tedioso, por lo que ASIA 2005 proporciona una ventana que puede facilitar
en algun grado esta labor, y a la cual se tiene acceso desde el menu Projet/Set

common properties.

167



Figura 3.5 Asignacion de propiedades comunes

= Sgt Common Properties

Giel Progpeties from an existing model  Browse ., Fites by Produces  Fites by Irgector  Filtes by Sand
Plopsi Ve | =l | —
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'Waler density [b/iF) TENN003 B3
st Volume Faclos [BwW] TE1/1008 B3
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EX0
0 Viscosty [cpl 101
0 Density [Ib/f7] 5311 TE/V008 B
0 Vohurre Facie(BO) TE1A008 B2
Esbt frac]
Iritial Waber S sturataon [Irac)
Irshal Gaz 5atulration [frac —
\ T / N
Aoely | Concel |

Fuente: Software ASIA 2005

En la figura 3.5 se presentan enumeradas las partes que conforman la ventana
que le permite asignar el valor de una propiedad que sea comun para varios
modelos. Lo primero que debe decidir el usuario es cual o cuales propiedades
tienen numéricamente el mismo valor. Ademas, y como es obvio, cual o cuales

modelos comparten dicha similitud.

El primer cuadro de lista (numeral 3 en el grafico), muestra todos los patrones
existentes para el proyecto actual, si se desea seleccionar uno o varios patrones
es necesario hacer click en el recuadro blanco que aparece a la izquierda del
nombre. Una vez seleccionado(s) el o los patrones se debe hacer Click en el botén
seleccionar (numeral 5 en el grafico), ocasionando que los patrones seleccionados

pasen del primer cuadro de lista al segundo cuadro de lista (numeral 4 en el
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grafico). Tal proceso siempre podra realizarse de manera inversa seleccionando el

modelo y haciendo click en el botén enumerado como 6.

Una vez se han seleccionado los patrones, el siguiente paso es digitar el valor de
las propiedades comunes. Para el caso de la figura 3.5 se ingresaron valores para
las propiedades de viscosidad y densidad, tanto del agua como del aceite. Ya
ingresados los valores, soélo resta hacer click en el boton <Aplicar> (numeral 9 en
la figura), para que dichos valores queden correctamente asignados a los patrones
seleccionados, en este caso 781/1008 B1, 781/1008 B1i, 781/1008 B2.

La funcion de las persianas numeradas como 1y 2 en el grafico 3.5, es filtrar el
cuadro de lista 1 (numeral 3 en el grafico) de acuerdo al criterio deseado. Esto va

a facilitar la busqueda y la seleccidon de los modelos a configurar.

La funcion de la persiana superior (numeral 7 en el grafico) es cargar en la grilla
las propiedades de algun modelo existente que ya esté configurado. Es decir, si se
pretende configurar un modelo que tenga una gran cantidad de propiedades
iguales a otro modelo ya existente, entonces lo logico es poder cargar los valores

ya digitados de las propiedades, y no tener que digitarlos de nuevo.
Para finalizar se aclara que cualquier cambio realizado en esta ultima ventana

(figura 3.5), solamente se hara efectiva en el momento que se pulse el botén

<Aplicar>.
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4. INFLUENCIA DE POZOS Y DISTRIBUCION VERTICAL DE AGUA

Una vez se han establecido los valores de las propiedades de cada modelo se
requiere establecer valores iniciales para las influencias y para la distribucion
vertical de agua. El objetivo de este capitulo sera explicar estos dos conceptos y

su importancia a la hora de realizar un ajuste.

2. 4.1 Influencia

Se define por influencia un valor numérico que cuantifica el impacto que ejerce el
pozo inyector sobre el pozo productor. En la practica significa que si en un pozo
inyector se presenta algun evento, este se vera reflejado en cierto grado en el

pozo productor.

Inicialmente este valor debe ser estimado de acuerdo al comportamiento
observado en el campo y apoyado en un analisis exhaustivo de las curvas de
inyeccion produccion, sin embargo, estos analisis solo indican una tendencia, y
debe ser el usuario finalmente, con criterios de ingenieria, quien establezca un

valor numérico inicial para esta propiedad.

En ASIA 2005, la influencia es una propiedad del pozo productor, por lo que
solamente estara disponible en la ventana de propiedades de los mismos. Las
influencias prestan particular utilidad para refinar el ajuste de la curva de

produccion.
En la figura 4.1 se muestra el patrén de inyeccion 1008 que se ha usado como

ejemplo a lo largo de este manual, alli se puede observar que las lineas que unen

los pozos inyectores con los pozos productores.
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Figura 4.1 Patron de Inyeccion 1008

E By -------- 51 269 803.5

- 2se 5717
240 l

Fuente: Software ASIA 2005

En la figura 4.2 se ilustra la ventana de propiedades del pozo 1008, en la cual se
observa la ficha influencias con los valores de influencia inicialmente estimados

para este patron de inyeccion.
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Figura 4.2 Valores de influencia iniciales para el patrén 1008

L Properties of 1008 E|§|@

Gereral Sands Models Influgnces

Inzert new value

101 4
559

7al £
441

ok Close

Fuente: Software ASIA 2005

4.2 Distribucion vertical

La distribucion vertical es una medida de la capacidad de recibir agua de cada una
de las arenas, ya sea en virtud de sus propiedades petrofisicas o del estado
mecanico del pozo. Esta propiedad debe ser asignada a cada uno de los modelos
gque componen una conexion inyector — productor, y puede ser constante o

variable en el tiempo, segun se desee.
4.2.1 Distribucion Vertical Constante. La distribucidn vertical constante es un

valor promedio que se asigna, ya sea con base en observaciones de registros de

inyeccion, o infiriendolo a partir de las propiedades de las arenas. Estos
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porcentajes se establecen en la ventana de propiedades tal como se muestra en la

figura.

Figura 4.3 Valores de distribucion vertical Constante

) Properties of 1008 EHE@

General Sands Models Influences

Insert new value

10l 4
LLa

7al £
441

Ok Cloze

Fuente: Software ASIA 2005

En la figura 4.3 se muestra la ventana de propiedades del pozo 1008, alli se
aprecia que existen dos listados. El listado superior muestra todos los pozos
inyectores con los que tiene conexion (en nuestro caso sélo muestra al 101 y 781,

ya que no se han involucrado mas pozos en este ejemplo).

Nota: Es deseable que los valores de distribucion no se dejen en cero,

preferiblemente usar valores muy pequefos para casos en los que la inyectividad
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sea muy baja, o de lo contrario, eliminar ese modelo, que no tiene repercusion

sobre la produccion de fluidos.

4.2.2 Distribucion vertical variable. El software ASIA 2005 presenta la
posibilidad de tener en cuenta el comportamiento en el tiempo de los registros de
inyeccion (ILT). Existen aspectos de cuidado a la hora de introducir esta
informacion al software, ya que es necesario un riguroso control de calidad debido
a posibles inconsistencias que se pueden presentar en este tipo de informacion
principalmente como lo son: errores en medicion, calibracién de las herramientas,

cambio del método de medicion del registro, etcétera.

Para el caso de ASIA 2005, el porcentaje de inyeccion vertical es una propiedad
de cada modelo. Es comun que dos modelos de un mismo pozo inyector
compartan la misma informacioén de inyeccién vertical, por ejemplo, PG-04/PG-19
B1 y PG-04/PG-40 B2, sin embargo, ASIA la solicita como informacion

independiente.
Mientras no se indique que se desea usar distribucion vertical variable en el
tiempo, ASIA asumira que debe tomar el valor de inyeccidn vertical constante que

se introduce en la ventana de propiedades (tal como ya se explico).

Para introducir una tabla de distribucion vertical debe hacer click en el menu

project y posteriormente en el sub menu ILT’s, tal como lo indica la figura 4.4.
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Figura 4.4 Menu de acceso a la ventana de administracién y visualizacion de los

registros de inyeccion

¢ A.5.1.A 2005 C:\Documents and Settings’

Fuente: Software ASIA 2005

Una vez se ha hecho la seleccion indicada en la figura, se visualizara la ventana

de edicion de la distribucién vertical, tal como se muestra en la siguiente figura.

Figura 4.5 ventana de administracién y visualizacion de los registros de inyeccion

& File Project Analysis Tools Help

D@ &b |22 0~ [en B
Well Layer
L — 5| |t

19890115
19890715
19920915
19930915
19341215
19960615
15370915
15380715
20001115
20011215
20020115
20020915
20021015
20030615
20050715

Fuente: Software ASIA 2005
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Es necesario seleccionar un pozo inyector usando las listas desplegables que se
observan en la parte superior izquierda de la ventana, luego de lo cual se
mostraran la distribucion vertical para cada dato de fecha. Inicialmente se cargan
los valores promedio extendidos a todas las fechas, pero el objetivo de esta
ventana es precisamente que se ingresen los valores leidos de las herramientas

de medicion a su respectivo tiempo, con el pre—procesamiento requerido.
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5. CALCULO DE UN POZO PRODUCTOR

Antes de calcular un pozo se debe verificar que toda la informacion que se
requiere, se encuentre correctamente cargada. A continuacion se listan todos los

items a verificar.

e La historia de produccién del pozo a calcular.

e La Historia de Inyeccidén de todos los pozos inyectores que afectan al
productor.

e Los valores de todas las propiedades de los modelos relacionados con el
pozo productor.

e Los valores de Influencia de pozo de todos los inyectores relacionados con
el pozo productor.

e Los valores de distribucién de agua para todos los modelos relacionados

con el pozo productor.

Una vez verificada toda esta informacion, se recomienda ejecutar la operaciéon de
salvar cambios para prevenir que se pierda informacion, si algo resulta mal
durante el calculo del pozo. Una vez se han atendido estas recomendaciones se

puede ordenar a ASIA 2005 que calcule un pozo.
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Figura 5.1 Calcular pozo

peseeeoes Fespesss EEEEE Gheaceace thERRREb 1 269 993
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-------------------------------------- 1269 573

Fuente: Software ASIA 2005

Para calcular un pozo haga click con el botén derecho del Mouse sobre el pozo
que de interés y a continuacién seleccione la opcion calcular, tal como lo indica la
figura 5.1, con lo que se cargara la ventana que presenta los resultados numéricos

y graficos.
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Figura 5.2 Ventana de calculos y graficos
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Fuente: Software ASIA 2005

El proceso de calculo se tarda algunos segundos y la barra de avance en la barra
de herramientas muestra el estado de la operacion. En la figura 5.2 se muestra los

resultados del ajuste para el pozo 308. Para mayor informacion acerca de la

manera de interpretar los resultados, consultar el manual técnico.

Para un mejor analisis del proceso de calculo, ASIA 2005 proporciona una opcion
de andlisis mas especifico. Para acceder a dicha ventana haga click en el menu
Analysis y segun sea la necesidad puede seleccionar las opciones graphical

analysis, field analysis, Inyector analysis, producer analysis como se puede

observar en la figura 5.3.
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Figura 5.3 Ventana de analysis
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Fuente: Software ASIA 2005

Al seleccionar la opcién de field anlysis se obtendra un analisis grafico de todo el
campo discriminado por arenas y por pozos seleccionando la opcion en la

columna derecha, como se puede observar en la figura 5.4.

Figura 5.4 Ventana de Field analysis
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Fuente: Software ASIA 2005
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Al seleccionar la opciéon de inyector analysis, aparecera una ventana para
seleccionar que pozo inyector desea analizar como se observa en la figura 5.5,
luego de hacer click en OK, se obtendran los resultados discriminados por arenas

y por pozos, como se puede observar en la figura 5.6.

Figura 5.5 Seleccion del pozo inyector a analizar.
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Fuente: Software ASIA 2005
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Figura 5.6 Ventana de inyector analysis
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Fuente: Software ASIA 2005

Al seleccionar producer analysis, se obtendra un analisis especifico para un pozo
productor que se seleccione, el procedimiento es el mismo empleado para en

analisis pozo inyector explicado anteriormente.

Si se desea realizar el calculo de un pozo empleando el método de Dykstra —
Parsons o Stiles se debe hacer click con el botéon derecho del Mouse sobre el
pozo que de interés y a continuacion seleccione la opcién Dykstra Parsons, tal
como lo indica la figura 5.7, con lo que se cargara la ventana que presenta los

resultados numéricos y graficos, como se puede observar en la figura 5.8 y 5.9.
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Figura 5.7 calcular pozo por Dykstra — Parsons
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Fuente: Software ASIA 2005

Figura 5.8 Ventana de calculos y graficos por conexion.
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Fuente: Software ASIA 2005
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Figura 5.9 Ventana de calculos y graficos por patrén.
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Fuente: Software ASIA 2005
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6. OPCIONES DE AJUSTE

El proceso de ajuste en software ASIA 2005 maneja una serie de parametros de

ajuste que son:

1. Influencias
2. Multiplicador de area

3. Eficiencia de recobro

El multiplicador de area se varia utilizando los punteros (son los dos puntos negros
que hay entre pozo inyector y pozo productor), que se deben colocar de acuerdo
al punto medio de presion entre los pozos, y de esta manera delimitar de los

modelos, como se puede observar en la figura 6.1.

Figura 6.1 Multiplicador de area

Fuente: Software ASIA 2005
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La eficiencia de recobro varia entre 0 y 1 aunque un valor recomendable para

trabajar es de 0.6, aunque es un parametro de gran incertidumbre.
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7. REPORTES FINALES

ASIA 2005 presenta dos tipos de reportes: uno para pozos productores y otro para
pozos inyectores. Para acceder al balance de un pozo ya sea productor o Inyector

haga click derecho sobre el icono del pozo, figura 7.1.
Figura 7.1 Ver reporte
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Fuente: Software ASIA 2005
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Lo importante a la hora de solicitar el informe de un pozo (figura 7.2), es tener en
cuenta que si es un pozo productor, éste debe estar previamente calculado, y si se
trata de un pozo inyector, todos los pozos productores a los cuales inyecte deben
estar calculados.

Figura 7.2 Reporte produccion
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Fuente: Software ASIA 2005

Tanto el reporte de produccion como el de inyeccion se presentan actualizados

hasta la ultima fecha a la cual se encuentran los datos historicos.
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8. EXTRAPOLACION DE UN AJUSTE

El objetivo fundamental de realizar un proyecto en ASIA 2005 es caracterizar el

sistema inyeccion produccion, lo cual se logra cuando se han alcanzado ajustes
satisfactorios para todos los patrones del campo. Una vez se ha alcanzado esta
etapa es posible extender las tendencias observadas en la etapa de ajuste, para

esto es necesario generar un escenario predictivo.

Para generar el escenario predictivo es necesario hacer click en el menu <Tools>

y posteriormente en el sub menu <Options> tal como lo muestra la figura 8.1

Figura 8.1 Menu acceso a la ventana <Options>
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Fuente: Software ASIA 2005
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Figura 8.2 Ventana <Options>
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Fuente: Software ASIA 2005

En la figura 8.2 se muestra la ventana <Options>, en la cual se encuentra la
opcion para indicar al programa si se quiere extrapolar. La ventana (figura 8.3)
solicita la fecha a la cual se desea que llegue la extrapolacién. Una vez se han
introducido esta fecha, es necesario pulsar el boton apply que se encuentra en la

misma ventana.

190



Figura 8.3 Fecha de extrapolacién

. Input Date E'E'@

Year [4 digits]  Month [2 digits]  Dap [2 digits]

Cancel ‘

Fuente: Software ASIA 2005

Una vez se ha generado la prediccion, el usuario de ASIA puede hacer
variaciones sobre la tasa de inyecciéon de un pozo, o modificar la distribucion
vertical, a fin de determinar la respuesta y el comportamiento de un pozo productor

a futuro y asi tomar las decisiones adecuadas sobre su desarrollo.
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ANEXO B

VALOR CRITICO PARA COEFICIENTE DE
CORRELACION
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VALOR CRITICO CON UN GRADO DE LIBERTAD

n t n t
1 o 47 20129
2 12 7062 45 20117
3 43027 49 20106
4 31824 50 2 0096
5 27765 51 2 0086
= 2 5706 52 2 0076
7 2 4459 53 2 006G
g8 2 3645 54 2 0057
g 2 3060 55 20049
10 22522 56 20040
11 22281 57 20032
12 22010 58 2 0025
13 21788 55 20017
14 21604 B0 20010
15 21448 G 20003
16 21315 B2 19995
17 21199 B3 1.,9990
18 2,1093 B4 1.,99383
19 21009 B5 19977
20 20930 [ala] 1.9971
21 2 0860 G 1 ,9960
22 20796 Ga 1,990
23 20739 G5 19955
24 2 0eg87 70 19949
25 20539 1 19944
2h 20595 72 1.9939
27 2 0555 73 19935
28 20518 74 195930
29 20484 75 19925
30 20452 76 1 9921
31 20423 77 19917
32 20395 78 19913
33 2 0369 7o 19908
34 20345 g0 19905
35 20522 &1 1.95901
35 20301 g2 19897
37 20281 83 19893
35 20262 84 19890
39 20244 85 1 9886
40 20227 fala) 1.,59883
41 20211 a7 15879
42 20195 bt 159876
43 20181 bate! 1,59873
44 2e7 o0 1.59870
45 20154 o1 10867
A5 2014 o2 1.,0864
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n t n t
] 1,9861 1349 18773
=R 1,98328 140 18772
= 1,9835 141 19771
a5 1,9832 142 1,8764
a7 1,9830 143 18765
e 1,9347 144 19767
] 1,9845 145 189766
100 1,9542 146 19765
101 1,9340 147 19763
102 1,9337 145 149762
103 1,9833 149 19761
104 1,9833 150 149760
105 1,9830 151 149759
106 1,9828 152 149755
107 1,9826 153 149757
105 1,9824 154 18736
109 1,9822 155 19755
110 1,9820 156 149754
111 1,9818 157 18733
112 1,9816 155 149752
1173 1,9814 134 1,873
114 1,9812 160 1,870
113 71,9810 161 19749
116 1,9808 162 18748
117 1,9806 163 19747
115 1,9304 164 19746
119 1,9803 == 19745
120 1,9301 166 19744
121 1,9799 167 149744
122 1,97498 16T 19743
123 1,97496 169 19742
124 1,9794 170 19741
125 1,9793 171 1.49740
126 1,9791 172 149739
127 1,9790 173 1489739
125 1,9758 174 18738
129 1,9787 175 149737
130 1,9785 176 18736
131 1,9784 177 18735
132 1,972 173 19735
1353 1,978 174 18734
134 1,9780 180 19733
133 1,9778 181 19732
1356 1,9777 152 1487352
137 1,9776 183 1,973
135 1,9774 154 1,9730
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