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RESUMEN

TITULO: EVALUACION DE LA CONFIGURACION DE DOS POZOS HORIZONTALES PARA EL
CONTROL DE LA CONIFICACION DE AGUA EN UN YACIMIENTO COLOMBIANO NO
VOLUMETRICO DE CRUDO PESADO, MEDIANTE LA SIMULACION NUMERICA DE
YACIMIENTO'

AUTOR: JOHN EDINSON RODRIGUEZ FAJARDO"

PALABRAS CLAVE: pozos horizontales, crudo pesado, conificacion de agua, simulacién
numeérica, yacimientos con empuje de agua fondo.

DESCRIPCION:

En Colombia, actualmente las reservas de crudo pesado son alrededor del 49% de las reservas
totales, parte de estas se encuentran en la cuenca de los llanos en campos influenciados por un
acuifero activo. Este tipo de campos se caracterizan por el mantenimiento de la presion y la
produccion temprana de agua debido al problema de conificacion, el cual causa el rapido
incremento del corte de agua hasta el limite econémico con petréleo remanente producible.

En este trabajo se evalud una solucion para contrarrestar el problema de conificacién de agua en
pozos horizontales en yacimientos de crudo pesado. Para demostrar la efectividad de la aplicacion
de la técnica se compar6é con otras configuraciones de pozos en un modelo conceptual, con
propiedades caracteristicas de yacimientos de crudo pesado. Posteriormente con las condiciones
consideradas se realizd un analisis de sensibilidad para determinar el efecto de los parametros
operacionales y de yacimiento sobre el factor de recobro. Los resultados obtenidos de las
simulaciones fueron analizados y considerados en el modelo real de un sector de un campo
colombiano ubicado en la cuenca de los llanos, determinando la configuracién 6ptima de dos
pozos horizontales para aumentar la tasa de produccion de petroleo, el tiempo de produccién y las
reservas recuperables por la disminucion de la produccién de agua en el pozo horizontal
proyectado en la zona de aceite, no obstante debido a las caracteristicas del sector del modelo de
yacimiento, los costos de tratamiento de altas tasas de produccién de agua contaminada
disminuyen la viabilidad del proyecto, viéndose mas rentable la perforacion de un pozo horizontal.

"Proyecto de grado
Universidad Industrial de Santander. Facultad de Ingenierias Fisico-Quimicas. Escuela de
Ingenieria de Petréleos. Director. Ing. Willian Navarro Garcia. Co-Director: Ing. Ramén Uriel Ochoa Delgado.
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ABSTRACT

TITLE: CONFIGURATION EVALUATION OF TWO HORIZONTAL WELLS FOR CONTROL
WATER CONING IN A NON-VOLUMETRIC COLOMBIAN HEAVY OIL RESERVOIR THROUGH
NUMERICAL RESERVOIR SIMULATION

AUTHOR: JOHN EDINSON RODRIGUEZ FAJARDO™

KEYWORDS: horizontal wells, heavy oil, water coning, numerical simulation, reservoir with bottom
water drive.

DESCRIPTION:

In Colombia, actually heavy oil reserves are about 49% of total reserves. Parts of these reserves
are in the Llanos basin in oil field with bottom water drive. These oil fields are characterized by
pressure maintenance and early water production due to coning problem, which causes the rapid
increase in water cut to the economic limit with producible remaining oil.

This study evaluated a solution to counter the water coning problem in horizontal wells in heavy oil
reservoirs. In order to demonstrate the effectiveness of the technique application, it was compared
with other wells configurations on a conceptual model, with properties that are characteristic of
heavy oil reservoirs. Later with the conditions considered, it was performed a sensitivity analyzes to
determine the effect of both operational and reservoir parameters over the recovery factor. The
results of the simulations were analyzed and considered in the real model of a sector of a
Colombian oil field located in the Llanos basin, determining the optimal configuration of two
horizontal wells to increase the oil production rate, production time and recovery factor for water
production decrease in the horizontal well projected to the oil zone, however, the characteristics of
the reservoir model sector, the treatment costs of high production rates contaminated water, by the
lower horizontal well location in the transition zone, decreases project feasibility being more
profitable the option of a horizontal well.

" Graduate Project- Thesis
Faculty of Physical-Chemical Engineering. Petroleum Engineering School.
Director: Willian Navarro Garcia, Engineer..Co-director: Ramén Uriel Ochoa Delgado, Engineer.
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INTRODUCCION

En la actualidad, la creciente demanda energética y el aumento del precio del
barril de petréleo favorecen las condiciones para la evaluacion y aplicacion de
nuevas tecnologias en la industria de los hidrocarburos permitiendo optimizar la
produccion en yacimientos de crudo pesado para aumentar las reservas

recuperables y la recuperacién econdémica de los proyectos.

Las tecnologias necesarias para producir crudo pesado, se dividen en dos grupos
principales de acuerdo con el uso del calor. Primero los métodos asistidos
térmicamente, los cuales presentan limitaciones que restringen su aplicacion
efectiva, en estos la presencia de un acuifero activo obstaculiza la operacién
debido a las pérdidas de calor por la conductividad térmica del acuifero. El otro
grupo, los métodos de producciéon en frio, no requieren la adiciébn de calor,
pueden ser utilizados siempre y cuando las viscosidades del crudo pesado a las
condiciones del yacimiento sean lo suficientemente bajas como para permitir que

el crudo fluya a tasas econdmicas.

En el desarrollo de yacimientos de crudo pesado con problemas de produccion
de agua, es comunmente imposible eliminar la conificacion de agua con tasas de
produccion econdémicas. Varios investigadores han recomendado la tecnologia de
pozos horizontales como una solucién para el desarrollo de yacimientos con
problemas de conificacion de agua. En estos el crecimiento de la cresta y el
corte de agua pueden ser controlados mediante el drenaje en la zona de agua
con un pozo horizontal ubicado en la parte inferior del pozo horizontal

productor de petréleo y la configuracion adecuada de las tasas de produccion.
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En esta investigacion se desarrolla un modelo conceptual de un yacimiento de
crudo pesado en el simulador de aceite negro IMEX (IMplicit EXplicit Black Oil
Simulator), en el cual se evalta la configuracién de los parametros operacionales
de dos pozos horizontales para el control de la conificacion de agua. Se identifica
los principales parametros de yacimiento y operacionales que afectan el
desempefio mediante un analisis de sensibilidad con la ayuda de la herramienta
CMOST (Computer Assisted History Matching, Optimizaton and Uncertainty
Assessment Tool) para determinar la influencia de los parametros y analizar el
efecto de cada una sobre la eficiencia en el control de produccion de agua.
Posteriormente se realiza un proceso de optimizacion de acuerdo con el valor
presente neto y se compara con el desempefio de un sélo pozo horizontal en el

modelo conceptual desarrollado.
Finalmente conociendo los parametros mas influyentes, se evalta financieramente

la aplicacion de la configuracion éptima de dos pozos horizontales en un sector de

un modelo ajustado de un sector campo colombiano de crudo pesado.
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1. POZOS HORIZONTALES PARA CONTROL DE LA CONIFICACION DE
AGUA

Varios investigadores han recomendado la tecnologia de pozos horizontales como
una solucion para el desarrollo de yacimientos con problemas de conificacion de
agua'. Aungque muchas aplicaciones en campo fueron reportadas tempranamente
en la vida de estos campos desarrollados con pozos horizontales, la evidencia
reciente en campo muestra que la reduccion en el drawdown no es una solucion
total al influjo de agua. Los pozos horizontales, por su naturaleza y geometria,
tienen problemas inherentes. Uno de tales problemas es debido a la zona de
yacimiento contactada, la cual es una ventaja en términos de tasas de produccion
de fluido, llega a convertirse en una desventaja cuando el agua irrumpe en el

pozo causando un incremento muy rapido en el corte de agua.

Para controlar el crecimiento de la cresta y la irrupcién de agua en un pozo
horizontal en un yacimiento con empuje de agua en fondo, la zona de agua
puede ser drenada a través de un pozo horizontal produciendo una tasa
determinada de agua. De esta manera producir el agua y el petréleo
separadamente de sus respectivas zonas. La aplicacion de dos pozos
horizontales es capaz de suprimir la cresta de agua mediante la produccion

de petroleo y agua de forma simultanea.

A diferencia de la produccion de un pozo horizontal, donde la cresta de agua
invade rapidamente la zona de petr6leo haciendo el mecanismo de empuje del
agua ineficaz; la configuracion de dos pozos horizontales, uno por encima del

contacto agua-petréleo y otro por debajo del contacto, previene la formacién de la

! Solomon O. Inikori, SPE, and Andrew K. Wojtanowicz, SPE, “New Concepts of Dual-Completion for Water Cresting Control
and Improved Oil Recovery in Horizontal Wells”, 2 October 2002

20



cresta de agua por la alteracion del potencial de flujo cerca al &rea del pozo.
El flujo de produccion del pozo en la zona superior estéd libre de agua vy el
agua impulsa el petroleo en los bordes del area de drenaje del pozo, dando como
resultado una recuperacion mayor respecto a una configuracion convencional. La
figura 1, muestra el esquema de la configuracion de dos pozos horizontales en la
formacion. Los colores presentados hacen referencia a la saturacion de agua.

Figura 1. Configuracion dos pozos horizontales en el control de la conificacion

Fuente: Simulador IMEX, Results graph. Version 2009. Computer Modelling Group.

El estudio de dos pozos horizontales para el control de la formacion de la cresta
de agua, inicia con el estudio del principio de completamiento dual en pozos
verticales, en el cual se produce separadamente de las zonas de aceite y agua
para contrarrestar el desarrollo del cono. Dentro del estudio de dos pozos
horizontales se ha propuesto una variante del nivel cinco de pozos
multilaterales (figura 2), en la cual dos secciones horizontales en el pozo
multilateral permiten producir separadamente el aceite y el agua de sus
respectivas zonas, a esta configuraciéon se le conoce como Bilateral Water
Sink. Para el desarrollo eficiente de crudos pesados BWS parece ser mas
adecuado que el completamiento dual en pozos verticales. La configuracion
BWS ha sido recomendada para el control del crecimiento de la cresta en
pozos horizontales y es a menudo mas atractiva en operaciones offshore
donde afiadir un pozo horizontal puede ser mucho mas costoso. Ademas, una

adecuada configuracion de los parametros operacionales de BWS puede evitar
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la mezcla de petréleo y agua en la tuberia y facilidades de produccion, lo que
hace més atractivo en desarrollos costa afuera, donde la separacion agua-
petréleo es un problema. Una ventaja de la aplicacion de dos pozos
horizontales o BWS es que el agua producida puede ser limpia, libre de

petroleo y puede ser utilizada como fluido de inyeccion.

Figura 2. Completamiento dual multilateral

Fuente: José Fraija et al., “Nuevos aspectos de la construccion de pozos multilaterales”, QOilfield Review, afio 2002

Inikori y Wojtanowicz (2002)? analizaron la tecnologia BWS en pozos horizontales
usando simulaciones numéricas; ellos encontraron que en yacimientos de crudo
convencional, la tecnologia Bilateral Water Sink puede adicionar un 7% al

factor de recobro.

2 Solomon O. Inikori, SPE, and Andrew K. Wojtanowicz, SPE, “New Concepts of Dual-Completion for Water Cresting Control
and Improved Oil Recovery in Horizontal Wells”, 2 October 2002
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Wenting Qin (2011)° presenta un modelo analitico para determinar la configuracién
de las tasas de produccion de agua y petréleo de la tecnologia BWS en

yacimientos de crudo pesado.

1.1 YACIMIENTOS DE CRUDO PESADO CON EMPUJE DE AGUA EN FONDO

La recuperacion del crudo pesado se dificulta con la presencia de agua
subyacente dentro del yacimiento. La capa de agua esta ubicada por lo general
debajo de la zona de petréleo, pero cuando el crudo es muy pesado, puede
sobrepasar la zona de petroleo. Por ejemplo, Maurice B.Dusseault® informé
que la formacion McMurray de las arenas petroliferas de Athabasca esta cubierta
por una formacion de agua clara, ya que el peso especifico es mayor que el
de agua dulce.

La reduccion de la presién en el pozo durante el proceso de produccion produce
el levantamiento de agua en forma de cono en un pozo vertical o en forma de
cresta en un pozo horizontal (Figura 3). Muskat (1947) sugiere que si el petréleo
se produce a una tasa de produccion lo suficientemente baja (conocido como la
tasa critica), el gradiente de presion causado por las fuerzas viscosas puede ser
equilibrado por la fuerzas de gravedad resultante de la diferencia entre las
densidades del petroleo y del agua. En este caso el cono o la cresta de agua
estan en equilibrio hidrostatico debajo de la region donde fluye petrdleo. Por otro
lado si la tasa de produccién excede la tasa de produccion critica, el contacto
agua-petréleo se movera hacia arriba, causando la producciéon de agua®. En
crudos pesados esto siempre ocurre y la tasa de produccion critica es demasiado

pequefia para ser econOmicamente viable. Sin embargo, para una tasa de

® Wenting Qin, Andrew K. Wojtanowicz, New Cold Production Technique for Heavy Oil with Strong Bottom Water Drive. SPE
146928

* Dusseault, M.B.: “The future of Oil: Canadian Viscous Oil Resources and New Production Technologies”, University of
Waterloo, waterloo, Ontario, Canada pp10-16

® Wenting Qin, PhD. Dissertation,“Analytical Design Method For Cold Production Of Heavy Oil With Bottom Water Using
Bilateral Sink Wells”. 2011
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produccion por encima de la tasa critica, el corte de aguase aumentara
rapidamente a altos valores, haciendo el proceso no rentable. Como resultado la
ruptura de agua ocurre tempranamente, poco después de puesto en produccion el
pozo. Después de eso, el pozo producira petréleo con gran cantidad de agua. El
corte de agua se incrementara mas rapidamente que en un pozo convencional de
petrdleo. De esta manera es que los yacimientos de crudo pesado generan mas

agua que los yacimientos de petroleo convencional.

Figura 3. Conificacion de agua

Fuente: Bill Bailey et al., “Control de Agua”, Qilfield Review, afio 2000.

En yacimientos de crudo pesado con empuje de agua en fondo, es usualmente
imposible eliminar la conificacion de agua con tasas de produccién econémicas si
la viscosidad del crudo excede 100 cP. Para una tasa de produccion por encima
de la tasa critica, el corte de agua puede incrementarse mas rapidamente

alcanzando valores que hacen este proceso no sea factible®.

Por ejemplo, el campo petrolero de H. K., ubicada en Shandong, China, es un
yacimiento tipico de crudo pesado con empuje de agua en fondo. La viscosidad
del crudo a condiciones de yacimiento es de 710 cP y presenta un corte de agua

del 90% con una recuperacion de petréleo de solamente un 1,0%.’

®W. Qin, and A.K. Wojtanowicz,: SPE 125414 ,“Water Problems and Control Techniques in Heavy Oils With Bottom
Aquifers”, 23-25 March 2009
" B.Ju. et al., An Effective Method To Improve Recovery of Heavy Oil Reservoir With Bottomwater Drive, IPTC 10521

24



Muchos de los yacimientos de petrdleo ubicados costa afuera estan sometidos
a un empuje de agua en fondo. El crudo pesado localizado dentro del territorio del
Reino Unido cuenta con aproximadamente 10 billones de barriles de petréleo
con una viscosidad de 10 a 100 cP (Jayasekera 2000). La mayoria de estos
campos estan influenciados por un acuifero incluyendo los campos de Alba,
Mariner, Bressay y Gannet E. El campo de Jubarte influenciado por un acuifero
esta localizado costa afuera en Brasil, contiene 600 millones de barriles de 17,1
APly una viscosidad en sitio de 14,5 cP. (Marcio et al. 2004).8

1.2 TECNOLOGIAS PARA PREVENIR LA CONIFICACION DE AGUA

Varias soluciones practicas han sido desarrolladas para intentar minimizar la
produccion de agua en la produccion de crudo pesado. Algunos de los métodos

se describen brevemente a continuacion.

1.2.1. Bloqueo mecéanico. En muchos de los problemas que ocurren en la
cercania del pozo, como filtraciones en el revestidor, el flujo detras del revestidor
y el ascenso de agua desde el fondo, se opta por bloqueo mecanico. Este debe
disminuir el volumen de agua que entra en el pozo por dispositivos mecanicos,
como empaques Yy tapones. La desventaja de este método es que los dispositivos
mecanicos también pueden reducir la produccion de crudo y no es una solucion

definitiva para problemas de conificacion de agua.

1.2.2. Aislamiento del agua por inyeccién de quimicos. Los métodos de
aislamiento de agua por inyeccion de quimicos son para el bloqueo y la
disminucion de la produccion de agua, al mantener la produccion de petrdleo. La

mayoria de productos quimicos de inyeccion son geles de polimero o pre-geles

8 Wenting Qin, PhD. Dissertation, “Analytical Design Method For Cold Production Of Heavy Qil With Bottom Water Using
Bilateral Sink Wells”. 2011

25



que son altamente téxicos. Dusseault® notifico que en la explotacion de crudo
pesado, casos de bloqueos exitosos de conificacion para cantidades
significativas de tiempo son extremadamente raros; por lo general la inyeccion
de agentes de blogueo son totalmente ineficaces. Ademas, este método puede

dafar el pozo y por lo tanto, se debe utilizar con precaucion.

1.2.3 Bombeo del acuifero, (Downdip Aquifer Pumping). La produccion de
agua a través de los pozos para el levantamiento del acuifero, como se muestra
en la figura 4. EI completamiento del pozo esta localizado debajo del contacto
agua-petroleo. EIl propésito de la instalacion del pozo en el acuifero es para
producir grandes volumenes de agua, disminuyendo la presion en el contacto
agua-petroleo y posteriormente reducir la cantidad de flujo de agua dentro del

campo petrolifero.

Figura 4. Tipico pozo para el levantamiento del acuifero
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Fuente: W. Qin, and A.K. Wojtanowicz, Water Problems and Control Technigues in Heavy Oils With Bottom Aquifers

° Dusseault, M.B,: “Sequencing Technologies to Maximize Recovery”, 7th Canadian International Petroleum Conference,
Calgary, Alberta, Canada, June 13-15, 2006.
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Fram™ mencioné que el bombeo de agua del acuifero es una préactica técnica,
que ha sido usada en gran escala para aumentar la recuperacion de petréleo en
algunos proyectos de inyeccion de vapor. También reportd que el campo The
Mount Poso, el cual esta localizado en el valle de San Joaquin aproximadamente
14 millas al norte de Bakersfield tiene una eficiencia de recuperacion
relativamente baja, causado por un acuifero. La eficiencia de recobro se ha
mejorado mediante la instalacion de aproximadamente 60 pozos ubicados cerca
de OWC. Dietrich'! inform6 de 40 pozos para levantar el acuifero, fueron
perforados para mejorar la eficiencia de conduccién de la inyeccién de vapor, al
sur de California en el campo Belrided, el cual esta delimitado por un acuifero

activo.

1.2.4 Métodos estabilizados por gravedad. Los métodos estabilizados por
gravedad semejante a SAGD y VAPEX han sido reconocidos como una solucion
para los yacimientos de crudo pesado con la presencia de un acuifero activo.
Dusseault™ establece que fases de inyeccién de vapor alternando con inyeccion
de gas inerte(VAPEX) pueden ser usados, siempre y cuando el valor de la
diferencia de presibn entre el yacimiento y el pozo horizontal sean lo
suficientemente bajas para que no exista flujo de agua del acuifero en la zona de
petréleo y la fuerza de gravedad sea la dominante. Sin embargo, la formacion de
la cresta de agua todavia puede ocurrir en pozos horizontales. Cuando los pozos
horizontales se utilizan como productores, varias experiencias de campo (Nzekwu,
Tehrani'?) indicaron que los pozos horizontales no eliminan el problema de

la conificacion de agua en yacimientos con un acuifero activo.

° Eram, J.H,” Closing the Flood Gates”- History of the South Belridge Field Drive Aquifer Project, SPE 35660, SPE
WesternRegional Meeting held in Anchorage, USA, May 22-24,1996.

" Dietrich, J.K.: * Steamflooding in a Water Drive Reservoir: Upper Tulare Sands, South Belridge Field”, SPE 17453, SPE
California Regional Meeting held in Long Beach, California, March 23-25, 1988.

2 Tehrani, A.D.H., et al.: “ An overview of horizontal well targets recently drilled in Europe”, SPE 22390, SPE International
Meeting on Petroleum Engineering, Beijing, China, March 24-27,1992.
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En estudios realizados por Guo™, se determin6é que la mayoria de los analisis
tedricos descuidaban las pérdidas de presion por friccién en el pozo, sin embargo
las pérdidas de presion por friccion causan una disminucion en el gradiente de
presion en la formacién a lo largo de la seccion  horizontal del pozo. La
implicacion de esto es que la cresta de agua es mayor en el talon que en la punta
del pozo horizontal. Por lo tanto la ruptura de agua ocurre en el talon del pozo y
continua la produccién de petroleo, causando el avance de agua hacia la punta

del pozo como lo muestra las figuras 5y 6.

Figura 5. Forma de la cresta en el pozo horizontal, flujo sin friccion

fre

Fuente: W. Qin, and A.K. Wojtanowicz, Water Problems and Control Techniques in Heavy Oils With Bottom Aquifers

Figura 6. Forma de la cresta en el pozo horizontal, flujo con friccién

Fuente: W. Qin, and A.K. Wojtanowicz, Water Problems and Control Techniques in Heavy Oils With Bottom Aquifers

Cuando un pozo horizontal es usado como inyector no es facil hacer que el vapor
inyectado se extienda uniformemente a lo largo de la seccion horizontal del pozo,
especialmente durante el periodo de inyeccidon de vapor. Esto se debe a que la
diferencia de presion entre el inyector y el productor es mayor en el talon; desde

gue la produccion es retirada del talon, como se muestra en la figura 7.

¥ Guo, B., Molinard, L.E. et al. : “ A general solution of Gas/Water coning problems for horizontal wells”, SPE 25050, SPE
European Petroleum Conference, Cannes, France, Novermber 16-18, 1992.



Figura 7. Perfil de Presion en un par de pozos SAGD
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Fuente: W. Qin, and A.K. Wojtanowicz, Water Problems and Control Techniques in Heavy Oils With Bottom Aquifers

1.25 Completamiento dual de pozos (Down-Hole Water Sink). EIl
completamiento dual para el control de la conificacién consiste en dos intervalos
abiertos en la formacién, uno en la zona de petréleo y uno en la zona de agua
para la produccion de agua Yy petroleo de forma simultanea. Este enfoque de
bajo costo puede incrementar el corte de agua pero mejora la eficiencia de barrido
y aumenta las reservas recuperables a largo término (figura 8A). Como alternativa
el agua y el petroleo se pueden producir de forma separada a través de la tuberia
de produccion y el espacio anular, a esta configuracion se le conoce como
Downhole Water Sink (DWS), la cual se basa sobre el principio hidrodinamico
similar al bombeo de agua del acuifero aunque econémicamente puede ser mas
atractivo (figura 8B).

Figura 8. Completamiento dual
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Fuente: Bill Bailey et al., “Control de Agua”, Qilfield Review, afio 2000.
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La tecnologia DWS (Wojtanowicz y Armenta)*® controla la conificacién de agua
mediante el empleo de mecanismos hidrodindmicos de drenaje de aguaen el
yacimiento debajo del contacto agua-petroleo o gas -agua. El drenaje de petrdleo
se realiza por otro completamiento del pozo instalado en la zona de petroleo, por

encima del contacto agua-petroleo.

La gran ventaja de la tecnologia sobre el bombeo del acuifero es su bajo costo,
porque requiere menos pozos que los pozos requeridos en el bombeo del
acuifero. En lugar dela perforacion de pozos para producir agua del
acuifero, utiliza el mismo ndmero de pozos de produccion para lograr un efecto
similar de bombeo de agua. Este principio también se extendi6 a pozos
horizontales y se conoce como Bilateral Water Sink (BWS). En yacimientos de

crudo pesado la tecnologia BWS parece ser mas adecuada que DWS.

1.3 ESTUDIO DE DOS DRENAJES EN LA FORMACION PARA EL CONTROL
DE LA CONIFICACION DE AGUA

Varias de las tecnologias mencionadas anteriormente han sido usadas en la
industria para contrarrestar la ruptura de agua en el completamiento del pozo
debido a la conificacion de agua. En esta seccion se amplia sobre el

completamiento dual y algunas aplicaciones de campo.

1.3.1 Completamiento Dual. Un concepto para el control de agua es usar el
completamiento dual junto con algunos esquemas innovadores de

produccion/inyeccion, para contrarrestar la conificacion de agua.

* Wojtanowicz,A.K.and Armenta, M. : “Assessment of Down-hole Water Sink Technology for Controlling Water Inflow at
Petroleum Wells”, J. Energy Resources Technology -Transactions ASME, Vol. 126, December 2004, 334 — 341

30



Pirson y Mehta (1967), presentaron los resultados de estudios realizados usando
simuladores numéricos. En el estudio se investigd varias soluciones a los
problemas de conificacion de agua en pozos verticales, unas de las soluciones fue
la reinyeccién del aceite producido dentro del yacimiento bajo las perforaciones en
la zona de aceite para suprimir el desarrollo del cono. Esta técnica conocida como
“oil doublet model” no fue atractiva econédmicamente, otra opcion investigada por
Pirson y Mehta fue la produccién selectiva del agua y aceite de sus respectivas
zonas usando el completamiento dual. Ellos concluyeron que aunque el enfoque

reduce el crecimiento del cono, no reducird la relacién total agua-petréleo.

1.3.2 Estudio de dos drenajes en la formaciéon para el control de la
conificacion de agua en un pozo vertical (Downhole Water Sink). Widmyer
(1958)™°, patento una técnica para el control de conificacién de agua, en la cual él
propuso un completamiento dual para producir separadamente de las zonas de
aceite y agua, contrarrestando el desarrollo del cono. El sugirié la perforacion en el
tope y fondo de la zona de aceite y producir de cada zona con un tubing de
produccién.

Considerando el costo del completamiento dual con una tuberia doble, Driscoll'®
(1972) sugiri6 una variante de la técnica de completamiento dual. El sugirié dos
perforaciones, una en la zona de aceite y otra en la zona de agua bajo el contacto
original de agua-aceite. El fluido de ambas perforaciones es mezclado en el
tubing de produccién. Driscoll propuso el uso de un packer y un choque para
ajustar la caida de presion y la tasa de flujo del agua vy petréleo. EIl problema de
este enfoque es la reduccion en la tasa de petroleo como un resultado del
incremento de la presion hidrostatica del fluido mezclado. También la separacion

del fluido producido y disposicion del agua contaminada, hace de esta tecnologia

5 Widmyer, R.H.: “Producing Petroleum from Underground ForrnationsY US Patent No. 2,855,047, Oct. 3, 1955.
'8 Driscoll, V.J.: “Multiple Producing Intervals to Supress Coning,n US Patent No. 3,638,731, Feb. 1, 1972.
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no tan diferente del completamiento convencional pero soluciona el problema de

bypass de petroleo en el yacimiento.

En la tecnologia de completamiento dual con Dowhole Water Sink (DWS), el
completamiento en el tope es localizado lo més alto posible, dentro del 20% de la
zona de petroleo y la segunda perforacion es localizada a cierta distancia por
debajo del contacto agua-petroleo. La localizacion del completamiento inferior es

una determinacién muy importante en la eficiencia de produccion de la tecnologia.

Fisher, Letkeman y Tetreau®’ (1970), hicieron probablemente el primer intento de
evaluacion de DWS. Ellos usaron un simulador numérico para estudiar la
aplicacion del completamiento dual con produccion selectiva en el lago de Bellshill,
Blairmore Pool en Canada y concluyeron que el completamiento dual puede
reducir los efectos de la conificacion y en algunos casos eliminar este
completamente. Castafieda'® comprobd la viabilidad de esta idea para yacimientos
de crudo pesado. Cramer*® patentd un método y equipo para bombeo de fluidos

desde el pozo como un método de reduccion del corte de agua®.

El Departamento de Ingenieria de Petrdleos LSU (Universidad del Estado
Louisiana) publico los resultados de los primeros estudios tedricos de la
tecnologia DWS en 1991-1994. El concepto béasico usado en el enfoque de LSU
fue afiadir un aislamiento hidrodinamico al completamiento dual con el fin de
producir cada fluido independientemente. Este mostrO que el aislamiento
hidrodindmico del completamiento del tope y el fondo son un factor clave para
obtener el control sobre el sistema dual DWS. En 1995 la primera prueba de

campo de DWS fue exitosa; este recibié el Premio Meritorio Especial por su

7 Fisher, W.G, Letkeman, J.P, and Tetreau, E.M.: “The Application of Numerical Coning Model to Optimize Completion and
Production Methods To Increase Oil Productivity in Bellshill Lake Blairmore Pool: JCPT, Ott-Dec., 1970,33-39.

'8 Castaneda F.: “Mathematical Simulation Effect of Selective Water Encroachment in Heavy Oil Reservoirs,” Proceedings of
the Il UNITAR Conference, Caracas, Venezuela, Feb. 7-17, 1982.

' Cramer, R.L.: “Method and Apparatus for Pumping Fluids from Bore Holes; Canadian Patent No.1, 140,459, Feb. 1, 1983.
% Wenting Qin, PhD. Dissertation, “Analytical Design Method For Cold Production Of Heavy Oil With Bottom Water Using
Bilateral Sink Wells”. 2011
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innovacion técnica. Swisher y Wojtanowicz reportaron resultados de la primera

aplicacion en campo de la tecnologia DWS, en el campo Nebo-Hemphill.

Ehlig-economides y colaboradores (1996), observaron que el concepto de la tasa
critica, es un nombre inapropiado ya que el agua esté obligada a ser producida en
cualquier yacimiento con un fuerte empuje de agua en fondo. Ellos también
observaron que la cercania del intervalo perforado al contacto agua-petroleo y el
método de completamiento dual, conducen a la mayor produccion y recuperacion
de petroleo pero a un costo de manipulacion de altas tasas y volumenes de agua
de produccién.

Texaco fue la primera importante empresa de petréleos en interesarse en la
aplicacion de esta tecnologia y firmaron un acuerdo de cooperacién con la
Universidad del Estado Louisiana (LSU). Luego nueve compafiias de petréleo
participaron en la iniciativa de DWS, en un proyecto basado en acuerdos de
cooperacion con LSU. El objetivo de este proyecto es llevar la tecnologia DWS en

las operaciones de campo.

Una razén logica para esperar que la aplicaciéon de DWS sea superior, es porque
el completamiento dual permite dos pozos en uno, de esta manera altas tasas de

produccion se alcanzaran con los mismos valores de drawdown.

Teodricamente la disminucion del cono de agua con DWS, permite el flujo de
petréleo en el completamiento superior, el cual puede llevar al corte del aceite de
un bajo porcentaje a casi el 100% de la tasa de produccién. Sin embargo, reducir
el cono requiere alta produccion de agua en el completamiento inferior que puede
considerablemente incrementar el corte total de agua, es decir, la fraccion de agua

de la produccién combinada del completamiento superior e inferior.
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1.3.3 Aplicacion de dos drenajes en la formacion para el control de la
conificacién de agua en un pozo vertical (Downhole Water Sink) 2.
Resultados de cinco aplicaciones de campo de la tecnologia DWS son
presentados a continuacion. Las compaifias que implementaron la tecnologia
restringieron los resultados de pruebas de campo, porque los reportes sobre el
historial de campo estan lejos de completarse.

La primera prueba en la industria de DWS fue hecha por Hunt Petroleum en
cooperacion con la Universidad del Estado Louisiana. La tasa de produccion del
pozo completado con DWS fue 30% mas alto que un pozo convencional. El corte
de agua después de dos meses de producciéon fue 0.1% comparado al 92% para
un pozo convencional en el campo. Después de 17 meses de produccion, el pozo
con 57 BOPD y 1900 BWPD en la zona de agua. El corte total de agua para el
pozo completado con DWS es 97%, el cual es cercano al valor del corte de agua
obtenido en un pozo con completamiento convencional en el mismo campo a una
tasa de 10 BOPD.

El segundo caso histérico es una prueba de campo realizada en Canada en un
pozo que fue abandonado por la alta produccion de agua. El yacimiento es una
arena con 60 ft de columna de petréleo y 23 ft de acuifero. La permeabilidad varia
de 2 a 9 mD. El pozo fue recompletado para el drenaje y reinyeccion de agua. El
completamiento incluyo taponamiento de la mayoria de las perforaciones dejando
10 ft abierto al flujo, se perforé un intervalo de 8 ft por debajo del OWC. EIl pozo
con un casing 5 1/2 pulgadas, en fondo se dejé abierto en una zona Leduc de
carbonatos, para la inyeccion de agua. Empaques separan todo el intervalo
completado y el completamiento incluye dos bombas: PCP para la produccion de
petréleo y ESP para el drenaje y reinyeccion de agua. El pozo fue puesto en
produccion con 250 BFPD en la zona de petréleo y 5400 BWPD de la zona de

2L Ephim I. Shirman, and Andrew K. Wojtanowicz, SPE, Louisiana State University, “More Oil with Less Water Using
Downhole Water Sink Technology: A Feasibility Study”, 27-30 October, 1998.
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agua. El contenido inicial de petréleo en el tope del completamiento fue el 6%. El
contenido de petrdleo en este flujo permanecié incrementando a una tasa de
0.1% por dia.

El tercer caso historico se refiere a una prueba de campo de DWS en Bakersfield,
California donde un pozo con diez afios de produccion fue recompletado para la
produccion separada de petroleo y agua. El espesor neto de 40 ft contiene un
aceite de 32 API. Antes del completamiento del pozo producia 6 BOPD con un
corte de agua igual al 99%. Después una completacion adicional en la zona de
agua y produccién a una tasa de 900 BWPD, el intervalo perforado superior tuvo
una tasa de produccion de 25 BOPD con un corte de agua del 58%. Los datos de
produccion indican que el corte de agua total para el pozo es de 97.4% el cual es

cercano al corte de agua del pozo antes de la recompletacion.

El cuarto caso historico es sobre un pozo en el oriente de Texas. En esta
aplicacion de campo de DWS, un pozo viejo fue recuperado y puesto a una tasa
de produccion de 24 BOPD con un corte total de agua de 97%. La tasa maxima de
petrdleo fue tan alta como 47 BOPD a una tasa de produccion de agua de 628
BWPD.

El quinto caso histérico es sobre un pozo localizado en Indonesia con cinco afios
de problemas de conificacion, un corte de agua de 84%, la gravedad del petréleo
de 30 API. Después de la implementacion de la tecnologia DWS el pozo produjo
298 BOPD (20 BOPD a través de drenaje de agua). La tasa de produccion de
agua fue alrededor de 2550 BWPD.

Los andlisis de resultados de estas pruebas de campo llevan a las siguientes
observaciones, excepto para una prueba, la tecnologia DWS ha sido probada en
pozos que han producido por un largo periodo de tiempo con completamiento

convencional y alto corte de agua. Aunque los pozos fueron luego recompletados
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con la instalacién de DWS, la zona cerca del pozo fue probablemente saturada
con agua y redujo la permeabilidad al petréleo. Durante estas pruebas el sistema
DWS fue ocupado en el drenaje de la saturacion de agua alrededor del
completamiento superior. Este es un proceso lento y requiere un considerable
drawdown para ser creado en un completamiento inferior, es decir bombeo de
altas tasas de agua. Por lo tanto existe una fuerte posibilidad que las pruebas no
tengan buenos indicadores de la verdadera relacién agua-petréleo resultado del

completamiento DWS.

Estos datos de pruebas de campo confirman el potencial de DWS para
incrementar la tasa de produccion de petréleo. Sin embargo, en términos del valor
absoluto excepto para el ultimo caso, la tasa de produccion con DWS fue
pequefia. La razén fue que esas pruebas fueron limitadas a pozos marginales

teniendo un pequefio indice de productividad incluso sin conificacion de agua.

1.3.4 Estudio de dos drenajes en la formacion para el control de la formacion
de la cresta de agua en pozos horizontales. Dos variantes de las técnicas
multilaterales han sido conceptualizadas y ampliamente estudiadas para mitigar el
desarrollo de la cresta de agua en pozos horizontales. Estas técnicas siguen el
principio del control de la conificacion de agua en pozos verticales con la
tecnologia Downhole Water Sink (DWS). Estas son:

e Una extension del pozo vertical dentro en la zona de agua y la seccién del
pozo horizontal en la zona de petréleo cerca al tope para un 6ptimo recobro.
Esta tecnologia es llamada “Tail-pipe Water Sink” (TWS).

e Dos pozos horizontales perforados lateralmente, uno cerca del tope de la zona
de petréleo y el otro a pocos pies por debajo del contacto original agua-

petroleo. Este enfoque es conocido como “Bilateral Water Sink” (BWS).

La idea de dos completamientos es basado en evidencia de campo del perfil de

desarrollo de la cresta de agua en pozos horizontales, el cual indica que el agua
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primero irrumpe en el talon del pozo y luego se extiende a lo largo de la longitud
del pozo. La produccion simultdnea de agua de la zona de agua usando el tail pipe
vertical o la seccion del pozo horizontal por debajo del contacto agua-petréleo
realiza una doble funcion: primero redistribuye la presion a lo largo del pozo pero
mas especificamente alrededor del talon, y segundo reduce el crecimiento de la
cresta de agua permitiendo un mayor recobro de petréleo.

La produccion segregada de agua libre de petroleo en el pozo horizontal inferior o
en el vertical tail-pipe (Similar a su variante para pozos verticales llamado
tecnologia Downhole Water Sink), esencialmente crea una presion de drenaje

alrededor del talén del pozo horizontal.

La figura 9 muestra el esquema de TWS, el vertical tail-pipe es simplemente una
extension de la seccion del pozo perforado para las pruebas de las propiedades
del yacimiento antes del inicio de la perforacién de la seccion horizontal. La figura
10 muestra el esquema de la tecnologia BWS, La produccion segregada de agua
de la seccion horizontal inferior crea un efecto de la redistribucion de la presion
alrededor del talon del pozo horizontal en la zona de petroleo y de esta manera
reduce el influjo de agua alrededor del talén.

Figura 9. Esquema de la configuracién Tail-Pipe Water Sink
< Water | _—'ﬂ»

Water

64’

Fuente: Solomon O. Inikori, SPE, and Andrew K. Wojtanowicz, SPE, “New Concepts of Dual-Completion for Water Cresting

Control and Improved Oil Recovery in Horizontal Wells”, 2 October 2002.
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Figura 10. Esquema de la configuracién Bilateral Water Sink
< wate T

‘Water

64’

Fuente: Solomon O. Inikori, SPE, and Andrew K. Wojtanowicz, SPE, “New Concepts of Dual-Completion for Water Cresting

Control and Improved Oil Recovery in Horizontal Wells”, 2 October 2002.

1.4 CONIFICACION DE AGUA

El estudio de la conificacion de agua es muy importante ya que causa una
disminucién en la rentabilidad del proyecto en diversas formas. Primero, la
productividad del crudo se reduce debido a efectos de la permeabilidad relativa,
segundo, los costos de levantamiento aumentan como resultado de un fluido
promedio mas pesado y el acondicionamiento de agua es sustancialmente
costoso. Tercero, la eficiencia de recobro se reduce porque el limite econémico del
corte de agua se alcanza con petrdleo remanente producible en el area de drenaje

del pozo.?

1.4.1 Conificacion. La conificacion es el resultado del movimiento de los fluidos
dentro del yacimiento en la direccibn de menor resistencia, balanceada
por una tendencia de los fluidos a mantener el equilibrio por gravedad. La
produccion del pozo crea un gradiente de presion que tiende elevar el contacto
agua-petroleo  en medio de la vecindad del pozo. Contrarrestando estos
gradientes de flujo esta la del agua a mantenerse por debajo de la zona de
petréleo por su densidad mas alta. Estas fuerzas contrarrestan la tendencia a

deformar el contacto agua-petrdleo en forma de cresta en un pozo horizontal.

22 Freddy Humberto Escobar Macualo, Ph.D.Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos
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Existen esencialmente tres fuerzas que pueden afectar la distribucién del flujo de
fluidos alrededor del pozo. Estas son:

e Fuerzas capilares

e Fuerzas de gravedad

e Fuerzas viscosas

Las fuerzas capilares usualmente tienen efectos insignificantes sobre la
conificacion y son despreciados. Las fuerzas de gravedad estan dirigidas en la
direccion vertical y surgen de las diferencias de densidad entre fluidos. El termino
fuerzas viscosas se refiere a los gradientes de presion asociados al flujo de
fluidos a través del yacimiento como lo describe la Ley de Darcy. Por lo tanto,
en un tiempo dado existe un equilibrio entre fuerzas gravitacionales y las fuerzas
viscosas para puntos sobre y lejos del intervalo completado. Cuando las
fuerzas dinamicas (viscosas) en el pozo exceden las fuerzas gravitacionales, un

‘cono” irrumpira dentro del pozo.

1.4.2 Conificacion de Agua. La conificacion de agua se debe a que la caida de
presion que causa el flujo o produccién de agua es mayor que la fuerza

gravitacional:

Pwoc_Pf 20'433*(7/w_7/0)*H (1.2)

W
Pwoc = Presion en el contacto agua petréleo, psia

ow = Presion de fondo fluyente, psia
7/w = Gravedad especifica del agua

Y o = Gravedad especifica del aceite

H = Distancia del fondo del pozo al contacto agua petréleo
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La ecuacion 1.1 no habla de tiempo. Sin embargo, expresa que a cualquier
tiempo esta desigualdad se satisface ocurriendo instantaneamente la conificacion.
También cuando la desigualdad no se satisface no habra conificacion puesto que
la presion de fondo fluyente es controlable mediante la regulacion de la tasa de

flujo. Luego, la conificacién es controlable®®.

Si el pozo esta produciendo a una tasa constante y el gradiente de presién en el
sistema de drenaje ha llegado a ser constante, una condicidon de estado estable
es alcanzada. Si a esta condicion, las fuerzas dinamicas en el pozo son menores
que la fuerza de gravedad, entonces el cono de agua que se ha formado no se
extendera al pozo. Por otra parte, el cono no avanzara o reducira, estableciendo

asi lo que se conoce como un cono estable.

Si la caida de presion de flujo es lo suficientemente mayor para superar las
fuerzas de gravedad, el cono inestable crecerd e irrumpird en el pozo. Por
ejemplo, con la deplecion del yacimiento, el contacto agua-petréleo puede

avanzar hacia el intervalo completado.

La tasa critica se define como la méaxima tasa de flujo de petréleo permitido que se
puede tener en el pozo para evitar el avance del cono. La tasa critica corresponde
al desarrollo de un cono estable, una elevacion justo debajo de la parte inferior del

intervalo perforado en un sistema agua-aceite®.

1.4.3 Parametros que influyen en la conificacién de agua®*. El mecanismo de
conificacion de agua en el pozo es conocido, pero su control es muy limitado
debido a que unicamente tres salidas de siete variables influyentes en la

conificacion, pueden ser controladas.

% Tarek Ahmed, “RESERVOIR ENGINEERING HANDBOOK” Second Edition, Pnas 570,571. 2000
# A.K. Wojtanowicz, Hui Xu, and Z. Bassiouni, “Oilwell Coning Control Using Dual Completion With Tailpipe Water Sink”,
SPE 21654, 1991
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e Relacion de movilidad.

e Espesor de la zona de petréleo.

e Relacion de la fuerzas de gravedad y fuerzas viscosas.

e Espaciamiento entre pozos.

e Relacion de la permeabilidad vertical y permeabilidad horizontal.
e Localizacion del pozo.

e Tasa de produccion.

1.4.3.1 Relacion de movilidad. La relacion de movilidad sobre la conificacion de
agua, ha sido estudiada usando modelos a escala de laboratorio. Estudios con un
modelo radial demostraron que la relacién de movilidad afecta, de forma inversa,
el rendimiento de la produccion de petréleo. La alta relacion de movilidad presenta
la ruptura mas rapida de agua, demostrado que cuando la relacién de movilidad es
mayor que uno, la conificacion de agua se alcanza rapidamente vy el corte de
agua experimenta un rapido incremento. Al continuar la produccién el cono se
expande en todas las direcciones y disminuye la produccién de petréleo. Cuando
la relacion de movilidades es menor que uno, el cono inicialmente se expande

hacia el exterior radialmente, y gradualmente alcanza la parte inferior del pozo.

1.4.3.2 Espesor de la zona de petréleo. El espesor de la zona de petréleo
afecta la conificacion de agua, en relacién al tamafio del espesor de la zona de
agua. Estudios demuestran que cuando la relacion entre el espesor de la zona
de agua respecto a la zona de petréleo se incrementa, la conificacion también se
aumentara significativamente, mientras otros parametros permanecen inalterados.
Consecuentemente, un serio problema de conificacion puede ser esperado en un
tiempo de produccion cuando una mayor parte de la zona de petréleo ha sido

saturada por el agua.

1.4.3.3 Relacién de las fuerzas de gravedad y las fuerzas viscosas. La relacién
de la fuerza de gravedad y las fuerzas viscosas, es una medida fundamental en
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el fendmeno de conificaciébn de agua, porque la conificacién ocurre cuando las
fuerzas viscosas generadas por el movimiento de los fluidos, vencen las fuerzas
gravitacionales inducidas por las diferencias entre las densidades de los fluidos.
Estudios de laboratorio utilizando un modelo radial, demostraron que la relacion
entre la fuerza de gravedad y las fuerzas viscosas se puede expresar mediante

la siguiente ecuacion:

_ 0APAK,
v oA,
QOILlO (1_2)

Donde

R

g = gravedad

Ap= diferencia de densidad

A= area del modelo

Khn=Permeabilidad Horizontal

Qo=Tasa de produccién de petroleo

Uo= Viscosidad del petréleo

La figura 11 muestra el incremento en el corte de agua causada por la
conificacion de agua durante la produccion de aceite. El resultado indica una

disminucion de la conificacion de agua a altos valores de Rqy. Un alto valor de

Rgv conlleva a un apaciguamiento de la conificacion de agua.
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Figura 11. Efecto de la relacion de la fuerza de gravedad sobre las fuerzas
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Fuente: A.K.Wojtanowicz, Hui Xu, and Z. Bassiouni, “Oilwell Coning Control Using Dual Completion With Tailpipe Water
Sink”, SPE 21654, 1991

1.4.3.4 Espaciamiento entre pozos. La primera variable que puede ser
controlada es el espaciamiento entre pozos. La conificacibn de agua puede
disminuir significativamente por la perforacion de pozos con un espaciamiento
reducido entre ellos. Sin embargo, la viabilidad econémica para la implementacion

es altamente cuestionable.

1.4.3.5 Relaciéon de la permeabilidad vertical a la permeabilidad horizontal.
Otra variable potencialmente controlable es la relacion entre la permeabilidad
vertical y la permeabilidad horizontal. Como se evidencia en la figura 12, la
reduccion de esta relacion disminuye la conificacion. Un ejemplo de un caso
relacionado se observé en el Medio Oriente en un gran yacimiento de petréleo
donde una barrera de alquitran fue presentada entre la zona de petrdleo y la zona
de agua. Técnicamente la permeabilidad puede ser afectada por el
fracturamiento de la formacion. Sin  embargo, el Unico incremento de la
permeabilidad horizontal, no es viable porque el mejoramiento de la permeabilidad

vertical es mas posible a ocurrir que la permeabilidad horizontal.
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Figura 12. Efecto de la Kv/Kh sobre la conificacion de agua
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Fuente: A.K. Wojtanowicz, Hui Xu, and Z. Bassiouni, “Oilwell Coning Control Using Dual

Completion With Tailpipe Water Sink”, SPE 21654, 1991

1.4.3.6 Localizacion del pozo. En pozos horizontales, estudios recientes en

yacimientos de crudo pesado con empuje de agua en fondo, muestran que el

completamiento horizontal en el tope de la zona de aceite, puede disminuir el

tiempo de ruptura del agua, lo cual aumenta el tiempo de produccion y el factor de

recobro final del pozo.

1.4.3.7 Tasa de produccién. La tasa de produccion de aceite es facil de controlar.
Su fuerte efecto sobre la conificacion ha sido probado en estudios de laboratorio
(figura 13) y en practicas de campo?®. La figura 14 muestra la produccién anual
para el petréleo y agua de arenas poco profundas en el campo Lafitte de
Jefferson Parish, Louisiana. Un constante incremento de la produccion de agua
resulté del mecanismo de intrusion de agua y conificacion. Se observa el
aumento significativo en la produccién de agua con cambios pequefios en la
produccion de aceite. Es evidente de estas graficas que de dos a cinco veces,

incrementa la produccion de agua resultado de dos veces el incremento de la

produccion de aceite en 1971, 1979 y 1986.

% Cooke, M. S., "A Reservoir Engineering and Coning Study of Shallow Oil Sand in the Lafitte Field of Jefferson Parish,
Louisiana," M.S. Thesis, Louisiana State University, Baton Rouge, LA, December 1989
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Figura 13. Efecto de la tasa de produccién sobre la conificacién de agua
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Fuente: A.K.Wojtanowicz, Hui Xu, and Z. Bassiouni, “Oilwell Coning Control Using Dual Completion With Tailpipe Water
Sink”, SPE 21654, 1991

Figura 14. Produccion anual de petréleo y agua del campo Lafitte de Jefferson
Parish, Lousiana
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Fuente: A.K. Wojtanowicz, Hui Xu, and Z. Bassiouni, “Oilwell Coning Control Using Dual Completion With Tailpipe Water
Sink”, SPE 21654, 1991

El control de la conificacion de agua requiere reduccion de la tasa de produccion
de petrdleo por debajo de la tasa de produccion critica. Modelos predictivos
para calcular esta tasa han sido recientemente revisados. En varios casos, sin

embargo, no es econdmico permanecer con una tasa de produccion por debajo
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de su valor critico. Ademas, una vez ocurre la ruptura, puede ser dificil volver al
valor inicial del corte de agua. Aun en la tasa reducida de aceite, debido al
irreversible cambio de la relacion de movilidad causada por los efectos de

imbibicidn/drenaje sobre las permeabilidades relativas.

1.5 EFECTO DE LA TASA EN EL INCREMENTO DEL RECOBRO

Un estudio numérico realizado por Kuo® (1983) en pozos verticales para
desarrollar una correlacion del comportamiento de corte de agua después de la
irrupcién de agua, demostré que sin importar la tasa de produccién, el recobro de
aceite al final (limitado econémicamente por el corte de agua maximo) era el
mismo. Una alta tasa de produccion de un pozo podria acelerar los proyectos y
acortar la vida del pozo, produciendo el mismo recobro al final. El estudio se
enfocé principalmente en petrdleo convencional con una relacién de movilidad en

el rango de 1 a 10.

Sin embargo, para el crudo pesado (Wenting Qin 2011%?") a causa de la alta
relacion de movilidad, se produce en una etapa temprana la irrupcion de agua (en
un par de meses), y mas agua es producida en relacion al petroleo después de la
irrupcién, resultando en un incremento rapido del corte de agua a un valor alto por

encima del limite econdmico.

En la figura 15, se observa el factor de recobro con el 90% de limite econémico
de corte de agua. Se muestra que el recobro final de aceite disminuye ligeramente
a medida que la tasa de produccion por unidad de longitud se incrementa, debido
al problema de la conificacion de agua asociado con una alta tasa de produccion.

% Kuo, M. C. T. 1983. A Simplified Method for Water Coning Predictions. Paper SPE 12067, SPE Annual Technical
Conference and Exhibition, San Francisco, California, October 5-8.

%" Wenting Qin, PhD. Dissertation, “Analytical Design Method For Cold Production Of Heavy Oil With Bottom Water Using
Bilateral Sink Wells”. 2011
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El recobro final de aceite depende de la tasa de flujo y una alta tasa de
produccion, tendra un impacto negativo debido a la temprana irrupcién de agua y

alto corte de agua en el pozo.

Figura 15 Factor de recobro vs. tasa de produccion para un corte de agua 90%
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Fuente: Wenting Qin, Andrew K. Wojtanowicz, PhD. Dissertation, “Analytical Design Method For Cold Production Of Heavy
Oil With Bottom Water Using Bilateral Sink Wells”. 2011

Por consiguiente en los yacimientos de crudo pesado, la maxima recuperacion se
podria obtener si se previene la irrupcién de agua o el corte de agua se mantiene

por debajo de su valor maximo.

1.6 FACTIBILIDAD DE LA APLICACION DE DOS POZOS HORIZONTALES

La configuracion de dos pozos horizontales, uno por encima del contacto agua-
petréleo y otro por debajo del contacto, retrasa la formacion cresta de agua por la
alteracion del potencial de flujo cerca al area del pozo. La produccion segregada
de agua de la seccién horizontal inferior crea un efecto de redistribucion de la
presion alrededor del pozo horizontal en la zona de petrdleo dando como

resultado una recuperacion mayor respecto a una configuracion convencional.
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Existen varias ventajas potenciales de la aplicacion de dos pozos horizontales:

e Incrementa la tasa de produccion de aceite al retrasar la reduccion de la
permeabilidad relativa del aceite en la zona alrededor del pozo.

e Posibilita la alta caida de presion en el tope mientras evita la temprana
irrupcion de agua.

e Puede incrementar el corte de agua pero mejora la eficiencia de barrido y
aumenta las reservas recuperables a largo término.

e Extiende la vida del pozo mas lejos del tiempo sin control de conificacion.

e Soluciona el problema de bypass de petréleo en el yacimiento.

e La produccion de agua en el pozo horizontal proyectado en la zona de agua
no serd contaminada con crudo, desemulsificante y otros agentes usados en
la produccién de aceite. Por lo tanto, comUnmente reunird las condiciones del
agua impuesta por las regulaciones medioambientales en el area.

e Cuando la presencia de un acuifero activo obstaculiza la operacion de
inyeccion de vapor, influyendo en presiones de la camara de vapor més altas
de lo deseado, la produccién de agua por la seccion horizontal inferior
permite mejorar la eficiencia de conduccién de la inyeccién de vapor (Fram?,
Dietrich®).

Wenting en un estudio de simulacion comparé la eficiencia de produccién, de un
pozo horizontal y dos secciones horizontales en un pozo bilateral (Bilateral Water
Sink), con el lateral inferior en la zona de agua. En la zona de aceite el
completamiento del tope, igual que para un solo pozo horizontal, produjo a una
tasa constante de 0.12 stb/dia/ft, y en el lateral inferior, a una tasa de 12.5
stb/dia/ft, la cual obtuvo a partir de simulaciones para hacer estable la interface

agua-petroleo.

% Fram, J.H,” Closing the Flood Gates”- History of the South Belridge Field Drive Aquifer Project, SPE 35660, SPE
WesternRegional Meeting held in Anchorage, USA, May 22-24,1996.

% Dietrich, J.K.: “ Steamflooding in a Water Drive Reservoir: Upper Tulare Sands, South Belridge Field”, SPE 17453, SPE
California Regional Meeting held in Long Beach, California, March 23-25, 1988.
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La aplicacién de la tecnologia Bilateral Water Sink (figura 16), fue una ventaja
disminuyendo el corte de agua desde 90% a 0%, y mejorando la recuperacion de

aceite movil desde menos del 10% hasta 40% comparada con un pozo horizontal.

Figura 16. Comparacion de un solo pozo horizontal con BWS
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Fuente: Wenting Qin, Andrew K. Wojtanowicz, PhD. Dissertation, “Analytical Design Method For Cold Production Of Heavy
Oil With Bottom Water Using Bilateral Sink Wells”. 2011

1.6.1 Discusion del mecanismo de recobro. Wenting (Figura 17), también
comparé la aplicacion de BWS a una tasa en el tope de 0.12 stb/d/ft y una tasa
de produccién de agua en el lateral inferior de 12.5 stb/d/ft, con un pozo
horizontal a una tasa de produccibn igual a la suma de las tasas del
completamiento del tope y del lateral inferior de BWS, (12.5+0.12= 12.62 stb/d/ft).
Los resultados se observan en la figura 18, en la cual para un corte de agua

limite de 95%, el pozo tendria que ser abandonado después de sélo 42 dias y el
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recobro final de aceite seria 1.5%. Sin embargo, si el pozo horizontal sencillo
produce a un corte de agua limite del 99%, el recobro de aceite seria mayor
comparado con la aplicacion de BWS al final de la vida de produccion (el recobro

de aceite para BWS es igual a 44% y para un pozo horizontal es 48%).

Figura 17. Comparacion perfil de saturacion de agua
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Year 30 (water cut = 99%) Year 30 (water cut = 0%)

Un s6lo pozo horizontal (q=12.62 stb/d/ft) BWS(qiop = 0.12 stb/d/ft, qpottom =12.5
stb/d/ft)

Fuente: Wenting Qin, Andrew K. Wojtanowicz, PhD. Dissertation, “Analytical Design Method For Cold Production Of Heavy
Oil With Bottom Water Using Bilateral Sink Wells”. 2011



Figura 18. Corte de Agua Y recobro de aceite en BWS comparado con un soélo

pozo horizontal a una tasa alta.
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Fuente: Wenting Qin, Andrew K. Wojtanowicz, PhD. Dissertation, “Analytical Design Method For Cold Production Of Heavy
Oil With Bottom Water Using Bilateral Sink Wells”. 2011

1.6.2 Limite de Corte de Agua. Basado en la literatura (Aziz y Flores® 1974;
Miller y Rogers®* 1973), el recobro final se determina por el corte de agua. Por
ejemplo, para un yacimiento de aceite liviano de Louisiana en costa afuera, el
limite econémico de corte de agua a una tasa de liquido de 1000 stb/d es de
94.4% (Miller y Rogers 1973), y en el mar del Norte, el pozo horizontal GA-03 fue
cerrado cuando el corte de agua alcanzé el 95% (Barratt® et al. 2010).

% Aziz, K., and Flores, J. 1974. Influence of Production Rate and Oil Viscosity on Water Coning. 25th Ann. Tech. Meeting of
the Petroleum Sciety of CIM, Calgary, Alberta. May7-10.

3 Miller, R.T., and Rogers. W. L. 1973. Performance of Oil Wells in Bottom Water Drive Reservoirs: Paper SPE 4633, 48"
Ann. Fall Meeting, Soc. of Petroleum Engineers, AIME, Las Vegas, Nev. September 30-October 3.

*2 Barratt, T., Goldsworthy, B., et al. 2010. A Case History: The Installation of a Damaged Control Line Replacement Safety
Valve System in a North Sea Well. Paper SPE 134500, SPE Annual Technical Conference and Exhibition, Italy, Florence,
September 19-22.
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Otro factor que limita el corte de agua surge a partir de las dificultades en la
separacion de agua-aceite. La pequefa diferencia de densidad entre el aceite y el
agua resulta en una emulsién del aceite pesado con agua (Visser®® 1989). Un
valor de 95% de corte de agua como un limite econdmico es un valor mas
optimista para crudo pesado costa afuera debido al problema de emulsion y al
tamafio limitado de las facilidades de produccion.

Para el célculo del limite econémico de corte de agua® debe ser determinado el
valor de un barril de petréleo, (Vo), después de deducir los impuestos y el costo
de levantamiento, excluyendo el tratamiento del agua, y (Cw), el costo de manejo
del agua producida. Si se asume que los valores son 20US$/barril de petréleo
para Vo y 0.7 US$/barril de agua para Cw. Utilizando estos valores, el limite
econémico de la relacion agua petréleo (WORe), es 28.6, y para el corte de agua
es 96.6%.

WORe =Vo/Cw
=20US$/barril de petroleo /0.7US$/barril de agua
= 28.6 barriles de agua/barril de petréleo
Corte de agua =WOR/(1+WOR)
=28.6/(1+ 28.6)
=96.6 % en el limite econdmico

% Visser, R. C. 1989. Offshore Production of Heavy Oil. SPE Journal of Petroleum Technology 41(1): 67-70.
* Richard Arnold et al., “Manejo de la produccion de agua: De residuo a recurso” ,Qilfield Review, afio 2004.
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2. DESARROLLO DEL MODELO CONCEPTUAL DE SIMULACION

En esta seccion se construye un modelo conceptual con el objetivo de representar
un yacimiento de crudo pesado con empuje de agua en fondo para evaluar la
aplicacion de dos pozos horizontales. Las propiedades del yacimiento fueron

tomadas de la literatura en donde ha sido estudiada la aplicacién de dos pozos.

Dentro de las caracteristicas del modelo se supone que el limite del yacimiento en
la parte superior de la zona productora de petroleo es una frontera de no flujo,
existe un flujo constante en el limite inferior representando la afluencia de agua
natural del acuifero subyacente y se considera una interfaz clara entre el aguay
el petréleo. La porosidad es uniforme y permeabilidad homogénea en la direccién
horizontal y vertical. A continuacion se presenta el procedimiento realizado para

construir el modelo conceptual.

2.1 SELECCION DEL SOFTWARE DE SIMULACION

Se selecciona el simulador de aceite negro IMEX (IMplicit EXplicit Black Oil
Simulator) de la compafiia CMG (Computer Modelling Group LTD). Este
permite representar el proceso en estudio y esta acoplado con la herramienta
CMOST(Computer Assisted History Matching, Optimization And Uncertainty
Assessment Tool) el cual facilita la evaluacién del proceso y se utiliza en este

estudio para realizar analisis de sensibilidad y optimizacion.
IMEX es una herramienta de simulacidon numérica que permite modelar procesos

de recobro primario, secundario, procesos de desplazamiento pseudo-miscible e

inmiscibles estos involucran inyeccidén de polimeros, inyeccion de gas, inyeccion
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de agua, inyeccion de solventes con varios tipos de roca, multiples regiones PVT
y regiones de equilibrio. También permite realizar estudios de conificacion,
fracturamiento hidraulico, estudios de pozos infill, pozos horizontales y pozos
multilaterales. EI modelo se construye en la aplicacion Builder, usada en la

preparacion y disefio de modelos de simulacion de yacimientos.

2.2 DEFINICION DEL MODELO

Para la seleccién de las propiedades del modelo conceptual se generé una matriz
de datos sobre las propiedades de yacimientos y de los modelos encontrados
en la literatura®"™®®". Las fases presentes en el modelo son petréleo, agua y gas
en solucién. La presion inicial se encuentra por encima del punto de burbuja y su
disminucién es influenciada por la entrada de agua de un acuifero activo tipo
Carter Tracy localizado en la parte inferior del modelo en la direccion k para un
sistema cartesiano. La fecha de inicio de la simulacién es el primero de enero del
2013.

2.3 SELECCION DE LA MALLA Y DEFINICION GEOLOGICA DEL MODELO

El tipo de enmallado es cartesiano con 11, 24 y 30 celdas en las direcciones |, J y
K, respectivamente. Las dimensiones de las celdas en | corresponden a dos
columnas de celdas en los extremos de 150 ft y nueve intermedias de 100 ft, en
J veinticuatro columnas de celdas de 100 ft y en K treinta filas de celdas de 5 ft
(Ver figura 19 y 20 ). Los colores presentados hacen referencia a la saturacion de

agua.

% Wenting Qin, Andrew K. Wojtanowicz, Louisiana State University, “Well Performance Analysis For Heavy Oil With Water
Coning”, June 2007

% Wenting Qin, Andrew K. Wojtanowicz, Louisiana State University, “Water Problems and Control Techniques in Heavy Oils
With Bottom Aquifers”, March 2009

s Wenting Qin, Andrew K. Wojtanowicz, SPE, Christopher D. White, SPE, Louisiana State University, “New Cold Production
Technique for Heavy Oil with Strong Bottom Water Drive”, November 2011
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Figura 19. Enmallado de simulacion, Vista 3D

Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX

Figura 20. Enmallado de simulacion. Vista superior.
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Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX

El area total del modelo es de 66 acres, la arena productora tienen un espesor

de 100ft y una zona de agua de 50 ft (Ver figura 21). En la tabla 1 se presentan

las dimensiones del modelo conceptual.

El gradiente de presion utilizado fue 0.436 psi/ft, y el de temperatura 15 °F/1000ft.
Para una profundidad de 5733 ft, la temperatura de yacimiento es 146 °F y una
presion cercana a 2500 psi. Varios de los yacimientos de crudo pesado presentan
caracteristicas similares: porosidades alrededor del 30%, permeabilidades de uno

a varios darcis, saturacién de petrdleo de 50 a 80% con espesores de formacion
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de mas de 50ft??%. En la tabla 2 se presentan las propiedades petrofisicas
seleccionadas para el modelo conceptual.

Tabla 1. Dimensiones del modelo

CARACTERISTICA VALOR UNIDAD
66

Area acres
Celdas en | 11

Celdas en J 24

Celdas en K 30

Longitud Total en | 1200 ft
Longitud Total en J 2400 ft
Espesor zona de petréleo 100 ft
Espesor zona de agua 50 ft
Espesor Total 150 ft
NUumero de Bloques 7920

Original Oil in Place 9694200 STB
Tiempo de Simulacion 3652 dias
Angulo de buzamiento 0 grados

Tabla 2. Propiedades de la roca®

CARACTERISTICA VALOR UNIDAD

0.3

986 mD
493 mD
2.15E-05 1/psi
2500 psi
146 F

% Wenting Qin, Andrew K. Wojtanowicz, PhD. Dissertation, “Analytical Design Method For Cold Production Of Heavy Oil
With Bottom Water Using Bilateral Sink Wells”. 2011
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Figura 21. Enmallado de simulacion. Vista Lateral.
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Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX

2.4 PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS

Las propiedades del fluido del modelo conceptual desarrollado, se obtuvieron de
correlaciones PVT empiricas, las cuales son desarrolladas a partir de datos de
laboratorio y de campo. Antes de determinar una propiedad, se debe asegurar
qgue la aplicacion de interés se encuentre dentro del rango de los datos para la

cual la correlacion fue desarrollada.

En IMEX se puede generar el comportamiento PVT del petrdleo negro por debajo
del punto de burbuja o ingresar los datos de las tablas del comportamiento PVT
del fluido. Debido a las altas viscosidades necesarias para este estudio, las
propiedades del petréleo del modelo conceptual se construyeron utilizando las
correlaciones PVT presentadas en el anexo A. Se generaron altas viscosidades
por debajo y por encima del punto de burbuja para luego ingresar los datos del

comportamiento PVT al simulador.
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Los datos necesarios para determinar el comportamiento de algunas propiedades

PVT a través de las correlaciones®*/*"*?

, Se presentan en la tabla 3. Estos datos
fueron seleccionados de valores caracteristicos de las propiedades de

yacimientos de crudo pesado consultados en la literatura.

Tabla 3. Propiedades del petrdleo

CARACTERISTICA VALOR UNIDAD
Temperatura de yacimiento 146 0F
Gravedad especifica del gas 0.7
Gravedad del Petroleo 14.4 0API
Rsb @ Pb 112.292 SCF/STB
Presion de yacimiento @ 5700 ft 2500 psi

En latabla 4 y figura 22 se presentan las propiedades del factor volumétrico de
formacion del petroleo y el gas en solucién para lo cual fue necesario determinar
el punto de burbuja y la compresibilidad del aceite utilizando la correlacion de
kartoatmodjo, T. y Schmidt, Z (1994).

Tabla 4. Punto de burbuja, gas en solucion y factor volumétrico del petroleo

1.385 1.0397
6.235 1.0429
FIEFZ7A 11001 1.0455
(172905 KIS 1.0479
(276842 BV 1.0523
e o 744 1.0657
N7 103587 1.0813
EIGFAT 108.461 1.0829
buia 112.292 1.0842
(121947 EEPRLY) 1.0841
(127184 [EEERLY) 1.0838
PRV I 112 292 1.0832
(1428095 [EEPRLY) 1.0829
112.292 1.0815

(184780 PRIV 1.0814
P 112 292 1.0799

*Giambattista De Ghetto, Francesco Paone, and Marco Villa, “Pressure- Volume- Temperature Correlations for Heavy and
Extra Heavy Oils”. June 1995.

“°Carlos Bazer S. Universidad del Zulia, “Correlaciones Numéricas P.V.T”. Enero de 1996.

“'Trevor Bennison, IBC Heavy Oil Field Development Conference, “Prediction of Heavy Oil Viscosity” December 1998.
“2Ahmed Al-Zahaby, the British University in Egypt. “Guidelines for Selecting Appropriate PVT Correlations for Black Oils”.
February 2012.
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Figura 22. Gas en solucion (A) y Factor volumétrico de formacion del petroleo (B)
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En la tabla 5, se presentan los valores de viscosidad del crudo vivo a
determinadas presiones y las correlaciones utilizadas para el calculo de la
viscosidad del crudo muerto y vivo. La correlaciéon utilizada para el caso base es
Kartoatmdojo y Zelimir para el célculo de la viscosidad del crudo muerto y el

crudo vivo.

Tabla 5. Viscosidades del crudo vivo

CORRELACION KARTOATMDOJO KARTOATMDOJO Y KARTOATMDOJO Y
CRUDO VIVO Modificado (1995) ZELIMIR (1994) ZELIMIR (1994)
oo o MODIFIED EGBOGAH. TRIANA KARTOATMDOJO HOSSAIN Y
SOl sel  JACKS -UOD(1988) Y ZELIMIR SCHMIDT- COLABORADORES-
UOD(1994) UOD(2005)
| Presién(nsi) | Uo(cP) Uo(cP) Uo(cP)
T 56.6 111.4 151.1
| 674 | 555 108.2 146.6
| 1797 | 545 105.1 1423
[ 1721 | 534 102 138.1
| o768 | 51.3 96.3 130.1
| 6434 | 44.6 79.1 106.2
[ 11147 | 37.2 62.2 82.7
| 11671 | 36.4 60.6 805
[ 12083 | 355 59.4 788
[ 12195 | 355 59.6 79.2
| 10718 | 359 605 80.4
| 13766 | 366 621 829
[ 14289 | 36.9 62.9 84.2
| 17955 | 39.4 68.9 93.0
8479 39.7 69.8 943
| opog7 | 443 80.7 110.7
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En la figura 23 se observa los tres comportamientos de la viscosidad que se
generaron con las correlaciones presentadas para observar como afecta este
parametro en el analisis de sensibilidad que se realizara mas adelante al modelo

conceptual.

Figura 23. Viscosidad del crudo vivo vs Presion
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En la figura 24 se observa el comportamiento del factor volumétrico de formacién
y la viscosidad del gas. Estas propiedades fueron calculadas con el software

Kappa PVT utilizando la correlacién de Lee para la viscosidad.

Figura 24. Factor volumétrico de formacion del gas (A) y viscosidad del gas (B)

_ 025 _0.025

G 0.2 &

2 0 - 0.02 //
= 1]

2 (.15 Y 0.015

g 01 - 001

ﬁ 1]

3 005 % 0.005

£ 2

w 0 4 0

0 1000 2000 3000 4000 > 0 1000 2000 3000 4000
Presién (psi) Presion (psi)
A) B)
Fuente: Autor

60



Las propiedades del agua se generaron en la seccion Components en IMEX de
acuerdo con los datos presentados en la tabla 6.

Tabla 6. Propiedades del agua

CARACTERISTICA VALOR UNIDAD

Factor volumétrico de formacioén del
agua 1.02 BBL/STB

SEULIET) 10000 ppm

0.615 cP
Densidad del agua 62.5322 Ib/ft3

2.5 INTERACCION ROCA-FLUIDO

La figura 25 muestra la curva de permeabilidad relativa del agua y del aceite en
funcién de la saturacion de agua. Esta curva fue generada en IMEX con los end

points requeridos en la correlacion de Hirasaki.

Figura 25. Curva de permeabilidad relativa agua-aceite

1.00

[=) [=]
[=1] =]
[=) [=]
' 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
Imm e e m k===
1 1
' 1
1 1
' 1
1 1
' 1
1
|.___,.'-"|
1 1
o
1 1
i
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1

Pemeablidad reltiva (4

(=] [=]
(=] o=
[=] [=]
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
* -
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
i - - ol
1 1
1
; ﬁ
1 1
1 1
P
1
1 1
1 1
1 1
1 1
1 1
T a3
1 1
1 1
1 1
1 1
1
1
1
1
1
1
1
;
1
1
1
1
1
1
1
1
1
1
1

_________________

1
1
b !
0049 t 4= } =4 }
Q.0a {4 il 040 0.60 0.80 1.00
SauEchn de agua Bw)

Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX
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De acuerdo con el comportamiento de la curva de permeabilidad relativa del agua
y el aceite, el yacimiento se encuentra mojado por agua. Los end points de la

curvay los exponentes se presentan en la tabla 7.

Tabla 7. End Points de la curva de permeabilidad relativa

Caracteristica Valor

0.32
0.32
0.68
03
03

Permeabilidad relativa del aceite a saturacién de agua connata

(Krocw) 0.8
Permeabilidad relativa del agua a saturacion de aceite irreducible

(Krwir) 0.2

Exponente para la curva de permeabilidad relativa al aceite(Kro) 2

Exponente para la curva de permeabilidad relativa al agua(Krw) 2

2.6 EFECTIVIDAD DE DOS POZOS HORIZONTALES PARA EL CONTROL DE
LA CONIFICACION DE AGUA

Tres parametros seran considerados en la comparacion, determinando cual es el
caso mas adecuado como solucién para el control de la conificacién de agua. Los
parametros son: la tasa de produccién de petréleo, el factor de recobroy el corte

de agua.

2.6.1 Longitud equivalente de un pozo horizontal. Un pozo horizontal puede
ser considerado como un numero de pozos verticales perforados uno junto al otro
y completados en un limitado espesor de la zona de interés. Cada extremo del
pozo horizontal deberia drenar media area circular de radio b, con una forma
de drenaje rectangular del pozo horizontal. Asumiendo que cada extremo del

pozo horizontal es representado por un pozo vertical que drena media area del



circulo con un radio igual a b, Joshi (1991) propuso dos métodos para calcular

el area de drenaje de un pozo horizontal. Estos son presentados en el anexo B.

Un pozo vertical con un radio de drenaje de 600 ft, tiene un area de drenaje de:
2
ry *rn
= __~ = 25964 Acres
43,560
Para el area total del modelo (66 acres), dos pozos verticales son necesarios con
un area de drenaje de 51.928 acres. La longitud del pozo horizontal que drena

esta misma &rea combinando los dos métodos de Joshi es la siguiente:
;{((L*Z*GOO) + 77 %6007 )+ (72'*(; + 600)*600)} =51.928 Acres

Despejando la longitud equivalente del pozo horizontal se tiene

_ 2*51.928*43560 — 2*  * 6007

- 7*600

+2*600

La longitud del pozo horizontal es 1056 ft, la cual se aproximara a 1060 ft para la
debida comparacion en el modelo conceptual con dos pozos verticales. Con el
objetivo de comparar efectivamente el desempefio de cada una de las tecnologias
se analizara el factor de recobro, el corte de agua y la tasa de produccion.

2.6.2 Comparacion de la efectividad de pozos horizontales y verticales en el
control de la conificacion de agua. El andlisis se realiza con las mismas
propiedades del modelo conceptual desarrollado en la seccion anterior. Los casos
considerados son un pozo vertical, un pozo horizontal, un pozo vertical con

completamiento dual, dos pozos verticales y dos pozos horizontales (figura 26).
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Se tuvo en cuenta la longitud del pozo horizontal para la debida comparacion con
dos pozos verticales, aplicando el concepto de &rea de drenaje equivalente. La
longitud e intervalo perforado de los pozos verticales y horizontales fue
optimizada para obtener el mayor factor de recobro en un tiempo de 10 afios, a
una tasa de produccion en la zona de petréleo de 3000 bbl/dia. Los datos
utilizados para cada uno de los casos se presentan en la tabla 8.

Tabla 8. Valores de los parametros.

INTERVALO | ..
CASO TASA (bbl/dia) PERFORADO | MINIMA
BHP
(ft)
1 100

Un Pozo Vertical Pozo Zona de Petréleo 3000 60

. Pozo Zona de Petréleo 1500 25 100

Dos Pozos Verticales 2
Pozo Zona de Petréleo 1500 25 100
Un Pozo Horizontal 3 Pozo Zona de Petréleo 3000 1060 900
Un Pozo vertical con 4 Pozo Zona de Petréleo 3000 60 100
Completamiento Dual Pozo Zona de Agua 8000 20 100
Dos Pozos 5 Pozo Zona de Petréleo 3000 1060 900
Horizontales Pozo Zona de Agua 8000 1060 900

Para el caso 4 el tope del intervalo abierto en la zona de agua se encuentra a 25 ft
por debajo del contacto agua-petréleo. Para el caso 3 y 5 el pozo horizontal en la
zona de petréleo se ubica a 17 ft del tope de la formacién y para el caso 5 el pozo
ubicado en la zona de agua se encuentra a 17 ft por debajo del contacto agua-
petrdleo. En la figura 26 se puede observar la configuracion utilizada en la

comparaciéon de cada una de las tecnologias
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Figura 26. Casos considerados en la comparacion

Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX

2.6.2.1 Comportamiento de la produccion de petroleo. Como se observa en la
figura 27 para el caso 1 se presenta la menor tasa de produccion de petroleo, ya
que se genera el mayor drawdown para producir una tasa constante de liquido
de 3000 bbl/dia.
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Figura 27. Comportamiento de la produccion de petréleo

Tasa de Petréleo(bbl/dia) |

Tiempo (dias)

Caso 1- Un Pozo Vertical
= = = === (Caso 2- Dos Pozos Verticales
m== = === = (Caso 3- Un Pozo Horizontal
------ Caso 4- Completamiento Dual Pozo Vertical
Caso 5- Dos Pozos Horizontales

Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX

Para el caso 4 y 5, la produccion en la zona de agua a una tasa de 8000 bbl/dia,
contrarresta las fuerzas viscosas permitiendo un levantamiento del contacto
agua-petroleo mas uniforme. Después de un periodo de 3652 dias de
produccion, las mayores tasas de petroleo son 213 bbl/diay 233 bbl/dia para

el caso 4y caso 5, respectivamente.

En términos del factor de recobro como se puede observar en la figura 28 el
comportamiento del caso 4 efectivamente tiene un mejor desempefio que el caso
1, debido al completamiento dual en pozos verticales. El factor de recobro para el

caso 4 en un periodo de 3652 dias fue 6.32 % mayor que el caso 1.

Para el caso 3, en el mismo periodo alcanz6 un factor de recobro de 9.1 % y una
produccion de 81MSTB de petréleo mas que el caso 2, demostrando la
efectividad de un pozo horizontal sobre dos pozos verticales al considerar el
concepto de area de drenaje equivalente.

66



El caso 5 permite recuperar la maxima cantidad de hidrocarburos con un factor de
recobro del 15% y una produccién acumulada de 1460MSTB, Esto evidencia la
capacidad de la aplicacion de dos pozos horizontales en yacimientos de crudo

pesado con empuje de agua en fondo.

Figura 28. Factor de recobro de los pozos verticales y horizontales.

20.04

15.04-

1004

Factor de Recobro (%)

<
o
1

T
0 1,000 2,000 3,000
Tiempo (dias)

Caso 1- Un Pozo Vertical

= = = === (Caso 2- Dos Pozos Verticales

m== = === = Caso 3- Un Pozo Horizontal

------ Caso 4- Completamiento Dual Pozo Vertical
Caso 5- Dos Pozos Horizontales

Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX

2.6.2.2 Comportamiento corte de agua. Para el caso 1 como se puede observar
en la figura 29, la ruptura de agua en el pozo ocurre rapidamente, alcanzado en
182 dias un corte de agua del 90 %. El caso 3 presenta un acelerado aumento en
el corte del agua desde su inicio a produccién (90 % a los 546 dias de
produccion), sin embargo, es levemente menor al corte de agua presentado en el

caso 2.
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Figura 29. Corte de agua de los pozos productores verticales y horizontales
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Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX

En la figura 29, también se observa que los casos 4 y 5 presentan el menor
corte de agua, alcanzado a los 3652 dias de produccién un corte de 92.9 % vy
92.2 %, respectivamente.. Aunque estos casos tienen el menor corte de agua y la
mayor produccion de petréleo, el drenaje en la zona de agua a una tasa de 8000
bbl/dia, aumenta considerablemente la produccion acumulada de agua en 2.9
MMbbls a los 3652 dias. El agua drenada del pozo proyectado en la zona de
agua no requiere tratamiento para la separaciéon del petréleo, lo cual disminuye

los costos de tratamiento y almacenamiento para su disposicion.

Los resultados del caso 5 muestran que la inclusion de un pozo horizontal en la
zona de agua, permite obtener mayores tasas de petrdleo reduciendo la
produccion de agua influenciada por el acuifero en el pozo proyectado en la zona

de petroleo.
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2.6.3 Comparacion de un pozo horizontal y dos pozos horizontales en el
control de la conificacion de agua. La comparacion se realiza segun los datos
presentados en la tabla 9, en la cual se especifican las tasas para las dos
opciones consideradas de un pozo horizontal y los dos pozos horizontales. La
tasa de produccién del caso 3, es la suma de las tasas del pozo superior e
inferior del caso 2.

El pozo horizontal en la zona de petrdleo se encuentra a 17 ft bajo el tope de la
formacién para los tres casos considerados y el pozo horizontal inferior para el

caso 2 se encuentra a 37 ft debajo el contacto agua-petroleo.

Tabla 9. Datos de los casos presentados

INTERVALO
TASA (bbl /dia) PERFORADO

MINIMA

(M0 BHP

Un Pozo Horizontal 1 Pozo Zona de Petréleo 303 1060 900

Dos Pozos 5 Pozo Zona de Petréleo 303 1060 900
Horizontales Pozo Zona de Agua 8000 1060 900
Un Pozo Horizontal 3 Pozo Zona de Petroleo 8303 1060 900

2.6.3.1 Comportamiento de la produccion de petréleo. Para el caso 3, la
disminucién de la tasa de petrdleo, como se observa en la figura 30, es
significativa, pasando de 8000 a 585.87 bbl/dia en un afio de produccién, es decir
una disminucion del 93% en la produccion de petréleo. Esto indica la rapida
intrusion de agua en el pozo debido al alto drawdown manejado para producir a
una tasa alta.

Para el caso 1 la disminucién de la tasa de produccion de petréleo es mucho

menor, pasando de una tasa de 303 a 187 bbl/dia, es decir, una reduccién del

38.3 % en un afio de produccion. En el caso 2 la produccion de petroleo se
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mantiene constante de 303 bbl/dia y la intrusion de agua en el pozo inicia solo
después de 1339 dias.

Figura 30. Comportamiento de la produccion de petroleo
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Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX

La tasa de petréleo para el caso 3 tiende a ser cercana al caso 2 como se
observa en la figura 30, produciendo después de 1734 dias una tasa de petréleo
de 275 bbl/dia, con s6lo 5 barriles de diferencia al caso 2. Los dos pozos
horizontales no solo pueden reducir la tasa de agua en el pozo superior sino

suprimirla por completo, produciendo agua y petréleo separadamente permitiendo
un desplazamiento uniforme del contacto agua-petréleo.

En la figura 31, se puede observar que el mayor factor de recobro (14.5%) se
presentd en el caso 3, con una produccion de 459 Mbbl de petréleo méas que el
caso 2, el cual obtuvo un factor de recobro de 9.81% a los 3652 dias. En el caso 1,
se obtuvo el menor factor de recobro de 3.62%.
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Figura 31. Factor de recobro
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2.6.3.2 Comportamiento corte de agua. En el caso 3, se obtuvo el mayor factor
de recobro y la mayor produccidon de agua contaminada (28.7MMbbl de agua
mas que el caso 2 y 28.1MMbbl mas que el caso 1). El tratamiento de la
produccion del agua contaminada presenta dificultades en la separacion agua-
petroleo, ya que la pequefia diferencia entre la densidad del petréleo y la densidad
del agua favorece la formacién de fuertes emulsiones. Segin Euphemio® las
emulsiones presentes en operaciones de produccion reducen la eficiencia de
separacién agua-petréleo, de acuerdo con la prueba en el campo Marlin, incluso
con la inyeccion del desemulsificador por encima de la valvula de choque, sélo
alrededor del 10% del corte de agua original puede ser removido en el separador,
operando con un tiempo de retencion hasta 20 minutos. Como se observa en la
figura 32 en un afio el corte de agua para el caso 3 alcanza el 93% vy

rapidamente avanza al 96% en un tiempo de 1126 dias. Por lo tanto esta opcién

3 Wenting Qin, PhD. Dissertation, “Analytical Design Method For Cold Production Of Heavy Oil With Bottom Water Using
Bilateral Sink Wells”. 2011
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tiene que ser evaluada por el limite economico del corte de agua a una tasa de
8303 bpd. Esto determinara el factor de recobro al final del proyecto para este
caso. En caso de ser viable y teniendo como criterio el factor de recobro, el caso
3 seria la mejor opcion, ya que la separaciéon de agua-petréleo esta disponible

para altos cortes de agua.

La configuracion de las tasas en el caso 2 permite producir por 1340 dias
Gnicamente petroleo el pozo proyectado en la zona de petréleo, luego alcanza
un corte de agua maximo de 34.8 % y una produccién acumulada de agua de
155MBBL a los 3652 dias. La produccion acumulada para el pozo proyectado en
la zona de agua es de 29 MMbbI a los 3652 dias. La produccién de esta agua no
requiere de tratamiento térmico, quimico y altos tiempos de retencion para la
separacion agua-petréleo, lo cual disminuye los costos de produccién para su
dispocision.

En un ambiente costa afuera el tamafio limitado de las facilidades de produccién
disminuye el limite econdmico del corte de agua a una tasa determinada, algunos
autores asumen un valor optimista de 95% de corte de agua como limite (Barratt
et al. 2010). Si este hubiese sido el escenario, para el caso 3 el factor de recobro
alcanzado para un corte de agua del 95% es 6.49% en un tiempo de 699 dias
(figura 33), el cual es mayor al caso 1 con un corte de agua del 83.9 % después
de 3652 dias de produccion y un factor de recobro de 3.62 %, es decir que para
este escenario, el caso 2 me representan la mejor opcion de produccion con un
factor de recobro de 9.81 % y un corte de agua en el pozo superior de 34.8 %

después de 3652 dias.
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Figura 32. Corte de agua pozo superior
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Figura 33. Factor de recobro vs. Corte de agua pozo zona de petroleo
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La figura 34, muestra las isosuperficies de la saturacion de agua de 0.5 para
los tres casos considerados en un tiempo de 3652 dias. En el caso 2 se puede
observar la forma casi uniforme del levantamiento de la isosuperficie sin
formacion de la cresta, al contrario de los casos 1 y 3 en donde la forma de la

cresta de la isosupericie alcanza al pozo.
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Figura 34. Isosuperficies de la saturacion de agua
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3. OPTIMIZACION PARAMETROS DE DOS POZOS HORZONTALES EN EL
CONTROL DE LA CONIFICACION DE AGUA

Existen diferentes alternativas para aumentar la produccién y la recuperacion de
hidrocarburos, cada una con diferentes costos, grado de dificultad y tiempo de
respuesta. La técnica de dos drenajes en la formacion para el control de la cresta
de agua en pozos horizontales, es una de estas opciones enfocada en la
produccion en frio de yacimientos de crudo pesado con empuje hidraulico. En el
presente capitulo, se realiza un analisis de sensibilidad a los parametros de
yacimiento y operacionales, determinando las variables mas influyentes dentro
de la aplicacion de la configuracion de dos pozos horizontales. Posteriormente ya
conocidos los parametros de mayor influencia, se determina la configuracion
Optima de espaciamiento entre pozos, longitud de la seccién horizontal y tasas
de produccion de los pozos. La herramienta utilizada en el analisis de
sensibilidad y la optimizacibn es CMOST (Computer Assited HistotyMatchig,
Optimization and Uncertainity Assessment Tool) de la compafiia CMG.

3.1 ANALISIS DE SENSIBILIDAD A LOS PARAMETROS DE DOS POZzOS
HORZONTALES EN EL CONTROL DE LA CONIFICACION DE AGUA

El analisis de sensibilidad es usado para determinar la variacion general en los
resultados de la simulacion bajo diferentes valores de parametros permitiendo
conocer la influencia de cada parametro sobre los resultados de la simulacion.
La informacion luego puede utilizarse en otras tareas como ajuste histérico,
optimizacién y analisis de incertidumbre, ya que permite determinar que

parametros deben ser variados y sus rangos aproximados. El analisis de
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sensibilidad utiliza dos valores para cada pardmetro (un valor maximo y minimo),
esto significa que existe una relacién lineal y que el rango de valores es el rango

esperado para el caso considerado.

Al completar el andlisis de sensibilidad se puede determinar qué parametros
deben ser considerados en una optimizacion y cuales pueden ser eliminados
porque simplemente tienen poco o ningun efecto sobre los resultados de la

simulacion.

3.2 CMOST (COMPUTER ASSISTED HISTORY MATCHING, OPTIMIZATION
AND UNCERTAINTY ASSESSMENT TOOL)

CMOST es una herramienta que permite realizar ajuste historico, optimizacion,
analisis de sensibilidad y de incertidumbre. Una vez creado el disefio por CMOST
automaticamente envia las corridas de simulacién al simulador correspondiente
(IMEX, GEM o STARS) y comprueba peridédicamente el estado de la simulacion.
Al completar las simulaciones, CMOST procesa automaticamente los resultados
que son presentados de manera que proporcionen una vision general del

problema permitiendo al ingeniero realizar un analisis eficiente.

3.2.1 Andlisis de sensibilidad en CMOST. En el analisis de sensibilidad, CMOST
deliberadamente cambia uno o mas variables (parametros) con el objetivo de
observar el efecto de los cambios sobre uno o mas variables de respuesta
(funcién objetivo). EIl disefio estadistico de experimentos es un procedimiento
eficaz para la planificacion de los experimentos (corridas de simulacion) de modo
que los datos obtenidos se pueden analizar para obtener conclusiones validas y
objetivas. La figura 35 muestra el diagrama de flujo del analisis de sensibilidad en
CMOST.
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Figura 35. Diagrama de Flujo Analisis de Sensibilidad en CMOST
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Fuente: Computer Modeling Group, CMG, CMOST

3.3 ANALISIS DE SENSIBILIDAD A PARAMETROS OPERACIONALES

En la figura 35, se muestra el diagrama de flujo generalizado del proceso de
analisis de sensibilidad en CMOST. En este diagrama se observa los archivos
obligatorios y los que solicita el programa. Los archivos que exige el programa se
muestran a continuacion.

e Base Dataset .dat

e Base IFR .irf

e Base Session File
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Field History File

Son necesarios los archivos .dat y el .irf los cuales contienen la informacién
bésica del modelo a simular y los resultados de la simulacién base. Para indicar
donde y cdmo CMOST debe modificar el dataset se debe crear un CMOST
Master Dataset (archivo.CMM). Para este caso se modifican los parametros como
maxima tasa de produccion, longitud de los pozos, ubicacion de los pozos vy la
minima presion de fondo fluyendo. Para crear el archivo.CMM, el dataset original
puede ser copiado y manualmente editado.

Después de modificar el archivo.dat, se debe guardar el archivo con formato
.CMM. Luego de determinar los parametros y de definirlos en el archivo .CMM,
se importan en la seccion de “parameters”, para luego definir el valor maximo y
minimo de cada parametro. EI valor maximo y minimo definido para cada uno
de los parametros operacionales, se determind por criterio ingenieril. Estos

valores se muestran en la tabla 10.

Tabla 10. Parametros operacionales- analisis de sensibilidad

En el siguiente paso se definen las funciones objetivo. Para este caso se tomaron
como funciones objetivo; el factor de recobro y el corte de agua. Luego se

selecciona el método de muestreo, para este caso el elegido es el fraccional



fraccional. Con este método el nimero de combinaciones que se generaron fue
32. Posteriormente en “Result Observers” se pueden importar las funciones
objetivo e ingresar las propiedades que se desean observar sus resultados para

todas las corridas que se generaron por el disefio experimental seleccionado.

3.3.1 Resultado del analisis de sensibilidad pardmetros operacionales. Los
resultados son presentados en un grafico tornado, el cual muestra la secuencia
de la influencia de cada uno de los parametros sobre la funcion objetivo en orden
ascendente. A la derecha de la linea base se encuentran los parametros que se
comportan en forma directamente proporcional a la funcién objetivo junto con su
valor de proporcionalidad positivo. En el caso de los parametros con un
comportamiento inversamente proporcional, estos se encuentran en la parte
izquierda con su valor de proporcionalidad negativo. La figura 36, muestra los
resultados del efecto de los pardmetros sobre el factor de recobro como funcion
objetivo. El parametro con mayor influencia es la tasa por unidad de longitud del
pozo superior, que es la maxima tasa permitida para una longitud determinada,
con una influencia sobre el factor de recobro de 7.1 %. Al aumentar tasa de
producciéon en el pozo superior, mayor es el factor de recobro, el parametro es
directamente proporcional al factor de recobro y a la produccién de agua como se
observa en la figura 37, donde la funcion objetivo es el corte de agua del pozo
proyectado en la zona de aceite. La produccién acelerada produce el rapido
levantamiento de la cresta de agua y aumento en el corte de agua, esto puede
representar la inviabilidad econdmica debido a los costos asociados a la
produccion de agua. El segundo pardmetro que tiene mayor influencia sobre el
factor de recobro con 6.3%, es la tasa por unidad de longitud del pozo inferior, no
s6lo con un comportamiento proporcional al factor de recobro sino que es el
parametro que mayor afecta el corte de agua en el pozo superior reduciendo la

produccion de agua contaminada.
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Ya que se definié el parametro de la tasa por unidad de longitud del pozo inferior,
la influencia de la longitud del pozo inferior importante en el factor de recobro y se
comporta inversamente proporcional al corte de agua del pozo superior, con un

porcentaje de 11.1%.

A mayor longitud de la seccién horizontal del pozo proyectado en la zona de
aceite, menor es la caida de presién generada por la distribucion de la presion
a lo largo de la seccion horizontal, esto permite tener mas produccién con una
menor caida de presion en el yacimiento, lo cual es favorable por el levantamiento
lento de la cresta de agua. La influencia de este pardmetro sobre el factor de
recobro y el corte de agua en el pozo superior es de 3.6% y 17.5%,

respectivamente.

La determinacion de la posicion 6ptima del pozo horizontal superior e inferior es
de vital importancia en la técnica para controlar la conificacion de agua aunque su
influencia en el factor de recobro sea de 2.7% y 0.57%, respectivamente. Si el
pozo inferior en la zona de agua estd muy cercano al contacto agua-petrdleo,
puede producirse la conificacion inversa y provocar el aumentando de los costos
por el levantamiento y acondicionamiento del agua. También si el pozo se localiza
lejos del contacto agua-petrdleo, sera menor su influencia en el factor de recobro,
por tal razon en este estudio se optimiza su localizacidbn mediante la herramienta
CMOST de CMG.

Los parametros con menor influencia de acuerdo con los valores seleccionados
es el limite minimo de la presion de fondo fluyendo, con una influencia en el factor
de recobro de 0.48% para el pozo superior y 0.06% para el pozo inferior. Si se
cuenta con la limitacion por recomendaciones de ingenieria en la minima presion
de fondo fluyendo debido a problemas que se pueden generar en el yacimiento
como la produccion de arena, el drawdown que se genera puede no ser suficiente

para producir la tasa deseada con el fin de contrarrestar las fuerzas viscosas que

80



estan en funcion del diferencial de presion generado en el pozo superior. Estos
parametros tomarian una importancia alta si no permiten la produccién de la tasa

deseada, ya que estan afectando directamente la tasa de produccion en los pozos.

Figura 36. Resultados del analisis de sensibilidad, funcion objetivo factor de
recobro.
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Fuente: Computer Modeling Group, CMG, CMOST

Figura 37. Resultados del analisis de sensibilidad, funcién objetivo corte de agua
del pozo horizontal en la zona de aceite.
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3.4 ANALISIS DE SENSIBILIDAD A PARAMETROS DE YACIMIENTO

Conocer como influyen ciertos parametros de yacimiento en la aplicacion de dos
drenajes para el control de la cresta de agua, es muy importante ya que permite
conocer su efecto en la respuesta de produccion y la necesidad de asegurar la
informacion de las propiedades requeridas, antes de decidir si la tecnologia es
aplicable al yacimiento de interés. En este andlisis de sensibilidad s6lo se busco
determinar la influencia de los parametros de yacimiento seleccionados sobre los

resultados obtenidos.

La metodologia utilizada fue la misma empleada para el andlisis de sensibilidad
para los pardmetros operacionales. El simulador utilizado para realizar este
andlisis fue CMOST, de CMG.

Los parametros sensibilizados con los rangos maximos y minimos se muestran en
la tabla 11. EI valor de ul, corresponde a la curva de viscosidad del crudo vivo
generada por la correlacion de Kartoatmodojo Modificado y los valores p2 y u3,
corresponden a las curvas de viscosidad del crudo vivo generada por la
correlacion de Kartoatmodjo y Zelimir.

Tabla 11. Parametros de yacimiento- analisis de sensibilidad

VK u2 u3

Viscosidad del petréleo (cP)

Compresibilidad de laroca (1/psi) 3.0 E-6 2.15E-5 4.0 E-5
Permeabilidad Horizontal (mD) 200 986 1500
Relacion Kv/kh 0.1 0.5 1
End Point Krw (Sor) 0.1 0.2 0.3

Las propiedades de viscosidad del petréleo se generaron con las correlaciones
mostradas en la tabla 5. Las correlaciones utilizadas para el caso base fueron
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Kartoatmdojo y Zelimir para el célculo de la viscosidad del crudo muerto vy el
crudo vivo. El tiempo en el cual se analiza las respuestas de los parametros sobre

la funcién objetivo es 10 afios.

La funcion objetivo que se tomé para este caso fue el factor de recobro, los
resultados se pueden observar en la figura 39. El disefio experimental

seleccionado fue el full factorial.

3.4.1 Resultado del anédlisis de sensibilidad parametros de yacimiento. Los
resultados muestran que el pardmetro que tiene mayor influencia sobre el factor
de recobro es el end point de la permeabilidad relativa del agua a la saturaciéon
residual de aceite, con un efecto en el factor de recobro de 4.41%. Este
parametro modifica la curva de permeabilidad relativa del agua que depende, en
gran medida de las interacciones roca-fluido o mojabilidad.

La figura 38 muestra la curva de permeabilidad relativa del agua para cada uno
de los end point seleccionados. La curva con el end point de 0.1, me representa
las condiciones mas favorables ya que la permeabilidad efectiva para el agua y la
relacion de movilidad son menores. La relacion de movilidad afecta de forma
inversa el rendimiento de la produccion de petréleo. Cuando la relacion de
movilidad es alta, la conificacibn de agua para un sélo pozo, se alcanza
rapidamente y el corte de agua experimenta un rapido incremento. Si la cresta de
agua ha alcanzado la zona alrededor del pozo, esta zona es saturada con aguay

reduce la permeabilidad efectiva al petrdleo.
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Figura 38. Permeabilidades Relativas

1

0.9
0.8 \
0.7
0.6 \ K
— O
= 0.5 \

0.4 \ o (1)
0.3 \ krw(2)
0.2 \\ > krw(3)
o1 X

0

0 0.2 0.4 0.6 0.8 1

Fuente: Autor

El segundo parametro con mayor influencia es la viscosidad del petréleo con una
influencia sobre el factor de recobro de 4.3%, con un comportamiento
inversamente proporcional, cuanto menor sea la viscosidad del petrdleo, mayor
es el factor de recobro ya que la relacion de movilidad disminuye favoreciendo el

desplazamiento del aceite por la fase mojante.

De acuerdo con la solucién analitica presentada por Wenting Qin** (2011), se
necesita una tasa mayor de drenaje de agua para contrarrestar la cresta de agua a
altas viscosidades del petréleo. También si la permeabilidad efectiva del agua es
mayor, la relacion entre el la tasa de flujo del pozo proyectado en la zona de agua
y el pozo proyectado en la zona de aceite aumenta, provocando mas costos por
la alta produccion de agua y las facilidades necesarias para el tratamiento y

disposicion.

La relacion de permeabilidad vertical con respecto a la horizontal se comporta
inversamente proporcional al factor de recobro, un valor alto favorece el rapido
levantamiento de la cresta de agua. La influencia sobre el factor de recobro de

este parametro es 3.38% y depende de la permeabilidad horizontal, el cual es el

“W. Qin, and A.K. Wojtanowicz,: SPE 125414 ,“Water Problems and Control Techniques in Heavy Oils With Bottom
Aquifers”, 23—-25 March 2009
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Gnico pardmetro dentro de los considerados que tiene un comportamiento
directamente proporcional a la funcion objetivo seleccionada. Este permite el
desplazamiento del petréleo en la direccion horizontal. Para los valores

considerados tiene un efecto sobre el factor de recobro de 0.46%.

El parametro con menor influencia sobre la funcién objetivo es la compresibilidad
de la roca con un comportamiento inversamente proporcional y su efecto de

0.41 % sobre el factor de recobro.

Figura 39. Resultados del analisis de sensibilidad, funcién objetivo factor de

recobro

i End Point Krw (1, 3)

i Viscosidad del Petréleo (1, 3)

Relacion de Kv sobre Kh (0.1, 1)

M Permeabilidad horizontal (200, 1500)

Parametros

i Compresibilidad de la roca ( 3.0 E-06, 4.0 E-05)

45 4 35 3 25 2 A5 1 0§ 0 0.5
Factor de Recobro del Petréleo (%)

Fuente: Computer Modeling Group, CMG, CMOST

3.5 OPTIMIZACION PARAMETROS OPERACIONALES

La optimizacion tiene como objetivo identificar el plan mas adecuado de

desarrollo de campo y las condiciones de operacion que produciran ya sea un
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valor maximo o minimo para las funciones objetivo especificadas. Estas funciones
objetivo pueden ser cantidades fisicas, tales como la produccién acumulada de
petréleo, el factor de recobro, la relacion entre petréleo producido y vapor
inyectado etc. También pueden ser valores financieros como el valor presente

neto.

3.5.1 Proceso de optimizacion. Para el proceso de optimizacion se requiere la
seleccién del caso base de estudio, el cual CMOST tomard como punto de
referencia para evaluar estadisticamente el efecto de cada uno de los valores de
los pardmetros sobre la funcion objetivo. El diagrama de flujo de optimizacién en

CMOST se presenta en la figura 40.

Los archivos solicitados en la seccién General Properties es el .CMM, .dat, .sesy
irf, de los cuales son necesarios el archivo .CMM vy .irff. Después cargar los
archivos se importan los pardmetros especificados en el archivo .CMM e
ingresan la serie de valores para cada pardmetro. El analisis de sensibilidad
realizado a los parametros operacionales, permitié determinar la influencia de
cada uno de los parametros sobre el factor de recobro. A partir de este analisis
se definid los parametros operacionales a optimizar y la serie de valores para cada

pardmetro como se especifica en la tabla 12.

Tabla 12. Valores de los parametros operacionales

PARAMETROS VALORES

Longitud Pozo Inferior (ft) 200 400 600 800 1200
Posicidn del Pozo Inferior(k) 23 24 25 26
Posicion del Pozo Superior(k) 3 4 5 6 7 8 11 12 15

Tasa por unidad de longitud Pozo
Inferior(Bbl/d) 4 5 6 68 7 8
Tasa por unidad de longitud Pozo
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Posteriormente de haber definido los parametros y sus valores correspondientes
se procede a seleccionar la funcién objetivo, el cual puede ser cualquier variable
de salida. Normalmente la funcidn objetivo puede ser el factor de recobro y el valor
presente neto, los cuales permiten evaluar financieramente el proyecto de estudio.

Figura 40. Diagrama de Flujo Optimizacion en CMOST

Crear un archivo Base dataset v el correspondiente archiva IRF
Base.DAT & Base. IRF

$

Crear un CMOST Master Dataset (archivo.CMM) para indicar dande ¥ cama CMOST debe
modificar el dataset. El dataset ariginal puede ser capiado v manualmente editado.
Base.CRiM

4

Crear una nuevatarea de Optimizacion en CMOST Studio. Se encuentra disponible |a opcidn

Maximizary Minimizar. Referenciar el dataset, el archivo IRF v el archivo.ChMM para ser usados.
El dataset es apcianal.

A 4

Correr |a Tarea.
Optimizacion#.CMR
%e genera junta con un namero de archivos SR2 en base al valor glabal de la funcian objetiva.

‘SI

Fuente: Computer Modeling Group, CMG, CMOST
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3.5.2 Funcidn objetivo. Para este caso se optimizaron los parametros definiendo

como funcion objetivo el valor presente neto evaluado a 5 afios.

3.5.2.1 Valor presente neto (VPN). Es el resultado algebraico de traer al valor

presente, utilizando una tasa de descuento adecuada, un determinado numero de

flujos de caja futuros, originados por una inversiébn en un proyecto. Es el

equivalente en pesos actuales de todos los ingresos y egresos, presentes y

futuros, que constituyen el proyecto. De forma analitica el VPN se puede

interpretar de varias formas, dando lugar a la toma de decisiones acerca de la

inversion del proyecto, lo cual se muestra en la tabla 13.

Tabla 13. Interpretacion del indicador de rentabilidad VPN.

VPN > 0

VPN <0

VPN =0

Proyecto viable, La inversion
produciria ganancias por encima de
la rentabilidad exigida.

Proyecto no viable, la inversion
produciria ganancias por debajo de
la rentabilidad exigida, la inversion
no seria cubierta segun el tiempo de
estudio de la proyeccion.

Proyecto indiferente, la inversion no
produciria ni ganancias ni pérdidas

El proyecto puede aceptarse,
considerandose el valor minimo de
rendimiento para la inversion

El proyecto deberia rechazarse, la
inversién no seria cubierta segun
el tiempo de estudio de la
proyeccion.

Dado que el proyecto no agrega
valor monetario por encima de la
rentabilidad exigida, la decision
deberia basarse en otros criterios.

Fuente: Monica Lara “Optimizaciéon De La Produccién De Los Pozos Asociados A La Estacion Tres Del Campo Llanito De
Ecopetrol S.A. Utilizando El Método De Analisis Nodal” Tesis UIS, 2012.

Los valores considerados para las variables utilizadas en el calculo del valor

presente neto en un periodo de 5 afios se tomaron de datos de campo y se

resumen en la tabla 14.
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Tabla 14. Datos variables para el calculo del valor presente neto

Costo Costo
tratamiento |[tratamiento
agua- Pozo |Agua- Pozo

Precio del Costo
crudo levantamiento

(US$/bbl) (US$/bbl) horizontal | horizontal

superior inferior
(US$/bbl) | (US$/bbl)

2013 40.05 5.75 0.51 0.306
2014 40.05 7.36 0.50 0.300
2015 42.60 8.19 0.53 0.318

2016 42.61 8.55 0.50 0.300
2017 42.63 8.91 0.52 0.312

En la tabla 15, se muestra los datos adicionales que son necesarios para el

calculo del valor presente neto.

Tabla 15. Valores para el calculo del valor presente neto

Detalle

20%
Impuesto de renta 34%

Tasa de descuento
anual 11%
Inversion Inicial US$ 12.000.000

3.5.3 Algoritmo DECE ( Designed Exploration and Controled Evolution). El

método de optimizacion DECE intenta imitar el proceso que los ingenieros de
yacimientos comunmente utilizan para solucionar problemas de ajuste histérico y
optimizacion. Por simplicidad, la optimizacién con DECE puede ser descrita como
un proceso de optimizacién iterativo que aplica una etapa de Designed
Exploration y una etapa de Controlled Evolution de forma secuencial. En la
etapa de Designed Exploration, el objetivo es explorar el espacio de busqueda de
forma aleatoria disefiado de tal manera que la maxima informacion sobre el
espacio de soluciones pueda ser obtenida. En esta etapa, el disefio experimental
y técnicas de busqueda se aplican para escoger valores de los parametros y crear
conjuntos de datos representativos de la simulacién. En la etapa de Controlled
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Evolution, andlisis estadisticos son realizados para los resultados obtenidos de la

simulacion en la etapa de Designed Exploration.

3.5.4 Analisis de resultados. Uno de los beneficios de trabajar con la
herramienta CMOST es la presentacion de los resultados que facilitan el
entendimiento y andlisis de las variables seleccionadas, permitiendo observar la
influencia de los parametros sobre la funcion objetivo en el proceso de
optimizacién. A continuacion se presentan los resultados del proceso de
optimizacién del modelo seleccionado. Los resultados son presentados en una
grafica de la funcion objetivo con respecto a las iteraciones realizadas, definiendo
de esta forma cuales fueron las iteraciones que presentaron los valores maximos
de la funcion (figura 41). Se presenta el factor de recobro con respecto al tiempo,
el corte de agua del pozo superior (figura 42) y los resultados del estatus de los
parametros en la tabla 16, en los cuales las celdas coloreadas de rojo, son las

soluciones adecuadas de acuerdo con la optimizacion.

Figura 41. Optimizacion funcion objetivo VPN, modelo conceptual

15

VPN (MMUS)
-

50 100 150 200
Job ID

Fuente : Computer Modeling Group, CMG, CMOST

El método de optimizacion DECE deja de buscar soluciones cuando se detecta
gue la mejora en las soluciones no es posible con los valores de los parametros

seleccionados, para este caso el numero de corridas de simulacion fue de 187.

90



Figura 42. Factor de recobro y corte de agua de las corridas de simulacion

26

FACTOR DE_RECOBRO

06/16/2014. 09/28/2015 02/09/2017 06/24/2018
Time

A) Factor de Recobro

CORTEDE_A6UA POZ0_SUPERIOR

o 05/16/2014 09/28/2015 02/09/2017 06/24/2018
Time

B) Corte de Agua
Fuente: Computer Modeling Group, CMG, CMOST

Tabla 16. Estado de los parametros, modelo conceptual

Longitud Pozo Inferior (ft) 200 400 600 800 -

Posicion del Pozo Inferior (k) --- 26
Posicion del Pozo Superior(k) -- 5 6 7 8 11 12 15
6

TITrr1

Inferior(Bbl/d)

Tasa por unidad de longitud Pozo [JHeBEc e BN e HSTN0c ) 1 15 2 25 3 4
Superior(Bbl/d)

A continuacién se presenta el conjunto de valores de cada variable seleccionada

Z

en el proceso de optimizacion en un histograma de frecuencias, el cual resume la
frecuencia que cierto valor de cada parametro ha sido usado y los valores 6ptimos

de cada uno de los parametros, seleccionados por el algoritmo DECE (figura 43).
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Figura 43. Histogramas de frecuencia

120 - 104 60

52
44
42 40
S o
=) =)
= =
u u
=] =]
=) =)
2 2
i 27 -
14 15 18 i
o i M W 0
200 400 600 800 1200 23 4 25 26
Longitud del pozo inferior (ft) Posicision del Pozo Inferior (direcién en K)
45 42
30 27 27 27 27 38
26 36
24
20 © 28
. £
2 5
[7} 3 17 17
S 2
E ) j i
("™
0 0
4 5 6 6.8 7 8

3 4 > 6 U 8 9 Tasa por unidad de longitud pozo inferior
Posicision Pozo Superior (direccion en K) (bbl/dia*ft)

120 110

Frecuencia

RO RN N N A T

Tasa por unidad de longitud pozo superior
(bbl/dia*ft)

Fuente : Computer Modeling Group, CMG, CMOST
La evolucién de la funcién objetivo (VPN) se puede observar en la figura 41 para
cada una de las corridas realizadas. Las configuraciones del valor de los

parametros son disefiados por el algoritmo DECE, obteniendo como soluciones

Optimas la configuracién del valor de los parametros que me represente el mayor
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valor de la funcion objetivo. En este caso la configuracion del valor de los
parametros diseflados para la corrida 8 representa el mayor valor presente neto
con US$ 12.374.436. La configuracion de los parametros seleccionados por
CMOST para la corrida 8 fueron en el pozo superior una tasa de produccion de
liguido de 6000 bbl/dia, localizado en la capa 3 en la direccion K( 17ft por debajo
del tope de formacion) y en el pozo inferior una tasa de produccion de agua de
9600 bbl/dia, localizado en la capa 23 en la direccion K(17ft por debajo del

contacto agua-petroleo).

En la figura 42, se observan las curvas del factor de recobro y el corte de agua
del pozo superior para todas las corridas. En color azul oscuro se muestra el
caso optimo con el mayor valor presente neto, este coincide con el mas alto
factor de recobro (figura 42A), pero no con la curva del menor corte de agua
(figura 42B). El potencial de dos pozos horizontales puede reducir o suprimir la
produccion de agua en el pozo superior mediante la configuracion adecuada de
los pardmetros. En este caso debido a las consideraciones econdmicas para
manejar altos cortes de agua (limite de corte de agua 98.03 %) y a la funcién
objetivo utilizada en la optimizacion para un tiempo de 5 afios, la configuracion de
los valores de los parametros determinados no coincide con el menor corte de

agua en el pozo superior.

En la tabla 16, se muestra el estado de los valores de los parametros, mostrando

cuales fueron los 6ptimos para obtener el mayor valor presente neto.

Las mayores tasas por unidad de longitud en el pozo superior e inferior, fueron
seleccionadas por el algoritmo DECE, aunque altas tasas de produccion en el
pozo superior acelera los problemas de conificacion de agua, esta permite la
mayor produccion de crudo y en este caso el mayor valor presente neto y factor
de recobro en un periodo de 5 afios. Una relacién alta entre las tasas de

produccion del pozo inferior y el pozo superior, disminuye el corte de agua en el
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pozo superior y posiblemente puede generar conificacion inversa de petroleo, por
lo que la posicion del pozo inferior influye significativamente; ya que al estar muy
cerca del contacto agua-petroleo, ocasiona la conificacion inversa, y al estar muy
lejano del contacto, disminuye su efecto para contrarrestar el levantamiento de la
cresta de agua. La ubicacion 6ptima para la seccion horizontal del pozo inferior
es localizada por el algoritmo DECE en la posicion de las celdas 23, 24 y 25 en la
direccibn K, es decir a una distancia aproximada de 15, 20 y 25 ft,

respectivamente del pozo inferior al contacto agua-petroleo.

La posicion del pozo superior debe ser la adecuada para el levantamiento lento de
la cresta de agua, la solucion encontrada es alrededor de 15ft de distancia de la

seccion horizontal del pozo al tope de la formacion.

3.5.4.1 Comparacion caso Optimo con un pozo horizontal. La siguiente
comparacion entre el caso 6ptimo de dos pozos horizontales y un pozo horizontal
se realiza teniendo como criterio la misma tasa de produccién del pozo horizontal
proyectado en la zona de petréleo, la cual es de 6000 bbl/dia. Para el calculo del
valor presente neto del pozo horizontal se toman los valores presentados en la
tabla 14 y tabla 17 donde se resume los valores utilizados para determinar del

valor presente neto de un pozo horizontal.

Tabla 17. Valores para el calculo del valor presente neto de un pozo horizontal.

6000000 12000000

Tasa de Descuento Anual 11 11
(%)
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El valor presente neto calculado para el pozo horizontal es de US$ 12.253.587, a
los 5 afios de produccion, este valor es menor al calculado con los dos pozos
horizontales el cual es de US$ 12.374.436. Ademas como se puede observar el
comportamiento del factor de recobro en la figura 44, la diferencia de los casos
considerados aumenta con el tiempo. En un periodo de 5 afios el factor de
recobro para el pozo horizontal es de 15.52% y para los dos pozos horizontales
es de 22.21 %, con una diferencia de 6.69 %. En un periodo de 10 afios esta
diferencia en el factor de recobro es igual a 9.06 %, lo cual indica la ventaja de la

técnica sobre un pozo horizontal en las condiciones consideradas.

Figura 44. Factor de recobro de un pozo horizontal y dos pozos horizontales
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Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX
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4. APLICACION DE DOS POZOS HORIZONTALES EN EL CAMPO
COLOMBIANO

La inclusién de un pozo y la configuracién de los parametros operacionales, es
evaluada para obtener la mayor recuperacion econémica en un pozo horizontal con
un fuerte historial de conificacion de agua en un sector de un campo colombiano. La
evaluacion se realiza en el pozo horizontal denominado “pozo horizontal superior” en
el campo UIS 63 (nombrado asi por motivos de confidencialidad). El petréleo es de
base parafinica con una viscosidad de 715 cP hasta 1065 cP en sitio y una
gravedad API alrededor de los 12.5. En cuanto a la salinidad del agua de formacion

se encuentra entre 300 — 1000 ppm de solidos totales disueltos.

4.1 SECTOR DEL MODELO DE YACIMIENTO

El modelo de yacimiento representa un sector del campo el cual tiene como principal
mecanismo de empuje la intrusion de agua debido a la influencia de un acuifero
activo localizado bajo la zona de petréleo. En este tipo de yacimientos se puede
evidenciar el empuje hidraulico, debido a que la presion del yacimiento no declina
rapidamente y se presenta la produccion temprana de agua. Este mecanismo de
empuje se produce por la expansion del agua del acuifero asociado a la formacion; a
medida que la presion es reducida el agua se expande e invade el yacimiento

remplazando los fluidos extraidos.

4.1.1 Descripcion del Modelo. ElI sector del modelo de yacimiento presenta un
enmallado tipo corner point, con 29, 31 y 22 celdas en la direccion I, J y K,
respectivamente. Las dimensiones de las celdas en la direccién |y J son 164 ft, y en
la direccion K varia de 4.67 a 5.85 ft. EI modelo tiene un total de 19778 celdas y un

area de 555 acres. En lafigura 45 se observa el enmallado del sector del modelo.
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Figura 45. Enmallado sector de yacimiento, Vista 3D
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Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX
129 ft. El volumen total de agua, petréleo y gas en sitio son de 55.3MMSTB,

39.5MMSTB y 273.0MMSCEF, respectivamente.
En la figura 46 se observa que los estratos del yacimiento son altamente

porosidad alrededor del 30 % y un espesor de la zona de petroleo alrededor de los
heterogéneos, los tipos de arenisca presentan un rango amplio de permeabilidades y

la presencia de arcillolita se representa con permeabilidad cero.

favorecen la produccion de altas tasas de liquido, en algunos pozos horizontales
alrededor de los 10.000bbl/d

4.1.1.1 Propiedades de la roca. Las propiedades



OO T OO N O T OO D

DO — O — S~ ST O ST OO N0 ST SO D
VO~ MOONO—MINOOOTOMMONMOO G
OOG OO ON—oo ™ P00~ MN0,
NN OO TMIN— 0O

0 | PR T TR

::.———,ﬁ__:::
."“m&%".....:??ﬁ//ﬁ/

() . VAT
“..:.‘\‘dw..”.‘..w.wﬁ, e
N
B

‘ \\\\\
i
‘ooo\w\\“\““\\s\\:\\\\\
i
I
Wy
Wi
LT \\\\_\“
os\\\\h\\\\\\\\\\\\“
Vi \\\\\\\\\\\\\\\ ““\
g

Figura 46. Distribucion de la permeabilidad, corte transversal

Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX

El sector del yacimiento esta conectado en la parte inferior a un acuifero activo, este

se representa en IMEX con el modelo analitico de Fetkovitch conectado en la parte

las propiedades generales

de flujo K

on

inferior del modelo y actuando en la direcci

son presentadas en la tabla 18.

Tabla 18. Propiedades del acuifero

Fetkovitch Conectado

en la celda 20

Actuando en direccién

de flujo k

Celdas 21 y 22 nulas

300
0.35
3000
1000
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4.1.1.2 Propiedades de los fluidos. La gravedad del crudo en el sector del modelo
de yacimiento es de 12 API, con una viscosidad en sitio de 1065 cP a 1126 psi,
clasificandose de esta manera como un crudo pesado. La presion en el sector no
cae por debajo de la presion de burbuja es decir el yacimiento se encuentra en
estado subsaturado, por lo cual no ocurre liberacion de gas en el yacimiento pero si
la expansion de los fluidos como se observa en el comportamiento del factor
volumétrico de formacion del petroleo (figura 47). Esto se refleja en el
comportamiento del gas en solucién (Rs), con respecto a la presion (figura 48), el
cual se mantiene constante influyendo en la disminucion de la viscosidad al
reducirse la presién y favoreciendo la movilidad del crudo (figura 49). Las
propiedades PVT del fluido fueron ingresadas en el simulador IMEX-CMG, algunas

de las propiedades generales se presenta en la tabla 19.

Tabla 19. Propiedades del fluido

Compresibilidad del Agua (1/psi
API 12
Factor Volumétrico dél Petroleo @ 114.43 10396
psi
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Figura 47. Factor volumétrico del petrdleo sector yacimiento
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Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX

Figura 48. Gas en solucion sector de yacimiento
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Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX

Figura 49. Viscosidad del petréleo sector del yacimiento
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4.1.1.3 Interaccién roca-fluido. De acuerdo con la figura 50, el comportamiento de
las curvas de permeabilidad relativa del agua y del aceite, el yacimiento se encuentra
mojado por agua, esto favorece el desplazamiento del aceite por el agua. También, el
bajo valor (0.1) del end point de la permeabilidad relativa del agua a la saturacion de
aceite irreducible, favorece la movilidad del crudo permitiendo una mayor

recuperacion aungue este efecto es opacado por la alta viscosidad del crudo.

Figura 50. Curva de permeabilidad relativa agua-aceite sector yacimiento
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Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX

4.1.1.4 Condiciones Iniciales. Las condiciones iniciales del sector del modelo de
yacimiento estan definidas por equilibrio, el contacto inicial agua-petrdleo se
encuentra a una profundidad de 2128 ft, el tope de la formacion a una profundidad
de 1999 ft, con una presion promedio inicial de 1085.28 psi y una saturacion de
petréleo inicial alrededor de 0.65. En la figura 51 se muestra la posicion del pozo

horizontal, el color hace referencia a la saturacién inicial de agua.
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Figura 51. Vista 3D, sector de yacimiento

Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX

4.1.1.5 Pozo productor. Dentro de las condiciones de operacion del pozo, la minima
presion de fondo fluyendo es 250 psi. EI pozo se encuentra ubicado alrededor de
los 18 ft sobre el contacto inicial agua-petréleo con una seccién horizontal de 1440 ft
y un intervalo abierto de 949 ft (figura 52).El pozo inicia su produccién el 31 de
octubre de 2007, a una tasa de liquido de 864 bbl/dia, la cual aumenta
progresivamente hasta una tasa de 6020 bbl/dia en enero de 2011(figura 53). La
ruptura de agua en el pozo se produce casi inmediatamente después del inicio a

produccion vy el corte de agua aumenta a mas del 92% en dos afios de produccion.

Figura 52. Vista lateral pozo horizontal

Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX
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Figura 53. Historia de produccion
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4.1.1.6 Ajuste Histdrico. Con el fin de analizar el comportamiento de la
produccién del sector del yacimiento en estudio, con la configuracion éptima de
dos pozos horizontales, es necesario un ajuste de los datos histdricos
proporcionados. Los diferentes eventos en la produccion de petréleo y agua
transcurridos desde el 31 de octubre de 2007, hasta el 01 de febrero del 2011 se
presentan con el ajuste histérico en la figura 54 y figura 55, respectivamente. El
comportamiento de la presion promedio para el sector del modelo de yacimiento
también se presenta en la figura 56 en este se refleja la fuerte influencia del

acuifero.
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Figura 54. Tasa de produccion de petréleo
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Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX

Figura 55. Tasa de produccién de agua
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Figura 56. Presion promedio sector del yacimiento
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Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX

4.2 COMPARACION DOS POZOS HORIZONTALES

Teniendo en cuenta el ajuste presentado por el sector del modelo del campo
colombiano, en esta seccidn se predice el comportamiento de la produccion para
cinco escenarios distintos de explotacién y se comparan teniendo como criterio las
reservas recuperables y el valor presente neto evaluado a 5 afios. La comparacion
se realiza sobre el modelo ajustado considerando cada caso como primer
escenario de explotacion del sector a partir del 31 de octubre de 2007 hasta el 31
de octubre de 2012. En todos los casos la posicidon y longitud del pozo horizontal
proyectado en la zona de aceite permanecen sin modificacion, la maxima tasa de
produccion es 6020 bpd, la cual es la mas alta presentada en el historial del pozo
y la minima presion de fondo fluyendo es 250 psi.

Para el caso 1, se consider6 una tasa de 6020 bpd, ya que con esta el pozo
obtiene el mayor valor presente neto en un tiempo de 5 afos. Para los casos 2, 3,
4y 5, se evalud la inclusion de un pozo horizontal localizado en la parte inferior
del sector del modelo, bajo el pozo horizontal proyectado en la zona de aceite. Los
pardmetros de longitud, posicién y tasa de liquido para los casos 2 y 4 fueron
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optimizados de acuerdo al petréleo acumulado en un periodo de veinticinco afos.
Para los casos 3y 5 los parametros se optimizaron de acuerdo al valor presente
neto en un periodo de 5 afios. Los datos iniciales utilizados para cada uno de los

casos se presentan en la tabla 20.

Tabla 20. ParAmetros operacionales iniciales

Tasa Maxima | Posicién
Caracteristica Pozo E13 p e Iz.i,
Produccion |direccién
(bpd) en K
Un pozo horizontal Fer horl_zontal 6020 9 250
Superior
Dos pozos, pozo inferior por  P0z0 horizontal 6020 9 250
Caso 2 debajo del_ contacto agua- Superior
petréleo, optimizacién petréleo  Pozo horizontal 6020 20 250
acumulado. Inferior
Dos pozos, pozo inferior por Pozguhp(:arrlﬁ)orntal 6020 9 250
©-o ¢  debajo del contacto agua- p horizontal
petréleo, optimizacién VPN. 020 norizonta 6020 20 250
Inferior
Dos pozos, pozo inferior por  Pozo horizontal 6020 9 250
o, | encima del contacto agua- Superior
petréleo, optimizacién petréleo  Pozo horizontal 6020 16 250
acumulado. Inferior
Dos pozos, pozo inferior por Pozguhpoerrlﬁ)orntal 6020 9 250
@-{e)5]  encima del contacto agua- p hori |
petréleo, optimizacién VPN. ozc:nfgrrilgﬁ)nta 6020 16 250

4.2.1 Optimizacion de los Parametros Operacionales. La metodologia
utilizada para el proceso de optimizacion de los parametros operacionales fue la
misma empleada en el modelo conceptual. Se seleccionaron cuatro parametros,
los valores se muestran en la tabla 21, para el caso 2 y 3 so6lo se considerd la
posicién en las celdas 19 y 20 en la direcciébn K para la seccién horizontal del
pozo inferior por debajo del contacto agua-petrdleo. Las funciones objetivo que se
definieron, fueron el valor presente neto y el petréleo acumulado dependiendo del
caso. Para el determinar el valor presente neto los ingresos fueron calculados con
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los datos definidos en la tabla 22 y la tabla 23 en un periodo de 5 afios a partir
del 31 de octubre del 2007.

Tabla 21. Valores de los parametros operacionales

Eolpleflitiefzlordel 164 328 492 656 820 @ 984
Inferior (ft)

Posicion del ] 19 18 17 16 15 14
Pozo Inferior
(direccién en

K)

Tecielenfloliielel 5000 6000 6500 7000 7500 8000 8500 9000
Pozo inferior
(bpd)
eeielillfilelel 6020 5500 5000 4500 4000 3500 3000 2500 2000 1500 1000 500 250 100 75
Pozo superior
(bpd)

Tabla 22. Parametros para el célculo del valor presente neto

Precio de venta del | Costo levantamiento | Costo tratamiento CTED TEMEITIENE B S

petréleo(US$/bbl) | por barril (US$/bbl) agua (US$/bbl)

sin separacién agua- petréleo

(US$/bbl)
46.00 7.360 0.540 0.345
45.00 7.885 0.515 0.330
47.00 7.549 0.551 0.353
47.00 8.160 0.540 0.345
49.00 8.334 0.566 0.362

Fuente: Ecopetrol S. A.

Tabla 23. Valores célculo valor presente

RELEUETS 20%

Impuesto de renta 33%
Tasa de descuento anual 11%
Costo un pozo horizontal US$ [:Xele[eXe[ele]
En el anexo C se presenta el proceso de optimizacion de los parametros

operacionales para los casos considerados.
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4.2.1.1 Parametros optimizados. En la tabla 24 se presentan los valores de los
parametros operacionales optimizados para cada uno de los casos. En total se

realizaron 686 corridas.

Tabla 24. ParAmetros optimizados

abierto

Caracteristica Pozo

Pozo horizontal

(ft)

Caso 1 Un pozo horizontal S 2 6020 9 984
uperior
Dos pozos, pozo inferior por ~ Pozo horizontal 6020 9 084
Caso 2 debajo del contacto agua- Superior
petréleo, optimizacion Pozo horizontal 5000 20 984
petrdleo acumulado. Inferior
Dos pozos, pozo inferior por Pozg horl_zontal 6020 9 984
; uperior
=0 ¢]  debajo del contacto agua- P horizontal
petréleo, optimizacién VPN. oz?nfgrri'g;)n a 6000 (4500) 20 164
Dos pozos, pozo inferior por ~ P0zo horizontal 6020 9 084
Caso 4 encima del contacto agua- Superior
petroleo, optimizacion Pozo horizontal
petréleo acumulado. Inferior 7500 14 820
Dos pozos, pozo inferior por Pozgur;%rrlﬁ)orntal 3500 9 984
@-{e)5)  encima del contacto agua- p hori |
petréleo, optimizacién VPN. Oz?nfgrri'gl?nta 8500 14 984

4.2.2 Resultados casos optimizados. Como se observa en la figura 57, el caso 1
presentd el mayor valor presente neto(VPN), aunque no obtuvo las mayores
reservas recuperables debido al rapido aumento del corte de agua. Los casos
gue presentaron mayores reservas recuperables fueron el 4y 5, en los cuales el
pozo inferior se ubicé en la zona de transicion debido a una zona de baja
permeabilidad por encima del contacto agua petréleo. En estos el costo de
tratamiento del agua de produccion de los dos pozos es el mismo, por esta razon
una parte de estas reservas recompensan el costo de tratamiento del agua siendo
aun mas rentable el caso 1 (un pozo horizontal). En los casos 2 y 3 donde el pozo

inferior se ubicé por debajo del contacto agua-petroleo se obtuvieron los menores
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VPN y menores reservas recuperables, puesto que la barrera de baja
permeabilidad  disminuye la influencia del pozo horizontal inferior para
contrarrestar las fuerzas viscosas generadas por una tasa de liquido (6020 bbl/dia)
del pozo horizontal superior. Esto se confirma en la siguiente seccion donde son

variados algunos parametros del yacimiento.

Figura 57. Comparacion valor presente neto y reservas recuperables

i Valor Presente Neto (MMUSS)

id Reservas Recuperables (Mbbl)
1382.14

1203.09

Caso 1 Caso 2 Caso 3 Caso 4 Caso 5

-VPN @ 5 afios

Fuente: Autor

En la figura 58, se muestra que a mayor tiempo de produccion, mayor el factor de
recobro, por lo cual los casos 2 y 4 optimizados de acuerdo a la produccién de
petréleo acumulado en un tiempo de 25 afios, tienen el mayor factor de recobro y
tiempo de produccion que los casos 3 y 5, optimizados de acuerdo al valor
presente neto.
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Figura 58. Comparacion factor de recobro y tiempo de produccion

H Factor de Recobro (%)
E Tiempo de Produccion (dias)

3229.00

2406.00 2474.00

1615.00

Caso 2 Caso 3 Caso 4 Caso 5

Caso 1

Fuente: Autor

En la figura 59, se observa la vista 3D de la posicién Optima de dos pozos

horizontales para los casos 4 y 5, los colores presentados hacen referencia a la

saturaciéon de agua.

Figura 59. Vista 3D, Posicion 6ptima dos pozos horizontales

Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX
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4.3 CAMBIO DE LOS PARAMETROS DEL YACIMIENTO

Algunos parametros criticos de yacimiento son variados para determinar en qué
condiciones la aplicacion de dos pozos horizontales (uno proyectado en la zona
de petréleo y el otro proyectado en la zona de agua) seria mas viable que la
aplicacion de un pozo horizontal.

4.3.1 Cambio de la viscosidad. En el analisis realizado del modelo conceptual
en la herramienta CMOST, los parametros de yacimiento sensibilizados que
tienen mayor influencia en el factor de recobro utilizando dos pozos horizontales
es el end point de la permeabilidad relativa del agua y la viscosidad del crudo en
sitio. En este modelo el end point de la permeabilidad relativa al agua tiene un
bajo valor de 0.1 favoreciendo la movilidad del crudo. Sin embargo, la viscosidad
afecta de manera critica la aplicacion, ya que cuanto mas alta sea la viscosidad
se requieren mayores tasas de produccion en la zona agua para contrarrestar la
cresta de agua en el pozo horizontal superior. Por esta razén se realiz6 una
sensibilidad a la viscosidad en este modelo determinando la influencia de este

sobre el valor presente neto con los valores financieros considerados.

Las condiciones de operacion como tasa de liquido, posicién y longitud del pozo
se presentan en la tabla 25, las cuales son tomadas para comparar la aplicacion
de dos pozos horizontales y un pozo horizontal en el modelo variando el
comportamiento de la curva de viscosidad.

Tabla 25. Condiciones de operacion pozos horizontales

Posicién en | o
O.SCO., ciiia Minima
direccion en

BHP (psi)

Tasa Maxima de

Caracteristica Produccién (bpd)

Un pozo horizontal Pozo horizontal Superior 6020 9 250
. Pozo horizontal Superior 6020 9 250

Dos pozos horizontales : :
Pozo horizontal Inferior 9000 20 250
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En la tabla 26 se muestran los valores de las curvas de viscosidad y en la figura
60 se observa el valor presente neto al cambio de la curva de viscosidad del
crudo, en esta también se aprecia que a una menor viscosidad, mas pequefa
es la diferencia entre el valor presente neto calculado para un sélo pozo y dos
pozos horizontales. A una viscosidad en sitio de 51,96 cP, la diferencia entre el
VPN es US$ 494.000.

Tabla 26. Datos de las curvas de viscosidad

PresiON | | DATOS DE LAS CURVAS DE VISCOSIDAD (CP

FEE700 490 420 350 280 210 140 70 63 56 49 42 35
PPYANNNN738 516 443 369 295 221 148 74 66 59 52 44 37
EEEIN775 543 465 388 310 233 155 78 70 62 54 47 39
FEEINN813 569 488 407 325 244 163 81 73 65 57 49 41
eFAgs1 596 511 425 340 255 170 85 77 68 60 51 43
FIEIN889 622 533 444 355 267 178 89 80 71 62 53 44
o926 648 556 463 370 278 185 93 83 74 65 56 46
LN o64 675 578 482 386 289 193 96 87 77 67 58 48
EEEN 1002 701 601 501 401 300 200 100 90 80 70 60 50
R 1039 728 624 520 416 312 208 104 94 83 73 62 52
1077 754 646 538 431 323 215 108 97 86 75 65 54
P 1115 780 669 557 446 334 223 111 100 89 78 67 56
PEFEIN 1152 807 691 576 461 346 230 115 104 92 81 69 58
IEEIN 1190 833 714 595 476 357 238 119 107 95 83 71 60
FEEP 1208 859 737 614 491 368 246 123 110 98 86 74 61
A 1265 886 759 633 506 380 253 127 114 101 89 76 63
ECN 1303 912 782 652 521 391 261 130 117 104 91 78 65
FECENT1341 939 804 670 536 402 268 134 121 107 94 80 67
ERNIN 1378 965 827 689 551 414 276 138 124 110 96 83 69

Figura 60. Valor presente neto vs viscosidad del crudo
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4.3.2 Cambio de la permeabilidad. Segun las condiciones del sector del campo
colombiano, debajo de la zona donde se ubica el pozo horizontal superior una
barrera de baja permeabilidad se encuentra por encima del contacto agua-
petréleo. Esto disminuye la influencia del pozo horizontal inferior para contrarrestar
las fuerzas viscosas generadas por una tasa de liquido de 6020 bbl/dia, del pozo
horizontal superior. En la figura 61 y 62 se observa la vista lateral y superior de

la barrera de baja permeabilidad.

Figura 61. Vista lateral posicion inicial de los pozos
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Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX

Figura 62. Vista superior de la barrera de baja permeabilidad
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Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX

Con el propésito de determinar la influencia de la barrera de baja permeabilidad

sobre la viabilidad de la aplicacion de dos pozos horizontales, se modifico la
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permeabilidad de la barrera de acuerdo a las propiedades a su alrededor en la

misma capa.

Figura 63. Vista superior permeabilidad cambiada de la barrera
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Fuente: Computer Modeling Group, CMG, Implicit Explicit Black Oil Simulator, IMEX

Los resultados de la aplicacion de dos pozos horizontales con el cambio de la
permeabilidad de la barrera y la curva de viscosidad del crudo son presentados en
la tabla 27.

Tabla 27. Influencia de la viscosidad sobre el valor presente neto

. . . | Valor Presente Neto@ 5 afios (MMUS$)
Viscosidad@ 1050 psi (cP) ) :
Un Pozo Horizontal Dos Pozos Horizontales

-4.1618 -10.97
30229 9.7036
22016 89718
-1.3491 -7.8749
-0.063511 -6.0821
1.8493 -2.967
5.1373 2.2078
12.84 14.008
14.203 16.202
16.029 18.849
18.129 21.947
20.829 25.681
24.214 30.365
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Como se observa en la figura 64 a una viscosidad menor de 120 cP en sitio, la
aplicacion de dos pozos horizontales comienza a ser mas viable que un pozo
horizontal. El valor presente neto de la aplicacion de dos pozos horizontales para
una viscosidad de 51.96 cP medida a 1050 psi es MMUS$ 6.15 mayor que para un

pozo horizontal.

Figura 64. Valor presente neto vs viscosidad del crudo
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5. EVALUACION FINANCIERA

La evaluacion financiera juega un papel fundamental en el proceso decisorio de un
proyecto porque permite analizar la rentabilidad financiera del mismo. La
evaluacion financiera toma en cuenta la manera como se obtienen y se pagan los
recursos financieros necesarios para el proyecto, permitiendo el andlisis de
estrategias de recuperacion de costos y de financiamiento. Con el fin de evaluar
la factibilidad financiera del escenario 6ptimo de la aplicacion de dos pozos
horizontales, se realiza un analisis por medio del estudio de algunos indicadores

gue son utilizados para demostrar los beneficios de la aplicacion en estudio.

Para la evaluacion financiera de un proyecto se utilizan algunos indices que se
obtienen del tratamiento técnico y cuantitativo que se le dé al flujo de caja del
proyecto o alternativa respectiva. Tales indices como el VPN o el TIR ayudan a
tomar una decision adecuada sobre qué proyecto realizar, o si es 0 no

conveniente el desarrollo de un proyecto en caso de tener una sola alternativa.

En la evaluacion financiero realizado se evalla la aplicacion de dos pozos
horizontales con la configuracion presentada en el caso 3 y caso 5 del capitulo
anterior, los cuales fueron optimizados de acuerdo al valor presente neto. Estas
configuraciones son comparadas con la aplicacion de un pozo horizontal, caso 1
del capitulo anterior. En el caso 3 el pozo horizontal inferior se localiza en la
zona de agua bajo el contacto agua-petroleo y en el caso 5 el pozo horizontal
inferior se encuentra en la zona de transicion capilar. La evaluacion financiera se
realiza teniendo en cuenta cuatro indices de evaluacion, el valor presente neto, la

tasa interna de retorno, la relacion beneficio-costo y el tiempo de pago de la
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inversién. La secuencia generalizada de las etapas principales de la evaluacion
financiera se muestra en la figura 65.

Figura 65. Esquema evaluacion financiera

EVALUACION FINANCIERA

U

Ze evaldalas alternativasde inversidn
rediante la

v

Determinacion de los Ingresos ¥ Egresos

Construccion Flujo de Caja

v

Se analiza la rentabilidad por los
indicadores de evaluacidn

"’?[L [ S

B/C PAYBACK

¢

TIR

S

WFN=0,RECOMENDABLE TIR=TO, RECOMENDAELE MENCR TIEMMPD DE
WFH= E' INDIFERENTE TIR=TO ,INDIFERENTE BfC »1, RECOMENDABLE FAGO DE LA INVERSION
VFH=<0, NO RECOMENDABLE TIR<TO, NO RECOMENDAELE B/C -1, NO RECOMENDABLE

TO=Tasa OE OPORTUNIDAD

Selaccion Mejor Alternativa

Fuente: Autor
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5.1 EGRESOS

El célculo de los egresos considera los costos de inversion, costos de operacion,
costos de mantenimiento, los impuestos pagados al estado, se tiene en cuenta las

regalias y el impuesto de renta.

5.1.1 Inversiébn neta o inicial. La inversion inicial de este proyecto esta
relacionada a los costos asociados a la perforacion, completamiento de un pozo
horizontal y sistema de levantamiento del fluido. Estos costos varian de acuerdo
con el sitio y tiempo de servicio de los equipos involucrados, el costo total

relacionado a la inversion inicial de un pozo horizontal se presentan en la tabla 28.

Tabla 28. Costos pozo horizontal

Costo de un pozo horizontal (US$) 4.000.000,0

5.1.2 Impuestos. La industria petrolera, se ve afectada principalmente por dos

impuestos directos que son las regalias y el impuesto sobre la renta.

5.1.2.1 Regalias. En Colombia el porcentaje de las regalias referente a la
produccién de hidrocarburos varia de acuerdo con la produccion como lo estipula
la ley 756 de 2002* . Para este caso el valor se muestra en la tabla 29.

5.1.2.2 Impuesto de renta. El impuesto sobre la renta, es de tipo nacional y se
paga al fisco en funcion del resultado de la actividad financiera de las empresas
petroleras en un aflo. En Colombia, en los ultimos afios ha oscilado entre el 30 y
40%. Este impuesto se aplica sobre la ganancia bruta cuando ya se ha
descontado la depreciacion.

“*Vera J. LA POLITICA PETROLERA, RESULTADOS Y PROYECCION ANOS 2010-2015. Ministerio de Minas y Energia
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En la tabla 29 se resumen los costos de operacion y mantenimiento incluidos en
el lifting cost y el costo de tratamiento del agua, también se resumen los costos
de los impuestos devengados al estado, las regalias y el impuesto de renta. Los
valores estan calculados a 5 afios con los datos presentados en la tabla 22 y
tabla 23 para los casos 1, 3y 5.

Tabla 29. Valores de los egresos del proyecto

Lifting cost Impuesto
excluyendo Costo EEREUES sobre la Inversion Total
costo tratamiento del 20% renta del Inicial Egresos

tratamiento | agua (US$) (US$) 34% (US$) (US$) (US$)
de agua
(US$)

8573487  7.421,739  10,448772 8513954 7,085220 42,043,174
8,349,460 9,157,174 10,119,925 7,581,111 12,572,19 47,779,871
11,554,424 10,983,708 13,955,737 10,983,98 14,170,44 61,648,300

5.2 INGRESOS

Hace referencia a las ganancias que recibe una empresa por la venta de sus
productos o servicios, en este caso la venta de barriles de petroleo adicionales
producidos al perforar un pozo horizontal con el objetivo de contrarrestar la
conificacion de agua para el aumento de la produccién de petréleo en un pozo
horizontal con alto corte de agua. En la tabla 30 se presentan los ingresos por la
venta del precio del crudo.

Tabla 30. Precio de venta del crudo

- Produccién @ 5 afios Ingresos

CASO 1 733,752 52,243,860

722,315 50,599,626

781,922 69.778.686
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5.3 FLUJO DE CAJA

En la estimacion del flujo de caja deben considerarse factores como los ingresos
provenientes del ejercicio u operacion del proyecto como el precio de venta del
barril de petréleo (WTI), los egresos generados por la inversion inicial, los costos
de operacién, mantenimiento y los impuestos en que se incurren por el desarrollo
del proyecto. En la figura 66 se observa el flujo de caja para el proyecto sobre el

caso 1 en un periodo de 5 afos.

Figura 66. Flujo de Caja caso 1
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En la figura 67 los flujos de caja para el caso 3 y en la figura 68 para el caso 5, el

cual es el que tiene la mayor inversion inicial.
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Figura 67. Flujo de Caja caso 3
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Figura 68. Flujo de Caja caso 5
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5.4 INDICADORES DE RENTABILIDAD

Para la evaluacion del proyecto varios indicadores son necesarios ya que cada
uno evalla un criterio diferente, permitiendo tener una vision mas amplia del
comportamiento de los ingresos y egresos. En la evaluacion de la rentabilidad del
proyecto se realiza el calculo de los siguientes indicadores de rentabilidad para

medir la efectividad de la inversion.

5.4.1 Valor presente neto. El célculo del valor presente neto se realiza a los tres
casos seleccionados en el capitulo anterior (caso 1, caso 3, caso 5). La tasa de
interés utilizada para la actualizacion de los flujos de caja es del 11% anual
(0.87% mensual), la cual es fijada por la empresa e indica el margen de
utilidades que se desea. En el anexo C, se puede observar para cada caso las
corridas realizadas y los valores maximos del valor presente neto para los
pardmetros Optimos seleccionados por el algoritmo DECE. En la tabla 31, se
presentan los resultados del valor presente neto para los casos optimizados en un

periodo de 5 afos.

Tabla 31. Valor presente neto

I N N
VPN (US$) 10,200,687 2,819,755 8,130,385

5.4.2 Tasa interna de retorno (TIR). La tasa de interés para el cual el valor
presente de los ingresos es igual al valor presente de los egresos es 0,226 para el
caso 3y 0,398 para el caso 5. De acuerdo con la figura 69 los intereses generan
suficientes ganancias hasta un interés maximo de 0,226 para el caso 3y 0,398
para el caso 5. Sin embargo, la mejor opcidén sigue siendo el caso 1 (un pozo
horizontal) ya que presenta un mayor valor presente (US$ 10,200,687) y un TIR de
1,20.
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Figura 69. Valor presente Vs. Tasa de interés
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5.4.3 Relacion beneficio- costo. Como se observa en la tabla 32, el total de
ingresos para el caso 5 fue el mayor, sin embargo, los costos asociados a la
produccion de grandes volumenes de agua y el tratamiento necesario para la
disposicion aumentan los egresos, lo cual disminuye la relacion beneficio-costo y
la viabilidad financiera con respecto al caso 1. El casol bajo las condiciones
consideradas es el mas adecuado ya que es el que obtuvo el mayor valor

presente neto y el que tiene la mas alta relacion beneficio-costo.

Tabla 32. Relacion beneficio - costo
| . casol [ . caso3 |  Caso5 |

TOTAL INGRESOS (US$) 52,243,860 50,599,626 69,778,686
TOTAL EGRESOS(US$ 42,043,174 47,779,871 61,648,300
1.24 1.06 1.13

5.4.4 Periodo de recuperacion de la inversion, (Payback Ajustado). Como se
puede observar en la figura 70, la inversion inicial del proyecto es recuperada en
672 dias para el caso 3 y 519 dias para el caso 5, siendo mas viable el caso 1
con un tiempo de pago de la inversién de 154 dias. En este tiempo los costos
inherentes al proyecto y la inversion inicial son pagados con las ganancias
generados por el proyecto.
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Figura 70. “Payback Ajustado” del proyecto
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La aplicacion de dos pozos horizontales para configuracion del caso 3, muestran
gue una barrera de baja permeabilidad por encima del contacto agua-petréleo
afecta la influencia de la tasa del pozo inferior sobre las fuerzas viscosas
generadas por el pozo superior, causando el menor factor de recobro y tiempo de
produccion. Por lo anterior, los indicadores de evaluacion financiera considerados
presentan para el caso 3 los menores valores. La configuracion de los parametros
del caso 5, genera los mayores ingresos brutos alrededor de MMUS$ 17 mas que
el caso 1, obtenidos por la venta del crudo, recuperando la inversion inicial en 519
dias y generando ganancias suficientes hasta un interés maximo de 39.8%, no
obstante los costos de tratamiento de altas tasas de producciébn de agua
contaminada debido a posicion del pozo inferior, disminuyen la viabilidad del

proyecto viéndose mas rentable la opcion de un solo pozo.
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6. CONCLUSIONES

En este estudio se muestra la efectividad de dos pozos horizontales en el
control de la conificacibn de agua para incrementar la tasa de produccion de
petréleo y disminuir la tasa de produccidon de agua mejorando la recuperacion

de hidrocarburos en yacimientos de crudo pesado con un acuifero de fondo.

Se determind la efectividad de dos pozos horizontales para el control de la
conificacion de agua mediante la evaluacion de la tasa de produccion de
petréleo, el factor de recobro y el corte de agua para los casos estudiados (un
pozo vertical, un pozo vertical con completamiento dual, dos pozos verticales,

un pozo horizontal y dos pozos horizontales)

Se determiné dentro de los parametros considerados que los de mayor
influencia sobre el factor de recobro utilizando dos pozos horizontales, es el
end point de la permeabilidad relativa del agua, el cual influye sobre la relacion
de movilidad afectando de forma inversa el rendimiento de la produccion de
petréleo cuando este aumenta y la viscosidad del crudo, el cual afecta de
manera critica la aplicacion, ya que cuanto mas alto sea la viscosidad se
requieren mayores tasas de produccion en la zona agua para contrarrestar la

cresta de agua en el pozo horizontal.

El andlisis de sensibilidad realizado en CMOST a los parametros operacionales
muestra que los mas influyentes en el factor de recobro y el corte agua, son la
tasa por unidad de longitud del pozo superior y la tasa por unidad de longitud
del pozo inferior. Las tasas de produccion pueden ser configuradas para

producir solamente petrdleo por el completamiento superior o para obtener el
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mayor VPN, las cuales no necesariamente coinciden con la méaxima

recuperacion de crudo.

Se determino la configuracion 6ptima dentro de los parametros operacionales
considerados de dos pozos horizontales en un sector de un yacimiento
colombiano. Los resultados mostraron (caso 4), la capacidad de dos pozos
horizontales para aumentar las reservas recuperables en 582 Mbbl vy el
tiempo de produccion en 823 dias con respecto a un pozo horizontal. La
ubicacién Optima del pozo horizontal inferior fue localizada en la zona de
transicion capilar, debido a una zona de baja permeabilidad por encima del
contacto agua-petroleo produciendo altas tasas de agua contaminada, lo cual

disminuye la viabilidad financiera del proyecto.

En la evaluacion financiera realizada, los indicadores evaluados mostraron que
la aplicacion de dos pozos horizontales para configuracion del caso 5, generan
los mayores ingresos brutos (MMUS$ 69.77) obtenidos por la venta del crudo,
recuperando la inversion inicial en 519 dias y generando ganancias suficientes
hasta un interés maximo de 39.8%, no obstante los costos de tratamiento de
altas tasas de produccién de agua contaminada disminuyen la viabilidad del

proyecto viéndose mas rentable la opcién de un sélo pozo.

La presencia de intercalaciones de formaciones de baja permeabilidad, afecta
negativamente la aplicacién de dos pozos horizontales debido a la disminucion
de la influencia del pozo horizontal inferior, sobre las fuerzas viscosas
generadas por la tasa de produccion del pozo proyectado en la zona de

petréleo.

126



7. RECOMENDACIONES

En este estudio se evalud la aplicacion de dos pozos horizontales para el
control de la conificacion de agua en yacimientos de crudo pesado con un
acuifero activo que permitié determinar los pardmetros operacionales mas
influyentes y Optimos en un modelo conceptual y un sector del modelo de
un campo colombiano. Sin embargo, las suposiciones incluidas en el ajuste
del sector del campo colombiano que incluye zonas de baja permeabilidad
sobre el contacto agua-petréleo, una zona de transicion capilar considerable,
altas permeabilidades en la direccion vertical y la alta viscosidad del crudo
son algunas de las condiciones que desfavorecen la aplicacién de la
tecnologia afectando la viabilidad financiera; de acuerdo a lo anterior se
recomienda evaluar la tecnologia en un sector de un campo con

condiciones que favorezcan la aplicacion.

En la evaluacion de la tecnologia se consider6 como primer escenario de
explotacion en el sector del campo colombiano, la aplicacién de dos pozos
horizontales con sus parametros operacionales optimizados. Por lo anterior
en pozos con problemas de conificacion de agua se recomienda el estudio
de la aplicacibn de dos pozos horizontales después de ocurrida la
conificacion de agua para evaluar la factibilidad y viabilidad financiera por
el aumento de la tasa de produccion de petroleo y la disminucion en el corte

de agua.
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ANEXOS

ANEXO A. CORRELACIONES PVT

Las siguientes correlaciones fueron utilizadas en el desarrollo de las propiedades
PVT del modelo, a continuacién se hace un breve resumen de las correlaciones

presentando el rango de aplicabilidad.

- Correlacion de Kartoatmodjo, T. y Schmidt, Z para determinar el punto de
burbuja:

Cy

Pb = Rsp

C37 api j

ClVgccz 10[ T +460

Donde:

Pb: Presion de burbuja, psi

Rsp: Gas en solucion a la presion de burbuja ( Pb), SCF/STB
T: Temperatura del Yacimiento, °F

Yo :Gravedad especifica del gas corregida a 100 psi, (aire=1)

vapi: Gravedad del petréleo, °API

Para esta correlacion un total de 5392 puntos de datos fueron obtenidos de 740
muestras de diferentes de crudos del Sud-Este de Asia (Indonesia), Norte de
América, Medio Oriente y América Latina fueron utilizados en el desarrollo de esta
correlacion. Los datos fueron separados en dos grupos debido a la volatilidad de
los crudos. El primer grupo contenia crudos con gravedades < 30 °API, y el

segundo grupo con crudos de gravedades > 30 °API. La tabla A-1 presenta los
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valores de las constantes C1, C2, C3 y C4 de acuerdo a la gravedad API del

crudo.

Valores de las constantes C1, C2, C3, C4

I S N O N
0.05958 0.7972 13.1405 0.9986
0.0315 0.7587 11.2895 0.9143

La tabla A-2 presenta el rango de datos utilizados en el desarrollo de la
correlacion. Kartoatmodjo y Schmidt reportan un error promedio relativo de

3.34032% con una desviacion estandar de 263.08% para la correlacion.

Rango de los datos para la correlacion de Kartoatmodijo, T. Y Schmidt, Z.

CARACTERISTICA VALOR

Presion de burbuja, psi 14.7 - 6054.7
Temperatura, F 75-320
Factor volumétrico del petroleo, BBL/STB 1.007-2.144
Razén gas disuelto- petréleo, SCF/BBL 0.0- 2890
Gravedad del petréleo, API 14.4 -58.9
Gravedad especifica del gas, (aire=1) 0.379-1.709

- Correlacion de Kartoatmodjo, T. y Schmidt, Z. para determinar el Rs :

£ [CHAPIJ
RS _ Cl *7/gCC2 * pC4 *10 T+460
Donde:

Rs: Gas en Solucién P< Py, SCF/SBT

P: Presion de interés, psi.

T: Temperatura del yacimiento, F

Yqoc : Gravedad especifica del gas corregida a 100 psi,( aire=1)

v api - Gravedad del petroleo, API

132



Kartoatmodjo y Schmidt reportan un error promedio de -4.6839 % para la

correlacion.

- Correlacién de Kartoatmodjo y Schmidt para determinar la compresibilidad

del petréleo:

B 68257 * RS 0.50027/API 0-3513-'- 0.766067/9(:0.35505
i p*10°

Donde:

Co: Compresibilidad isotérmica del petréleo,1/psi

Rs: Gas en Solucion, SCF/STB

P: Presion de interés, psi.

T: Temperatura del yacimiento, F

Vqoc . Gravedad especifica del gas corregida a 100 psi,( aire=1)

v api . Gravedad del petroleo, API

Un total de 2545 puntos de datos fueron utilizados en el desarrollo de esta

correlacién Kartoatmodjo y Schmidt reportan un error promedio de 0.30078%.

- Correlacion Kartoatmodjo y Schmidt para determinar el factor volumétrico

de formacion:

B.,, =0.98496+1.0*10* *F*°

Donde

F = R5b0.7557/ 0.257/0—1.5 +045*T

gc

Bob: Factor volumétrico del petrdleo a P, BBL/STB
Rsp: Razén gas disuelto-petréleo a P > P,, SCF/STB

T: Temperatura del yacimiento, °F
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Vqoc . Gravedad especifica del gas corregida a 100 psi.,( aire=1)

v ap1 - Gravedad del petroleo, °API

Kartoatmodjo y Schidt reportan un error promedio de -0.104% para la correlacion.
La correlacion anterior puede ser utlizada para estimar valores del factor
volumétrico del petréleo ( Bo ) a presiones por debajo de la presion de burbuja.
Los valores de Bo por debajo del punto de burbuja estan afectados tanto por la
solubilidad del gas como por la compresibilidad, mientras que por arriba del punto
de burbuja la solubilidad es constante y por lo tanto sélo influye la
compresibilidad. Por lo tanto, si se conoce la compresibilidad del petréleo puede
determinarse el Bo a presiones mayores que la presion del punto de burbuja
(P>Py):

B, = By, X [Co'(Pb - P)]
Donde;
B, : Factor volumétrico del petrdleo a P > Py, BBL/STB
Bob: Factor volumétrico del petréleo a Py, BBL/STB
Pp: Presion de burbuja, psi.
P: Presion de interés, psi.

Co: Compresibilidad isotérmica del petréleo, 1/psi.
- Correlaciones para determinar la viscosidad del crudo vivo y muerto:

En general, la viscosidad de un fluido es una medida de la friccion interna o
resistencia que ofrecen sus moléculas a fluir. En el caso de petroleo deben
distinguirse dos tipos de viscosidad: viscosidad de un petrdleo sin gas en
solucion, y viscosidad del petréleo a determinada presion y temperatura llevando
consigo la cantidad de gas (Rs), que puede disolverse a esas condiciones. En

ambos casos, el efecto de la temperatura es disminuir la viscosidad, sin embargo;

134



la presion en el primer caso aumenta la viscosidad y en el segundo la disminuye,
ya que el efecto de disminucion de la viscosidad por gas en solucién es mayor que

el efecto por compresibilidad del petrdleo.

- Correlacion de Kartoatmodjo, T. y Schimidt, Z. para determinar la

viscosidad del crudo muerto:

Loy = 16.0*108 *T —2.8177(| 097 )(5.7526IogT—26.9718)

Donde:

Uog: Viscosidad del petrdleo libre de gas
v api - Gravedad del petrdleo, °API

T: Temperatura del yacimiento, °F

El desarrollo de esta ecuacion se utilizd un total de 661 muestras diferentes de
crudos, y reporta un error promedio de -13.158%. La Tabla A-3 presenta el rango

de los datos utilizados en su desarrollo.

Rango de los datos para la correlacion de Kartoatmodjo, T. Y Schimidt, Z.

CARACTERISTICA VALOR

Temperatura, F 75-320
Gravedad del petréleo, API 14.4-58.9
Viscosidad, cP. 0.5-682

- Correlacién Modified Egbogah-Jacks para determinar la viscosidad del

crudo muerto:
010(2.06492-0.0179API -0.70226log(T))

Hog -1
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- Correlacion Hossain y colaboradores para determinar la viscosidad del

crudo muerto:

0, = 10(—0.71523API +22.13766) *T (0.269024AP1 —8.268047)
od

Esta correlacion fue desarrollada para crudos pesados a partir de las bases de
datos experimentales de Chevron, De Ghetto y col. Y Kartoatmodjo y Schmidt.

- Correlacion de Kartoatmodjo, T. y Schmidt, Z. para determinar la

viscosidad del crudo vivo en el punto de burbuja es:
Ly, =—0.06821+0.9824* A+ 40.34*107° * A?

Donde:

A= (0_2001 +0.8428*1 (0000843, )* lu0d(0.43+0.51651))

b — 10 0081R;

Un total de 5321 puntos de datos fueron utilizados en el desarrollo de esta
correlacion, la cual reporté un error promedio de 0.8034% respecto a los valores

experimentales.

- Correlacion de Kartoatmodjo, T. y Schmidt, Z. para determinar la viscosidad

del crudo vivo por encima del punto de burbuja:

11, =1.00081* 11, +1.127*10° * (P — P, )— 65.17 %10 % * 11, **™*° + 0.038* 11,,* )
Donde:

Py : Presion en el punto de burbuja, psi.

P : Presion de interés, psi.
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Esta correlacion fue desarrollada a partir de 3588 puntos de datos obtenidos de
661 analisis PVT. Kartoatmodjo y Schmidt reportan un error promedio de -4.287%

para la correlacion.

- Correlacién de Kartoatmodjo modificado para determinar la viscosidad del

crudo vivo por debajo del punto de burbuja:

El rango de datos para la aplicacion de la correlacion de Kartoatmodjo modificado

se presenta en la Tabla A-4.

Rango de los datos para la correlacion de Kartoatmodjo modificado

Correlacion:

1, = 2.3945 +0.8927 * F +0.001567 * F >

Donde

Mol = Viscosidad del crudo vivo por debajo del punto de burbuja.

F = (_ 0.0335 4 1.0785 * 10 °-000845Rs )* ﬂOd(o.5798+o.3432ky)
y = 10—0.00081=Rs

Hog = Viscosidad del crudo muerto cP.
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- Correlacion de Kartoatmodjo modificado para determinar la viscosidad del
crudo vivo por encima del punto de burbuja:

11, =0.9886* 11, +0.002763* (P — P, )* (- 0.01153* 11, > + 0.0316 * 11, ****)

Dénde:

Py : Presion en el punto de burbuja, psi.

P : Presion de interés, psi.

Datos utilizados y propiedades del fluido determinadas

Los datos utilizados para determinar las propiedades del petroleo se presentan
en la tabla A-5

Propiedades del petréleo

CARACTERISTICA VALOR UNIDAD
146

Temperatura de yacimiento

Gravedad especifica del gas 0.7

Gravedad del Petréleo 14.4 0API
112.292 SCF/STB

Presion de yacimiento 2500 psi
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ANEXO B COMPARACION POZOS HORIZONTALES Y VERTICALES

Ventajas del pozo horizontal frente al pozo vertical

Desde 1980, los pozos horizontales comenzaron a capturar una proporcion cada

vez mayor en la produccion de hidrocarburos. Los pozos horizontales ofrecen las

siguientes ventajas sobre los pozos verticales:

e Grandes volumenes del yacimiento pueden ser drenados por cada pozo
horizontal

e Mayor produccién en zonas del yacimiento con bajos espesores

e Los pozos horizontales minimizan los problemas de conificacion de agua y
gas.

¢ En yacimientos de alta permeabilidad, donde las velocidades del gas cerca del
pozo son altas en pozos verticales, puede usarse pozos horizontales para
reducir la turbulencia y velocidad cerca del pozo.

e En aplicaciones de recuperacion secundaria, los pozos horizontales permiten
altas tasas de inyectividad.

e La longitud de un pozo horizontal puede estar en contacto con mdultiples

fracturas lo cual mejora en la productividad.

El actual mecanismo de produccion y régimen de flujo del yacimiento alrededor
del pozo horizontal es considerado mas complicado que los de un pozo vertical,
especialmente si la seccidn horizontal del pozo es de una longitud considerable.
Algunas combinaciones de flujo lineal y radial actualmente existen, y el pozo
puede comportarse de una manera similar a un pozo que ha sido ampliamente
fracturado. Varios autores reportaron que la forma de medida del IPR para un
pozo horizontal es similar a los predichos por el método de Vogel o Fetkovich.
Los autores sefialaron que la productividad ganada de la perforaciéon de un pozo
horizontal de 1,500 ft de longitud es de dos a cuatro veces mayor que un pozo

vertical.
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Longitud equivalente de un pozo horizontal

Un pozo horizontal puede ser considerado como un niumero de pozos verticales
perforados uno junto al otro y completados en un limitado espesor de la zona de
interés. La figura B-1 muestra el area de drenaje de un pozo horizontal de
longitud L en un yacimiento con espesor h. Cada extremo del pozo horizontal
deberia drenar un area media circular de radio b, con una forma de drenaje

rectangular del pozo horizontal.

Area de drenaje de un pozo horizontal

\\ Vista Lateral

A
|
%

N

Fuente: Reservoir Engineering Handbook Second Edition, pna 516

Asumiendo que cada extremo del pozo horizontal es representado por un pozo
vertical que drena media area del circulo con un radio igual a b, Joshi (1991)
propuso los siguientes dos métodos para calcular el area de drenaje de un pozo

horizontal.
Método de la aproximacion del rectangulo y medio circulo. Joshi propuso que

el area de drenaje es representado por dos semicirculos de radio b (equivalente

a un radio de un pozo vertical rey) en cada extremo y un rectangulo de
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dimensiones L(2b), en el centro. El area de drenaje del pozo horizontal esta dada
por:
Ao L(2b) + 2b?
43,560
Donde
A= Area de drenaje, acres
L=Longitud del pozo horizontal, ft

b= Mitad del eje menor de una elipse, ft

Area de drenaje rectangulo y medio circulo de un pozo horizontal

b

Fuente: Solomon O. Inikori, SPE, and Andrew K. Wojtanowicz, SPE, “New Concepts of Dual-Completion for Water Cresting
Control and Improved Oil Recovery in Horizontal Wells”, 2 October 2002

Método del area de drenaje de forma elipse. Joshi asumié que el area de

drenaje de un pozo horizontal es una elipse como se muestra en la figura B-3.

Area de drenaje eliptica de un pozo horizontal

Fuente: Solomon O. Inikori, SPE, and Andrew K. Wojtanowicz, SPE, “New Concepts of Dual-Completion for Water Cresting
Control and Improved Oil Recovery in Horizontal Wells”, 2 October 2002
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y esta dado por
_m*a*b
43,560

Con

a:£+b
2

Donde (a) es la mitad del eje mayor de la elipse.
La mayoria de las ecuaciones de la tasa de produccion requieren el valor del

radio de drenaje del pozo horizontal el cual esta dado por:

_ [43560* A

I
eh \ T

Donde

ren = Radio de drenaje del pozo horizontal, ft

A = Area de drenaje del pozo horizontal, acres

Area de drenaje promedio. Joshi not6 que los dos métodos dan diferentes
valores para el area de drenaje y sugiri6 asignar el valor promedio para el

drenaje del pozo horizontal como lo muestra la siguiente ecuacion.

;{((L*z*b) +7z*b2)+(7r*(|2_+bj*bj} = Area

A= Area de drenaje, acres
L=Longitud del pozo horizontal, ft

b= Radio de drenaje del pozo vertical, ft
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ANEXO C OPTIMIZACION DE PARAMETROS

Se suponen las condiciones iniciales como tasa de liquido, posicion y longitud del
pozo, las cuales serdn tomadas como caso base para el proceso de optimizacion.
En la tabla C.1 se presentan las condiciones operacionales tomadas para el caso

base.

Condiciones iniciales

Tasa Maxima | Posicién
de en la

Producciéon |direccion
(bpd) en K

Caso Caracteristica Pozo

Pozo horizontal

Inferior

Un pozo horizontal : 6020 9 250
Superior
Dos pozos, pozo inferior por ~ P0zo horizontal 6020 9 250
Caso 2 debajo del contacto agua- Superior
petréleo, optimizacidn petr6leo  Pozo horizontal 6000 20 250
acumulado. Inferior
Dos pozos, pozo inferior por Pozg horizontal 6020 9 250
; uperior
@:o ¢l debajo del contacto agua- Poz0 horizontal
troleo, optimi ion VPN. X
petréleo, optimizacion Inferior 6000 20 250
Dos pozos, pozo inferior por ~ P0zo horizontal 6020 9 250
Caso 4 encima del contacto agua- Superior
petréleo, optimizacién petréleo  Pozo horizontal
acumulado. Inferior 6000 19 250
. . P horizontal
Dos pozos, pozo inferior por ozgupc;rrlizoc;n a 6020 9 250
@=os]  encima del contacto agua- Poz0 horizontal
petréleo, optimizacion VPN. 020 horizonta 6000 19 250

Para el caso 1, se considerd una tasa de produccion de liquido de 6020 bpd, la
cual es la mayor tasa de produccion registrada en el historial del pozo y con la que
se obtiene el mayor valor presente neto en un periodo de 5 afios. En la figura C.1
se muestran los resultados del comportamiento de la produccion, los cuales son
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comparados con los resultados de la aplicaciones de éptimas de los casos de
dos pozos horizontales.

Produccion acumulada de petréleo un pozo horizontal

100~ - . r2.50 r1.00e+6

= 1-2.00 F8.00e+5

—+1.50 -6.00e+5

Corte de Agua (%)

~-1.00 F4.00e+5

Factor de Recobro (%)

---+—0.50 -2 .00e+5

Produccion Acumulada de Petréleo (bbl)

0.00 ~0.00e+0

T T
0 1,000 2,000
Tiempo (dias)

— C orte de Agua
=—— =—— —— Factor de Recobro
—————— Producciéon Acumulada de Petroleo

Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator,
IMEX

OPTIMIZACION PARAMETROS OPERACIONALES

La optimizacion de los pardmetros operacionales de dos pozos horizontales se
realiz6 con la herramienta CMOST de CMG. Se selecciona el algoritmo DECE
como método de optimizacion, el cual se mencioné anteriormente. Los ingresos
para cada caso son calculados con los datos presentados en la tabla 4.6 y la
tabla 4.7 a partir del 31 de octubre del 2007.

OPTIMIZACION CASO 2

En este caso se considerd los dos pozos horizontales como primer escenario de
explotacion. La inclusion del pozo horizontal se realiza por debajo del contacto
agua-petroleo. La funcidon objetivo definida para la optimizacion de los parametros
operacionales fue la produccién de petrdleo acumulado, para un periodo de 25
anos.
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Los resultados que se presentan en la figura C.2, muestran la evolucion de la
tendencia de las corridas de simulacion a los valores maximos de la funcion
objetivo con respecto a las iteraciones realizadas. La configuracion de los valores
de los parametros que obtuvo el mayor petréleo acumulado de 749.646 Mbbl es
el caso 6ptimo seleccionado y corresponde a la corrida de simulacién nimero
127. Los valores Optimos de los parametros se presentan en la tabla C.2,

sombreados en rojo.

Optimizacion parametros operacionales, funcion objetivo VPN, caso 2

TE+06

BE+05 - -

GE+05

Pefrileo_Acumulado

4E+05

ZE+05

o 20 40 50 a0 100 120 140
Job 1D

Fuente: Computer Modeling Group, CMG, CMOST

Estado de los pardmetros, caso 2

SoplefitelZloriel 164 328 492 | 656 820
il

Posicion del

Pozo Inferior

(direccion en

K)

Tasa de liquido 6500 7000 7500 8000 8500 9000
Pozo inferior

- (bpd)

Tasa de liquido 5500 5000 4500 4000 3500 3000 2500 2000 1500 1000 500 250 100 75
Pozo superior

(bpd)

OPTIMIZACION CASO 3
Al igual que el caso 2, en este caso la posicion de la seccion horizontal del pozo
inferior esta por debajo del contacto agua-petréleo pero la funcion objetivo definida
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para la optimizacion de los parametros fue el valor presente neto, evaluada para

un periodo de 5 afos.

La evolucion de la tendencia de las corridas de simulacion a los valores
méaximos de la funcion objetivo se presentan en la figura C.3, La configuracion de
los valores de los parametros que obtuvo el mayor valor presente neto de US$
2,819,755 es el caso optimo seleccionado y corresponde a la corrida de
simulacién namero 127. Los valores optimos de los parametros se presentan en

la tabla C.3, sombreados en rojo.

Optimizacion parametros operacionales, funcidn objetivo VPN, caso 3

o 20 40 0 a0 100 120 140
Job 1D

Fuente: Computer Modeling Group, CMG, CMOST

Estado de los parametros, caso 3

Inferior (ft)
Posicion del
Pozo Inferior
(direccién en

K)

Tasa de liquido

. | ]
(bpd)

Tasa de liquido . 5500 5000 4500 4000 3500 3000 2500 2000 1500 1000 500 250 100 75

Longitud Pozo - 328 492 656 820 984
19

Pozo superior

bpd

OPTIMIZACION CASO 4
Para este caso, la inclusion del pozo horizontal se realiza por encima del

contacto agua-petroleo en la zona de transicion capilar. La funcion objetivo definida
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para la optimizacioén de los paradmetros operacionales fue la produccién de petréleo
acumulado, para un periodo de 25 afios.

En la figura C.4 se presentan los resultados de los valores maximos de la
funcién objetivo con respecto a las iteraciones realizadas. Los valores de los
parametros con las que se obtuvo el mayor petréleo acumulado de 1113.5 Mbbl
corresponde a la corrida de simulacion niamero 158, para un total de 196 corridas.
Los valores 6ptimos de los pardmetros se presentan en la tabla C.4, sombreados

en rojo.

Optimizacion parametros operacionales, funcion objetivo VPN, caso 4

1.2E+

1E

BE~

&E

Petrdleo_Acumulado

4E.

2E

100 150 z00
Job 1D

Tabla C.4 Estado de los pardmetros, caso 4

164 328 492 656 - 984
Inferior (ft)
Posicién del 19 18 17 16 15
Pozo Inferior

(direccién en

K)
Teeie ST fs s 5000 6000 6500
Pozo inferior

bpd

Tasa de liquido . 5500 5000 4500 4000 3500 3000 2500 2000 1500 1000 500 250 100 75

Pozo superior

bpd

OPTIMIZACION CASO 5

Similar al caso 4, la inclusion del pozo horizontal se realiza por encima del
contacto agua-petroleo, en la zona de transicién capilar pero la funcién objetivo
definida para la optimizacion de los parametros operacionales fue el valor presente

neto, para un periodo de 5 afos.
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Los resultados de los valores maximos de la funcion objetivo se presentan en la
figura C.5. El caso 6ptimo corresponde a la corrida de simulacion niumero 183 con
un valor presente neto de US$ 8,130,386. Los valores 6ptimos de los parametros

se presentan en la tabla C.5, sombreados en rojo. En total fueron 212 corridas.

Optimizacion parametros operacionales, funcion objetivo VPN, caso 5

EoR——

o

VPN (MMUS)

Job ID

Fuente: Computer Modeling Group, CMG, CMOST

Tabla C.5 Estado de los parametros, caso 5

Eojefiitol 164 328 492 656 820
Pozo
Inferior (ft)

Posicion 19 18 17 16 15
del Pozo

Inferior
(direccion

en K)

Tasa de 5000 6000 6500 7000 7500
liquido
Pozo
inferior
(bpd)
Tasa de 6020 5500 5000 4500 3000 2500 2000 1500 1000 500 250 100 75
liquido
Pozo
superior
(bpd)

En las figuras C.6, C.7, C.8 y C.9 se observan los resultados del comportamiento

del corte de agua, la produccién acumulada de petroleo y el factor de recobro
para los casos Optimos. Los resultados para cada uno de los casos son
resumidos en la tabla C.6, donde se presentan las reservas recuperables, el
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tiempo de produccion, el factor de recobro, el valor presente neto y la produccién

acumulada a 5 afios.

Produccion acumulada de petréleo, caso 2

100+ ~2.00 r8.00e+5
—
4‘5‘(— =
- =
BO Ao 'r‘(‘ s eeenen et e eenas =
- -1.50 6.00e+5 E
- = =
— - = b
s
£ s0- «* £ s
3 - g =
g P 100 8 F400e+5§
8 < 3 g
2 404 ~ = 3
3 7 £ <
/ fid &
/ L0.50  |-2.00e+5 §
S
20-] 7 B
a
(o] T 0.00 ~0.00e+0
o] 500 1,000 1,500
Tiempo (dias)
— C O de Agua
e Factor de Recobro
------ Produccién Acumulada de Petrdleo

Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX

Produccion acumulada de petréleo, caso 3

100 2.00 r8.00e+5
N R
-f"'f —_
- =
- F1.50  [6.00e+5 g
Pl . s
- - = B
=

B g0 ° e
© o« = k=]
S 8 @
2> Pl L 3 | °
=< 1.00 4.00e+5 §
g Ve % E

- @
- £
T e N A . S 3
8 s : 2
Ve & 5
/ +0.50 -2.00e+5 8
20 7 2
[N

(o] 0.00 -0.00e+0
0 500 1,000 1,500
Tiempo (dias)
Corte de Agua
— w— [ actor de Recobro
------ Produccion Acumulada de Petroleo

Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX
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Produccién acumulada de petroleo, caso 4

100 40  -1.40e+6
F1.20e+6 =
80 2
3.0 Fl
|-1.00e+6 3
—_— g =
£ g0 2 s
E] 5 [-8.00e+58
2 =
< l2o 8 =
= i i S [6.00e+5 E
§ T s ey S 4 E
S 2 P
© L400e+5:8
1.0 8
20 -§
2.00e+5 &

[} / ' } 0.0 Lo.ooe+0

o 1,000 2,000 3,000

Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX

Tiempo (dias)

Corte de Agua

= =—— —— Factor de Recobro

Produccion Acumulada de Petroleo

Produccién acumulada de petroleo, caso 5

100 . 4.0  1.40e+6
] - - F1.20e+6 =
i - =
. / | g
H - —1 =130 o
: P ’,--" __|1ooers g
- i i — = =
é 60 i P e o &
s ! PR 5 le00e+s5
=) H - § ©
< ] Phd F2.0 k]
P far T o« =
E 40 Lt € [-6.00e+5 E
s .- k £ <
o - |
el ] & 5
.2 i 4.00e+5 8
- H 1.0 §
% H B
,/ ] l-2.00e+5 &
0 y ; 00 Loooe+o
0 730 1,460 2,190
Tiempo (dias)
——— Corte de Agua
— — [ actor de Recobro
------ Produccion Acumulada de Petroleo

Fuente: Computer Modeling Group, CMG, IMplicit EXplicit Black Oil Simulator, IMEX

Resultados de la aplicacion de los casos de dos pozos horizontales

Caso

Valor presente | Produccién acumulada | Total Reservas | Tiempo de

neto a 5 afos
(US$)

de petréleo a 5 afos
(Mbbl)

(Mbbl)

Factor de

recobro (%)

AT 10213022 733 752 799 A54 2406 2024
1,515657 749.646 (1615 dias) 749.646 1615 1.897
2,819,755 722.314 (1555 dias) 722.314 1555 1.828
7,770,091 1007.832 1382.136 3229 3.499
8,130,386 1030.275 1203.090 2474 3.045
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