EVALUACION TECNICO-FINANCIERA DE LA INYECCION CONTINUA
SOLVENTE-POLIMERO MEDIANTE SIMULACION NUMERICA PARA UN AREA
PILOTO DEL CAMPO CHICHIMENE

JORDY STEVEEN MIRANDA JAIMES
DANIEL FELIPE MOLINA AGON

FUNDACION UNIVERSIDAD DE AMERICA
FACULTAD DE INGENIERIAS
PROGRAMA DE INGENIERIA DE PETROLEOS
BOGOTA
2017



EVALUACION TECNICO-FINANCIERA DE LA INYECCION CONTINUA
SOLVENTE-POLIMERO MEDIANTE SIMULACION NUMERICA PARA UN AREA
PILOTO DEL CAMPO CHICHIMENE

JORDY STEVEEN MIRANDA JAIMES
DANIEL FELIPE MOLINA AGON

Proyecto integral de grado para optar por el titulo de
INGENIERO DE PETROLEOS

Director
JUAN EDUARDO RIVERA DE LA OSSA
Ingeniero de Petrdleos

Orientador
LUIS GUILLERMO VILLA
Ingeniero de Petroleos

FUNDACION UNIVERSIDAD DE AMERICA
FACULTAD DE INGENIERIAS
PROGRAMA DE INGENIERIA DE PETROLEOS
BOGOTA
2017



Nota de aceptacion

Leonardo Toro

Fredy Céardenas

Luis Guillermo Villa

Bogota D.C, 28 de abril de 2017



DIRECTIVAS DE LA UNIVERSIDAD

Presidente de la Universidad y Rector de Claustro
Dr. Jaime Posada Diaz

Vicerrector de Desarrollo y Recursos Humanos
Dr. Luis Jaime Posada Garcia-Pefia

Vicerrectora Académica y de Postgrados
Ing. Ana Josefa Herrera Vargas

Secretario General
Dr. Juan Carlos Posada Garcia-Pefia

Decano de Facultades de Ingenierias
Dr. Julio Cesar Fuentes Arismendi

Director (E) Departamento de Ingenieria de Petréleos
Dr. Edgar David Cedefio Ligarreto



Las directivas de la Fundacion Universidad
de América, los jurados calificadores y el
cuerpo docente no son responsables por los
criterios e ideas expuestas en el presente
documento. Estos corresponden Unicamente
a los autores.

5



DEDICATORIA

Este trabajo va dedicado principalmente a Dios, quien me guio en el camino y me
dio fuerzas para no desfallecer antes las adversidades. A mis padres Nelly Jaimes
y Gustavo Miranda, por su apoyo, comprension y por formarme con principios y
sobre todo por inculcarme la perseverancia. A mi hermana Anyully Miranda, por
ser incondicional y siempre tener una palabra de aliento. Finalmente, a mi
compariero de tesis Daniel Molina, por su paciencia y constante acompafiamiento
para que este trabajo culminara satisfactoriamente.



Este trabajo de grado esta dedicado en primera instancia a Dios, el cual me dio las
fuerzas necesarias para lograr este suefio realidad. A mi padre Danilo Molinay a
mi madre Diana Agon, quienes siempre me han acompafado depositando todo su
apoyo y confianza en mi quienes me han ensefiado una infinidad de cosas y sus
frutos se empiezan a ver hasta ahora. A mi hermano Andrés Molina quien siempre
estuvo a mi lado acompafiandome en este proceso. Por Ultimo y no menos
importante a mi compafiero de tesis Jordy Miranda, con el cual hubo un gran
entendimiento en todo el desarrollo de esta carrera y de la tesis, logrando asi
terminar de la mejor manera posible.



AGRADECIMIENTOS

A Ecopetrol S.A. a través del ingeniero Juan Eduardo Rivera De La Ossa director
de tesis de este Proyecto de Grado, quien junto con el Ingeniero Francisco Zapata
nos orientaron todo el tiempo con su conocimiento y experiencia para la
realizacion del mismo. Igualmente, a todos aquellos Ingenieros de Ecopetrol S.A.
que estuvieron involucrados por sus multiples opiniones y contribuciones.

Agradecimiento especial al Ingeniero de Petroleos Juan Alejandro Correa por su
asistencia profesional y desinteresada colaboracion, por la dedicacion y
compartirnos todos sus conocimientos de simulacién de yacimientos. jlnfinitas
gracias!

Al Ingeniero de Petroleos Luis Guillermo Villa, Orientador por parte de la
Universidad quien siempre estuvo atento a darnos su consejo, experiencia y
conocimiento en la orientacion del Proyecto de Grado.

A la Fundacion Universidad de América por la formacién profesional y personal en
el area de ingenieria de petréleos.



CONTENIDO

pag.
RESUMEN 32
INTRODUCCION 33
OBJETIVOS 34
1. GENERALIDADES DEL CAMPO CHICHIMENE 35
1.1 HISTORIA DEL CAMPO 35
1.2 LOCALIZACION 35
1.3 MARCO GEOLOGICO 36
1.3.1Columna estratigrafica 36
1.3.2 Estratigrafia 39
1.3.2.1 Formacioén Une 39
1.3.2.2 Formacién Gacheta 39
1.3.2.3 Formacion Guadalupe 39
1.3.2.4 Formacién Barco 39
1.3.2.5 Formacion Los Cuervos 40
1.3.2.6 Formacién Mirador 40
1.3.2.7 Formacion Carbonera 40
1.3.2.8 Formacién Ledn 40
1.3.2.9 Formacion Guayabo 40
1.3.3 Geologia Estructural 41
1.3.4 Geologia del petroleo 41
1.3.4.1 Roca Generadora 41
1.3.4.2 Roca Almacenadora 42
1.3.4.3 Migracién 42
1.3.4.4 Roca Sello 42
1.3.4.5 Trampa 42
1.4 HISTORIA DE PRODUCCION 42
1.4.1 Método de produccion 43
1.4.2 Tiempo de produccion 43
1.4.3 NUumero de pozos 43
1.4.4 Gréfico de produccion 44
2. GENERALIDADES DE LA INYECCION CONTINUA SOLVENTE -
POLIMERO 45
2.1 RECUPERACION PRIMARIA 46
2.1.1 Drenaje gravitacional 46
2.1.2 Empuje por gas disuelto o gas en solucion 47
2.1.3 Empuje por capa de gas 47



2.1.4 Expansion de la roca-fluido

2.1.5 Empuje hidraulico

2.2 RECUPERACION SECUNDARIA

2.2.1 Método de recuperacién secundaria por inyeccion de gas
2.2.2 Inyeccién de agua

2.2.2.1 Inyeccion periférica de agua

2.2.2.2 Inyeccion de agua en arreglos

2.3 RECUPERACION TERCIARIA

2.3.1 Métodos térmicos

2.3.2 Inyeccion de gases

2.3.3 Métodos quimicos

2.3.4 Método microbiolégico

2.4 GENERALIDADES DE LOS POLIMEROS
2.4.1 Clasificacion de los polimeros

2.4.1.1 Poliacrilamidas

2.4.1.2 Biopolimeros

2.4.2 Inyeccién de polimeros

2.5 GENERALIDADES DE LOS SOLVENTES
2.5.1 Descripcion del proceso

2.5.2 Tipos de solventes

2.5.2.1 Dioxido de carbono (CO,)

2.5.2.2 Nitrégeno (N2)

2.6 INYECCION SOLVENTE - POLIMERO

3. GENERALIDADES DE LA SIMULACION DE YACIMIENTOS
3.1 PASOS EN LA SIMULACION DE YACIMIENTOS

3.2 TIPOS DE MODELOS DE SIMULACION DE YACIMIENTOS
3.2.1 Segun las dimensiones del modelo

3.2.1.1 Modelo unidimensional (1D)

3.2.1.2 Modelo areal (2D)

3.2.1.3 Modelo Tridimensional (3D)

3.2.2 Segun el tipo de fluido

3.2.3 Segun el lugar geométrico donde se aplique

3.2.4 Segun la geometria del grid

3.2.5 Segun el trato de fracturas y/o fallas (canales de alta transmisibilidad)
3.2.5.1 Convencionales (single porosity)

3.2.5.2 Doble porosidad

3.2.5.3 Doble permeabilidad

3.2.6 Segun los datos disponibles

3.2.6.1 Convencionales

3.2.6.2 Modelos conceptuales

3.2.6.3 Modelos mecanisticos

3.3 USOS DE LA SIMULACION DE YACIMIENTOS

3.4 PROBLEMAS EN LA SIMULACION DE YACIMIENTOS

3.5 REPRESENTACION NUMERICA DEL FLUJO EN MEDIOS POROSOS

10

48
49
49
49
50
52
53
54
54
54
54
55
55
55
55
56
57
58
59
60
60
61
62

64
64
65
65
65
65
66
66
67
67
69
69
69
69
70
70
70
70
70
70
71



3.5.1 Ecuacion de difusividad para flujo lineal 71
3.5.2 Solucion de la ecuacion de difusividad para flujo linear por

meétodo explicito 73
3.5.3 Ecuacion de difusividad en tres dimensiones 77
3.6 MODELOS DE SIMULACION 86
3.6.1 Generalidades del Simulador CMG 87
3.6.1.1 Builder 87
3.6.2 Descripcion del modelo estético 89
3.6.2.1 Malla del modelo 89
3.6.2.2 Poblamiento de la malla 90
3.6.2.3 Tipo de Roca 91
3.6.2.4 Porosidad 92
3.6.2.5 Permeabilidad X 92
3.6.2.6 Permeabilidad en Z 93
3.6.2.7 Espesor de capa y profundidades 93
3.6.2.8 Fuente de energia externa 95
3.6.2.9 Inicializacion del modelo de simulacion 97
3.6.3 Disefio modelo dindmico del &rea piloto 99
3.6.3.1 Interaccién Roca-Fluido 99
3.6.3.2 Curvas Flujo fraccional 102
3.6.3.3 Propiedades PVT de los fluidos para el modelo del Campo 109
3.6.3.4 Componentes de los fluidos del yacimiento 116
3.6.3.5 Numero de pozos y tipo de arreglo 118
3.6.3.6 Ubicacion, trayectoria y cafioneo de los pozos 118
3.6.3.7 Datos historicos de produccion 120
3.6.3.8 Datos histoéricos de presion 120
3.6.3.9 Mecanismo de produccion 122

4. COTEJO HISTORICO DEL MODELO DE SIMULACION POR MEDIO

DEL SOFTWARE CMG 123
5. SIMULACION DE LA INYECCION CONTINUA SOLVENTE — POLIMERO

MEDIANTE EL SOFTWARE CMG 127
5.1 SOLVENTE INYECTADO 127
5.2 SOLUCION POLIMERICA INYECTADA 128
5.3 ESCENARIOS PROPUESTOS 131
5.3.1 Escenario base 131
5.3.2 Escenario #1 132
5.3.3 Escenario #2 132
5.3.4 Escenario #3 132
5.3.5 Escenario #4 132
5.3.6 Escenario #5 132
5.3.7 Escenario #6 133
5.3.8 Escenario #7 133
5.3.9 Escenario #8 133

11



5.3.10 Escenario #9

5.3.11 Escenario #10
5.3.12 Escenario #11
5.3.13 Escenario #12
5.3.14 Escenario #13
5.3.15 Escenario #14

6. SELECCION DE LOS VOLUMENES POROSOS A INYECTAR DE
SOLVENTE Y POLIMERO, Y SU TASA DE INYECCION MEDIANTE EL

ANALISIS DE LOS RESULTADOS
6.1 PRESENTACION DE RESULTADOS
6.1.1 Escenario Base.

6.1.2 Escenario #1

6.1.3 Escenario #2

6.1.4 Escenario #3

6.1.5 Escenario #4

6.1.6 Escenario #5

6.1.7 Escenario #6

6.1.8 Escenario #7

6.1.9 Escenario #8

6.1.10 Escenario #9

6.1.11 Escenario #10

6.1.12 Escenario #11

6.1.13 Escenario #12

6.1.14 Escenario #13

6.1.15 Escenario #14

6.2 ANALISIS DE RESULTADOS

7. ANALISIS FINANCIERO

7.1 ANALISIS DE COSTOS DE INVERSION (CAPEX)
7.1.1 Escenario base

7.1.2 Escenario propuesto #3

7.1.3 Escenario propuesto #12

7.1.4 Escenario propuesto #9

7.2 ANALISIS DE COSTOS DE OPERACION (OPEX)
7.2.1 Escenario base.

7.2.2 Escenario propuesto #3

7.2.3 Escenario propuesto #12

7.2.4 Escenario propuesto #9

7.2.5 Escenario propuesto #11

7.3 ANALISIS DE INGRESOS

7.3.1 Escenario base

7.3.2 Escenario propuesto #3

7.3.3 Escenario propuesto #12

7.3.4 Escenario propuesto #9

12

133
133
134
134
134
134

136
136
136
138
139
140
141
142
143
144
145
146
147
148
149
150
151
152

156
157
158
158
159
161
163
164
165
165
165
166
166
167
167
168
169



7.3.5 Escenario propuesto #11
7.4 EVALUACION FINANCIERA
7.4.1 Escenario base

7.4.2 Escenario propuesto #3
7.4.3 Escenario propuesto #12
7.4.4 Escenario propuesto #9
7.4.5 Escenario propuesto #11

7.5 PRIMER CONCLUSION FINANCIERA )
7.6 ANALISIS DE COSTOS DE INVERSION (CAPEX) — ESCENARIOS

PROPUESTOSADICIONALES
7.6.1 Escenario propuesto #13
7.6.2 Escenario propuesto #14

7.7 ANALISIS DE COSTOS DE OPERACION (OPEX) — ESCENARIOS

PROPUESTOS ADICIONALES
7.7.1 Escenario propuesto #13
7.7.2 Escenario propuesto #14

7.8 ANALISISDEINGRESOS-ESCENARIOSPROPUESTOSADICIONALES

7.8.1 Escenario propuesto #13

7.8.2 Escenario propuesto #14

7.9 EVALUACION FINANCIERA
ADICIONALES

7.9.1 Escenario propuesto #13

7.9.2 Escenario propuesto #14

7.10 CONCLUSION FINANCIERA FINAL

8. CONCLUSIONES
9. RECOMENDACIONES
BIBLIOGRAFIA

ANEXOS

13

ESCENARIOS PROPUESTOS

169
170
171
172
173
174
175
176

176
177
178

179
179
180
180
180
181

181
181
183
184
186
188
189

191



Figura 1. L

Figura 2. Columna Litoestratigrafica generalizada de la Cuenca Llanos

Orientales.

Figura 3. Tasa de produccion promedio al afio 2013 del Campo Chichimene

LISTA FIGURAS

ocalizacion Campo Chichimene.

Figura 4. Descripcidon de los metodos de recuperacion.
Figura 5. Drenaje gravitacional.

Figura 6. Empuje por gas disuelto o gas en solucion.
Figura 7. Empuje por capa de gas.

Figura 8. Expansion de la roca-fluido.

Figura 9. Empuje hidraulico.

Figura 10.
Figura 11.
Figura 12.
Figura 13.
Figura 14.
Figura 15.
Figura 16.
Figura 17.
Figura 18.
Figura 19.
Figura 20.
Figura 21.
Figura 22.
Figura 23.
Figura 24.
Figura 25.
Figura 26.
Figura 27.
Figura 28.
Figura 29.
Figura 30.
Figura 31.
Figura 32.
Figura 33.
Figura 34.
Figura 35.
Figura 36.
Figura 37.
Figura 38.

Inyeccién externa de gas.

Esquema general de la inyeccion de agua.

Inyeccidn periférica de agua.

Arreglo de 5 pozos.

Inyeccién de polimeros.

Inyeccion de CO,,

Inyeccion de N

Inyeccion Solvente-Polimero.

Modelo unidimensional (1D)

Modelo areal (2D)

Modelo tridimensional (3D).

Geometria blogue centrado (Block centered)

Geometria puntos de esquinas ortogonal (Corner point)
Geometria puntos de esquinas irregular.

Geometria radial.

Grid doble porosidad

Grid doble permeabilidad.

Representacion flujo lineal

Flujo linear por metodo explicito

Super-indice y sub-indice a usar

Representacion flujo en tres dimensiones (3D)
Descomposicién vectorial balance de materia en direccion X
Descomposicion vectorial balance de materia en direccion Y
Descomposicién vectorial balance de materia en direccién Z
Descomposicion vectorial direcciones de flujo, direccion X
Descomposicién vectorial direcciones de flujo, direccién Y
Descomposicion vectorial direcciones de flujo, direccion Z
Pasos desarrollo modelo de simulacion.

Ventana principal de Builder y sus médulos.

14

pag.

37

38
44
45
46
47
48
48
49
50
51
52
53
58
60
62
63
65
66
66
67
68
68
69
69
70
71
73
73
77
78
78
79
82
83
83
87
88



Figura 39.
Figura 40.
Figura 41.
Figura 42.
Figura 43.
Figura 44.
Figura 45.
Figura 46.
Figura 47.
Figura 48.
Figura 49.
Figura 50.
Figura 51.
Figura 52.
Figura 53.
Figura 54.
Figura 55.
Figura 56.
Figura 57.
Figura 58.
Figura 59.

Vista de planta del Sector Model.
Registro eléctrico del &rea de interés.
Tipo de roca del area piloto.

Porosidad del &rea piloto.
Permeabilidad en X y Y del area piloto.
Permeabilidad Z del &rea piloto.
Localizacion del acuifero.

Saturacion inicial de petréleo en modelo de simulacion.

Saturacion inicial de agua en el modelo de simulacion.
Presiones iniciales en el modelo de simulacion.
Comportamiento de la curva de flujo fraccional
Trayectoria y cafioneos del pozo PROD.

Trayectoria y cafioneos del pozo INJECT_01

Vista de planta de los pozos en el modelo.
Componentes y pseudocomponentes finales del GLP
“Key words” para crear el polimero

Concentracion inicial del polimero en el modelo
Fecha inicio de inyeccion del polimero.

Fluido inyectado

Saturacion de petréleo 1 de Junio del 2018

Estado mecanico generalizado de pozo productor

15

90
91
92
92
93
93
95
97
97
98
104
118
119
119
127
129
130
130
131
153
157



LISTA DE TABLAS

pag.
Tabla 1. Detalles de la malla de simulacion del area piloto del Campo
Chichimene. 89
Tabla 2. Tipos de roca con sus valores maximos y minimos 91
Tabla 3. Espesores y profundidades del area piloto. 94
Tabla 4. Resumen de caracteristicas del modelo de simulacion. 96
Tabla 5. Valores permeabilidades relativas, Roca Tipo 1. 99
Tabla 6. Valores permeabilidades relativas, Roca Tipo 2 100
Tabla 7. Valores permeabilidades relativas, Roca Tipo 3. 101

Tabla 8. Razon de movilidad para cada tipo de roca con inyeccion de agua. 107
Tabla 9. Razon de movilidad para cada tipo de roca con inyeccion de agua 109

Tabla 10. Propiedades PVT 110
Tabla 11. Volumen de gas en solucién (Rs) 111
Tabla 12. Compresibilidad del petréleo (Co) 112
Tabla 13. Factor volumétrico del petrdleo (580). 115
Tabla 14. Viscosidad del petréleo (). 115
Tabla 15. Componentes de los fluidos del yacimiento a la Profundidad 1. 116
Tabla 16. Componentes de los fluidos del yacimiento a la Profundidad 2. 116
Tabla 17. Pendiente para cada componente 117
Tabla 18. Datos histéricos de presion 120
Tabla 19. Presiéon modelo de simulacion antes del ajuste histérico 124
Tabla 20. Propiedades del polimero 128
Tabla 21. Porcentaje y Volumen inyectado para cada fluido 135
Tabla 22. Resumen resultados para cada escenario propuesto 155
Tabla 23. Acondicionamiento de pozo inyector y productor 157
Tabla 24. Costo de facilidades de produccién 158
Tabla 25. Costo de planta de tratamiento 158
Tabla 26. Costo de tratamiento de agua, Escenario Propuesto #3 159
Tabla 27. Costo de Inversién, Escenario Propuesto #3 159
Tabla 28. Costo de solvente y polimero, Escenario Propuesto #12 160
Tabla 29. Costo de tratamiento de fluidos, Escenario Propuesto #12 160
Tabla 30. Costo de Inversion, Escenario Propuesto #12 161
Tabla 31. Costo de solvente y polimero, Escenario Propuesto #9 161
Tabla 32. Costo de tratamiento de fluidos, Escenario Propuesto #9 162
Tabla 33. Costos de inversion, Escenario Propuesto #9 162
Tabla 34. Costo de solvente y polimero, Escenario Propuesto #11 163
Tabla 35. Costo de tratamiento de fluidos, Escenario Propuesto #11 163
Tabla 36. Costo de inversion, Escenario Propuesto #11 163
Tabla 37. Lifting Cost 164
Tabla 38. Costos de operacion, Escenario Base 164
Tabla 39. Costos de operaciéon, Escenario Propuesto #3 165

16



Tabla 40.Costos de operacion, Escenario Propuesto #12

Tabla 41.Costos de operacion, Escenario Propuesto #9

Tabla 42. Costos de operacion, Escenario Propuesto #11

Tabla 43. Porcentaje de regalias segun Ley 756 de 2002

Tabla 44. Produccion neta, Escenario Base

Tabla 45. Ingresos netos, Escenario Base

Tabla 46. Produccion neta, Escenario Propuesto #3

Tabla 47. Ingresos netos, Escenario Propuesto #3

Tabla 48. Produccion neta, Escenario Propuesto #12

Tabla 49. Ingresos netos, Escenario Propuesto #12

Tabla 50. Produccion neta, Escenario Propuesto #9

Tabla 51. Ingresos netos, Escenario Propuesto #9

Tabla 52. Produccion neta, Escenario Propuesto #11

Tabla 53. Ingresos netos, Escenario Propuesto #11

Tabla 54. Costo de solvente y polimero, Escenario Propuesto #13
Tabla 55. Costo de tratamiento de fluidos, Escenario Propuesto #13
Tabla 56. Costos de inversion, Escenario Propuesto #13

Tabla 57. Costo de solvente y polimero, Escenario Propuesto #14
Tabla 58. Costo de tratamiento de fluidos, Escenario Propuesto #14
Tabla 59. Costos de inversion, Escenario Propuesto #14

Tabla 60. Costos de operaciéon, Escenario Propuesto #13

Tabla 61. Costos de operacion, Escenario Propuesto #14

Tabla 62. Produccion neta, Escenario Propuesto #13

Tabla 63. Ingresos netos, Escenario Propuesto #13

Tabla 64. Produccion neta, Escenario Propuesto #14

Tabla 65. Ingresos netos, Escenario Propuesto #14

Tabla 66. Resumen financiero de escenarios.

17

165
166
166
167
167
167
168
168
168
168
169
169
169
170
177
177
178
178
179
179
179
180
180
180
181
181
185



LISTA DE GRAFICOS

pag.
Gréfico 1. Volumen original de petréleo en sitio para el modelo de Simulacion
(OQIP). 98
Gréfico 2. Curva permeabilidad relativa Roca Tipo 1. 100
Grafico 3. Curva permeabilidad relativa Roca Tipo 2. 101
Gréfico 4. Curva permeabilidad relativa Roca Tipo 3. 102
Grafico 5. Flujo fraccional roca tipo 1 con inyeccién de agua. 105
Gréfico 6. Flujo fraccional roca tipo 2 con inyeccion de agua. 106
Grafico 7. Flujo fraccional roca tipo 3 con inyeccién de agua. 106
Gréfico 8. Flujo fraccional roca tipo 1 con inyeccién continua solvente —
polimero. 108
Gréfico 9. Flujo fraccional roca tipo 2 con inyeccién continua solvente —
polimero. 108
Gréfico 10. Flujo fraccional roca tipo 2 con inyeccion continua solvente —
polimero. 109
Gréfico 11. Volumen de gas en solucion (Rs) 111
Grafico 12. Compresibilidad del petroleo (Co) 113
Gréfico 13. Factor volumétrico del petréleo (o). 114
Gréfico 14. Viscosidad del petrdleo (w). 115
Gréfico 15. Historico de produccién de petréleo 120
Grafico 16. Historico de produccion de agua 121
Gréfico 17. Datos Histéricos de presién 121
Grafico 18. Produccién de agua modelo antes de simulacion vs historico de
produccién de agua con CMG 124
Grafico 19. Presion del modelo de simulacion antes del ajuste historico con
CMG 124
Gréfico 20. Presion en diferentes escenarios. 125
Grafico 21. Produccion de agua diferentes escenarios. 126
Grafico 22. Produccion de agua 2 pozos virtuales y acuifero infinito. 126
Grafico 23. Tasa de produccion de agua, petréleo y gas del escenario base 137
Grafico 24. Produccion acumulada de agua, petroleo y gas escenario base 137
Grafico 25. Tasa de produccion de agua, petréleo y gas, escenario #1. 138
Grafico 26. Produccion acumulada de agua, petréleo y gas, escenario #1 138
Grafico 27. Tasa de produccion de agua, petréleo y gas escenario #2 (agua
@7000) 139
Grafico 28. Produccion acumulada de agua, petréleo y gas escenario #2 139
Grafico 29. Tasa de produccion de agua, petréleo y gas escenario #3 140
Grafico 30. Produccion acumulada de agua, petréleo y gas escenario #3 140
Grafico 31. Tasa de produccion de agua, petréleo y gas escenario #4 141
Grafico 32. Produccion acumulada de agua, petréleo y gas escenario #4 141
Grafico 33. Tasa de produccion de agua, petréleo y gas del escenario #5 142

18



Grafico 34. Produccion acumulada de agua, petréleo y gas del escenario #5 142
Gréfico 35. Tasa de produccién de agua, petréleo y gas del escenario #6 143
Grafico 36. Produccion acumulada de agua, petréleo y gas del escenario #6 143
Gréfico 37. Tasa de produccién de agua, petréleo y gas del escenario #7 144
Grafico 38. Produccion acumulada de agua, petroleo y gas del escenario #7 144
Gréfico 39. Tasa de produccién de agua, petréleo y gas del escenario #8 145
Grafico 40. Produccion acumulada de agua, petréleo y gas del escenario #8 145
Gréfico 41. Tasa de produccién de agua, petréleo y gas del escenario #9 146
Grafico 42. Produccion acumulada de agua, petréleo y gas del escenario #9 146
Gréfico 43. Tasa de produccién de agua, petréleo y gas del escenario #10 147
Grafico 44. Produccion acumulada de agua, petréleo y gas del escenario #10 147
Gréfico 45. Tasa de produccién de agua, petréleo y gas del escenario #11 148
Grafico 46. Produccion acumulada de agua, petréleo y gas escenario #11 148
Gréfico 47. Tasa de produccién de agua, petréleo y gas escenario #12 149
Grafico 48. Produccion acumulada de agua, petréleo y gas escenario #12 149
Gréfico 49. Tasa de produccién de agua, petréleo y gas escenario #13 150
Grafico 50. Produccion acumulada de agua, petréleo y gas escenario #13 150
Gréfico 51. Tasa de produccién de agua, petréleo y gas del escenario #14 151
Grafico 52. Produccion acumulada de agua, petréleo y gas escenario #14 151
Gréfico 53. Produccion acumulada escenario base vs inyeccion de agua 154
Gréfico 54. Produccion acumulada de todos los escenarios 154
Gréfico 55. Produccién acumulada escenario base vs tres escenarios mas
altos 155
Gréfico 56. Flujo de caja, Escenario Base 171
Grafico 57. Flujo de caja neto, Escenario Base 172
Gréfico 58. Flujo de caja, Escenario Propuesto #3 172
Gréfico 59. Flujo de caja neto. Escenario propuesto #3 173
Grafico 60. Flujo de caja, Escenario Propuesto #12 173
Gréfico 61. Flujo de caja neto, Escenario Propuesto #12 174
Grafico 62. Flujo de caja, Escenario Propuesto #9 174
Gréfico 63. Flujo de caja neto, Escenario Propuesto #9 175
Grafico 64. Flujo de caja, Escenario Propuesto #11 175
Grafico 65. Flujo de caja neto, Escenario Propuesto #11 176
Grafico 66. Flujo de caja, Escenario Propuesto #13 182
Grafico 67. Flujo de caja neto, Escenario Propuesto #13 182
Grafico 68. Flujo de caja, Escenario Propuesto #14 183
Grafico 69. Flujo de caja neto, Escenario Propuesto #14 184
Gréfico 70. Valor Presente Neto Escenarios 184

19



Ecuacion 1.
Ecuacion 2.
Ecuacion 3.
Ecuacion 4.
Ecuacion 5.
Ecuacion 6.
Ecuacion 7.
Ecuacion 8.
Ecuacion 9.
Ecuacion 10
Ecuacion 11
Ecuaciéon 12

LISTA DE ECUACIONES

Ecuacion de la continuidad

Ecuacion de difusividad para flujo lineal

Aproximacion Series de Taylor

Ecuacion de difusividad de flujo linear en términos explicitos
Formula explicita 1

Formula explicita 2

Formula explicita 3

Criterio de estabilidad Formula explicita.

Formula implicita 1

. Férmula implicita 2

. Formula implicita 3

. Balance de materiales con los componentes vectoriales

Ecuacion 13. Factor comun balance de materiales con los componentes

vectoriales
Ecuacioén 14

. Masa de petroleo en el elemento

Ecuacién 15. Division del Balance de materiales con los componentes

vectoriales

Ecuacién 16. Derivada parcial

componente

Ecuacion 17.
Ecuacion 18.
Ecuacion 19.
Ecuacion 20.
Ecuacion 21.
Ecuacion 22.
Ecuacion 23.
Ecuacion 24.
Ecuacion 25.
Ecuacion 26.
Ecuacion 27.
Ecuacion 28.
Ecuacion 29.
Ecuacion 30.
Ecuacioén 31.
Ecuacion 32.
Ecuacién 33.
Ecuacion 34.
Ecuacién 35.

de balance de materiales con los
S vectoriales

Derivada parcial de balance de materiales como limite
Ley de Darcy en direccién X

Ley de Darcy en direcciéon Y

Ley de Darcy en direccion Z

Flujo mésico direccién X

Flujo masico direccion Y

Flujo mésico direccién Z

Ecuacion de difusividad para la fase petréleo en 3D
Ecuacion de difusividad para la fase agua en 3D
Ecuacion de difusividad para la fase gas libre en 3D
Principios basicos para gas en solucion

Ecuacion difusividad para la fase gas en solucién en 3D
Ecuacion de difusividad para gas total en 3D

Flujo fraccional

Flujo fraccional para el modelo

Razdn de movilidad

Correlacion de Vasquez & Beggs para hallar Rs.
Correlacién para hallar Co por debajo del Pb.
Correlacion para hallar Co por encima del Pb.

Ecuacién 36. Correlacion de Vasquez & Beggs para hallar (o) por debajo

de Pb.

20

pag.

72
73
74
74
75
76
76
76
76
76
76
79

79
80

80

81
81
82
82
82
82
83
83
84
84
84
85
85
86
103
104
107
110
111
112

113



Ecuacion 37. Correlacion de Vasquez & Beggs para hallar (o) por encima

de Pb. 114
Ecuacion 38. Pendiente linea recta 117
Ecuacion 39. Método de interpolacion 117
Ecuacion 40. Fraccion molar 129
Ecuacion 41. Molalidad 130
Ecuacion 42. Factor de recobro 136
Ecuacién 43. Valor Presente Neto (VPN) 170

21



LISTA DE CUADROS

pag.
Cuadro 1. Caracteristicas del agua de inyeccion. 50
Cuadro 2. Factores que afectan la eficiencia de la inyeccion de agua. 51
Cuadro 3. Ventajas y desventajas de la inyeccion de agua periférica. 52
Cuadro 4. Ventajas y desventajas de la inyeccion de agua en arreglos. 53
Cuadro 5. Tipos de inyeccion de CO,, 61
Cuadro 6. Pasos en la simulacion de yacimientos. 64

22



Calculo 1.
Calculo 2.
Calculo 3.
Calculo 4.
Calculo 5.
Calculo 6.
Calculo 7.
Calculo 8.
Calculo 9.

LISTA DE CALCULOS

Tasa incremental de Lifting Cost

Tasa de Inversion de Oportunidad trianual
Valor Presente Neto, Escenario Base

Valor Presente Neto, Escenario Propuesto #3
Valor Presente Neto, Escenario Propuesto #12
Valor Presente Neto, Escenario Propuesto #9
Valor Presente Neto, Escenario Propuesto #11
Valor Presente Neto, Escenario Propuesto #13
Valor Presente Neto, Escenario Propuesto #14

23

pag.

164
171
172
173
174
175
176
183
184



LISTA DE ANEXOS

pag.

Anexo A. Ubicacion de los pozos virtuales en la malla del modelo de
simulacién 191

Anexo B. Componentes y propiedades del solvente a inyectar en el modelo
de simulacion 195

24



ABREVIATURAS

API Instituto Americano del Petréleo (American Petroleum Institute)
Aprox Aproximadamente

Bbls Barriles

Bbls/STB  Barriles / barriles en superficie

Bg Factor volumétrico del gas (pcn/scf)

Bo Factor volumétrico del petrdleo (bbl/stb)

Boi Factor volumétrico inicial del petréleo (bbl/stb)
BPD Barriles producidos por dia

Bw Factor volumétrico del agua

CAPEX Capital Expenditure (Inversiones de Capital)
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Q Caudal, (Bbls)
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GLOSARIO

AMBIENTE SEDIMENTARIO: é&rea de la superficie terrestre donde se acumulan
sedimentos. Se caracteriza por una combinacion particular de procesos geolégicos
(procesos sedimentarios) y condiciones ambientales (fisicas, quimicas vy
biologicas).

ANTICLINAL: un pliegue en forma de arco, producido en las rocas, en el que las
capas de roca son convexas hacia arriba. Las capas de roca mas antiguas forman
el nacleo del pliegue, y, a partir del nucleo, se disponen rocas cada vez mas
modernas’.

ARCILLOLITA: roca sedimentaria de origen detritico, es una roca compacta, sin
fisilidad y formada por particulas de arcilla, con un tamafio de grano menor a 0.004
mm. Esta compuesta por agregados de silicatos de aluminios hidratados,
procedentes de la descomposicidén de rocas que contienen feldespato.

ARENISCA: roca sedimentaria originada tras la consolidacion y diagénesis de la
acumulacion de arena, su textura es detritica y su tamafio de grano varia de 1/16
mm a 2 mm. Principalmente estdn compuestas de granos de cuarzo y arcilla en
pequefias cantidades.

CAMPO: referencia geografico para la acumulacién o grupo de acumulaciones de
petréleo en el subsuelo. Un campo de petréleo estd formado por un yacimiento
con una forma adecuada para el entrampamiento de hidrocarburos, que se
encuentra cubierto por una roca impermeable o una roca que actia como sello.
Habitualmente, el término alude a un tamafio econémico?.

CAPA: denominacion geoldgica para la unidad estratigrafica basica de roca, en un
yacimiento se utiliza para distinguir una unidad de otra (por encima y por debajo),
con diferente comunicacion hidraulica vertical®.

CONCORDANTE: relacibn geométrica entre dos unidades estratigraficas
superpuestas, en la que existe paralelismo entre las capas infrayacentes y
suprayacentes®.

! Shlumberger Qilfield Glossary [en linea]. 2017[Citado 3 de febrero de 2017]. Disponible en:
<http Ilwww.glossary.oilfield.slb.com/Terms/a/anticlinal.aspx>

Shlumberger Qilfield Glossary [en linea]. 2017 [Citado 3 de febrero de 2017]. Disponible en:
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/f/field.aspx >
3 Shlumberger Oilfield Glossary [en linea]. 2017 |[Citado 3 de febrero de 2017]. Disponible en:
<http /lwww.glossary.oilfield.slb.com/Terms/I/layer.aspx>

* RACEFN. Glosario de Geologia [en linea]. 2010. [Citado 3 de febrero de 2017] Disponible en:
<http://www.ugr.es/agcasco/personal/rac_geologia/rac.html>
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CORAZONES: muestra de roca extraidas durante la perforacion del pozo a una
profundidad especifica, por medios especiales, preservando su estructura
geoldgica y sus caracteristicas fisicoquimicas, con la finalidad de realizar analisis
petrofisicos y geoldgicos.

CUENCA: depresion de la corteza terrestre, formada por la actividad tectonica de
las placas, en las que se acumulan sedimentos. La persistencia de la depositacion
puede producir un grado adicional de depresién o subsistencia.

DISCORDANTE: superficie de la erosion o no depdsito que separa estratos mas
jovenes de rocas mas antiguas y que representa un hiato (tiempo geoldgico
durante el cual no hay sedimentacion)®.

EROSION: proceso de denudacion de las rocas, incluida la degradacion fisica,
quimica, bioldgica y el transporte®.

ESPESOR: distancia, medida en la direccion paralela al plano axial del pliegue,
entre dos tangentes paralelas al perfil de una capa plegada que tienen una
inclinacion determinada.

ESTRATIFICACION: surge por el depésito alternado de rocas de diferentes
tamafnos de grano, por ejemplo de areniscas de grano fino y de grano grueso o por
el depodsito alternado de sedimentos de diferente composicion, por ejemplo de
capas de hulla, de pizarra combustible y de sedimentos clasticos’.

ESTRATIGRAFIA: subdivision fundamental de la geologia que estudia e interpreta
los procesos registrados en las sucesiones sedimentarias, que permite conocer la
naturaleza y la deposicion de las rocas estratificadas, la correlacion tanto de los
materiales como de los sucesos, y la ordenacion temporal correcta de la
secuencia de materiales y sucesos®.

FACIES: conjunto de caracteristicas de las rocas de una unidad geoldgica, que
reflejan las condiciones en las que se formaron.

FALLA: fractura o zona de fracturas a lo largo de cuya superficie se produce un
desplazamiento relativo de los dos bloques (labios) en que quedan divididas las
rocas afectadas. En otras palabras, quiebre que se produce en un terreno a partir
de un movimiento geoldgico. Se trata de una discontinuidad en las rocas

®> RACEFN. Glosario de Geologia [en linea]. 2010. [Citado 3 de febrero de 2017] Disponible en:
<http://www.ugr.es/agcasco/personal/rac_geologia/rac.html>

6 Shlumberger Oilfield Glossary [en linea]. 2017 |[Citado 3 de febrero de 2017]. Disponible en:
http://www.glossary.oilfield.slb.com/Terms/e/erosion.aspx

" Estratificacion y estructuras. [en Linea]. 2016 [Citado 3 de febrero de 2017]. Disponible en:
<http://www.geovirtual2.cl/geologiageneral/ggcap05b-3.htm>

8 Instituto Geografico Agustin Codazzi. Glosario [en linea] 2016 [citado 3 de febrero 2017] Disponible

en: <http://www.igac.gov.co/wps/portal/igac/raiz/iniciohome/Glosario>

28



superficiales, originada por las fuerzas tectonicas que logran superar la resistencia
de las rocas”.

FALLA INVERSA: falla inclinada cuyo bloque elevado es el superior y su
superficie de falla buza hacia la posicion del bloque elevado.

FALLA NORMAL.: falla inclinada cuyo bloque elevado es el inferior y su superficie
de falla buza hacia la posicion del blogue caido.

FORMACION: término empleado para designar una serie de depdsitos de distinta
naturaleza cuya facies son caracteristicas del medio en la que se efectian
(formaciones marinas, continentales, etc.). También conocida como un conjunto
heterogéneo de capas sedimentarias, estructuradas o no, depositadas en un
mismo lugar durante un periodo™.

GEOLOGIA ESTRUCTURAL: parte de la geologia que estudia las
configuraciones geométricas de las rocas originadas por procesos de deformacién
natural, los desplazamientos y mecanismos implicados en el desarrollo de tales
configuraciones, su evolucién espacio-temporal y las causas que dieron lugar a su
formacion™®.

GEOLOGIA DEL PETROLEO: parte de la geologia aplicada que se ocupa de la
exploracién y explotacion de los yacimientos de petréleo crudo y de gas natural*.

INFRAYACENTE: estrato o roca que reposa por debajo de otro superior.

LITOLOGIA: parte de la geologia que estudia a las rocas, especialmente su
tamafo de grano, composicién mineral y caracteristicas fisicas y quimicas.

LUTITA: roca sedimentaria de origen detritico, de textura pelitica, variopinta. Tiene
un tamafio de grano menor a 0.062 mm. Esta compuesta por la consolidacién de
particulas muy finas de arcilla 'y limo.

MARCO GEOLOGICO: resumen de la geologia de un &area en estudio en el cual
se incluye la estratigrafia, las rocas presentes en el area y demas datos
geoldgicos que sirvan como preludio a un estudio principal, puede hacerse de
manera regional o puntual dependiendo de la escala a la que se estéa trabajando.

°® RACEFN Glosario de Geologia [en linea].2016 [citado 2 de febrero de 2017] Disponible en:
<http://www.ugr.es/~agcasco/personal/rac_geologia/rac.htm.>

Diccionario Geologico. Formacion [en linea]. 2000. [citado 2 de febrero de 2017]. Disponible en:
<http://www.estrucplan.com.ar/Producciones/entrega.asp?ldEntrega=1664>
™ Diccionario Geoldgico. Formacién [en linea]. 2000. [citado 3 de febrero de 2017]. Disponible en:
<http://www.estrucplan.com.ar/Producciones/entrega.asp?IdEntrega=1664>
2 Diccionario Geoldgico. Formacion [en linea]. 2000. [citado 2 de febrero de 2017]. Disponible en:
<http://www.estrucplan.com.ar/Producciones/entrega.asp?IdEntrega=1664>
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MIGRACION: movimiento de los hidrocarburos generados, desde la fuente hacia
las rocas yacimiento. Ese movimiento recién generado fuera de su roca
generadora es la migracion primaria, también denominada expulsion. El
movimiento interior de los hidrocarburos hacia la roca yacimiento en una trampa
de hidrocarburos u otra zona de acumulacién es la migracién secundaria. La
migracion se produce habitualmente desde un area estructuralmente baja hacia un
area mas alta, debido a la flotabilidad relativa de los hidrocarburos, en
comparacion con la roca adyacente. .

PERMEABILIDAD: capacidad que tiene una roca de permitir el flujo de fluidos a
través de sus poros interconectados.

POZO: perforacion para el proceso de busqueda o produccion de petroleo crudo
gas natural o para proporcionar servicios relacionados con los mismos. Los pozos
se clasifican de acuerdo a su objetivo y resultado como: pozos de aceite y gas
asociado, pozos de gas seco y pozos inyectores.

PROGRADACIONAL: término que alude al depdsito de sedimentos, en el cual el
continente gana terreno al mar por depositacion de materiales en la region
costera.

ROCA ALMACENADORA: es una roca con condiciones de porosidad y
permeabilidad para permitir que el petréleo fluya liboremente a través de ella, de
acuerdo a sus caracteristicas estructurales forma una trampa la cual esta rodeada
de una roca sello que evita que se escape el petréleo™.

ROCA GENERADORA: roca rica en contenido de materia organica que,
dependiendo de la temperatura de enterramiento, generard petréleo o gas. Las
rocas generadoras tipicas, normalmente Iutitas o calizas, contienen
aproximadamente un 1% de materia organica y al menos 0,5% de carbono
organico total (TOC), si bien una roca generadora rica podria contener hasta 10%
de materia organica’®.

ROCA SELLO: roca impermeable que evita que el petréleo siga desplazandose o
se escape, en otras palabras, es aquel tipo de roca que actia como barrera al
escape del petroleo dentro del reservorio o yacimiento (generalmente lutitas), en
ocasiones el sello lo constituye una anomalia estructural o estratigrafica (fallas o
discordancias entre otras)*®

13 Shlumberger Qilfield Glossary [en linea]. 2017 [citado 2 de febrero de 2017]. Disponible en:
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/m/migration.aspx>

4 RACEFN. Glosario de Geologia [en linea]. 2010. [Citado 3 de febrero de 2017] Disponible en:
<http://www.ugr.es/agcasco/personal/rac_geologia/rac.html>

15 Shlumberger Oilfield Glossary [en linea]. 2017 [Citado3 de febrero de 2017]. Disponible en:
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/s/source_rock.aspx>

' RACEFN. Glosario de Geologia [en linea]. 2010. [Citado 3 de febrero de 2017] Disponible en:
<http://www.ugr.es/agcasco/personal/rac_geologia/rac.html|>
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SILICE: diéxido de silicio quimicamente resistente, que se presenta en formas
cristalinas (cuarzo), amorfas (6palo) y criptocristalinas (ftanita)*’.

SINCLINAL: pliegue en las rocas, en forma de cuenca o cubeta, en el que las
capas de roca son convexas hacia abajo. Las capas de roca mas jovenes forman
el nucleo del pliegue, y a partir del niicleo, se disponen rocas mas antiguas™®.

SISTEMA PETROLIFERO: componentes geoldgicos y procesos necesarios para
generar y almacenar hidrocarburos; esto incluye una roca fuente madura un
trayecto de migracion, una roca almacenadora, una trampa y una roca sello.

SUPRAYACENTE: material (estrato o roca) que reposa sobre otro material.

TRAMPA: estructura geoldgica que hace posible la acumulacion de hidrocarburos,
selladas por una formacion impermeable a través de la cual los hidrocarburos no
pueden migrar™.

YACIMIENTO: cuerpo de roca del subsuelo que exhibe un grado suficiente de
porosidad y permeabilidad para almacenar y transmitir fluidos. Las rocas
sedimentarias son las rocas yacimiento mas comunes porque poseen mas
porosidad que la mayoria de las rocas igneas o metamoérficas y se forman bajo
condiciones de temperatura en las cuales los hidrocarburos pueden ser
preservados. Un yacimiento es un componente critico de un sistema petrolero
completo®.

m Shlumberger Qilfield Glossary [en linea]. 2017 [Citado 3 de febrero de 2017]. Disponible en:
http://www.glossary.oilfield.slb.com/Terms/s/silica.aspx

18 Shlumberger Oilfield Glossary [en linea]. 2017 [Citado 3 de febrero de 2017]. Disponible en:
http://www.glossary.oilfield.slb.com/Terms/s/syncline.aspx

19 Shlumberger Oilfield Glossary [en linea]. 2016 [citado 2 de febrero de 2017]. Disponible en:
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/t/trap.aspx>

2 Shlumberger Qilfield Glossary [en linea]. 2017 [Citado 3 de febrero de 2017]. Disponible en:
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/t/trap.aspx>
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RESUMEN

El Campo Chichimene se encuentra localizado en la Cuenca Llanos Orientales, y
es operado por Ecopetrol S.A., en este proyecto se estudié un area piloto donde
la Formacién productora es San Fernando. Es necesaria la implementacion de un
método EOR o de recobro mejorado debido a que de esta formacion se extrae
petrdleo extrapesado (9° API) y con altas viscosidades (2000cp) con el propésito
de aumentar la produccion de petroleo, el factor de recobro y asi mismo obtener
mayores ingresos.

El estudio se efectla por medio de una recopilacién de informacién del area piloto
del Campo Chichimene, continuando con una descripcion de los métodos de
recuperacion, donde se especifican los procesos de inyeccidbn de solvente y
polimero, posteriormente se presenta el modelo de simulacion creado con sus
diferentes propiedades, al cual fue necesario la inclusiobn de pozos virtuales para
lograr su respectivo ajuste historico.

Se evalud este proyecto mediante la simulacion de diferentes escenarios
propuestos en los cuales se varian algunos parametros de inyeccién (Volumen
poroso a inyectar de solvente y tasa de inyeccion), donde los factores de recobro
son comparados con la prediccién del escenario base, para definir cual de estos
es el escenario mas factible para implementar. Con base a estos resultados se
presenta conclusiones y recomendaciones.

PALABRAS CLAVE:

Inyeccién continua solvente — polimero, Cuenca Llanos Orientales, Campo
Chichimene, simulaciéon numérica, area piloto.
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INTRODUCCION

Después de la produccion primaria, y posiblemente, la inyeccion de agua como
mecanismo secundario de produccion, un volumen de petrdleo extraible
(remanente) queda en los yacimientos de petrdleo extrapesado, debido a las
caracteristicas de este (baja gravedad API, alta viscosidad). En la practica, la
aplicacion de un método efectivo de recobro en un yacimiento con petréleo de
estas caracteristicas dependera del tipo de fluido a inyectar, del volumen de fluido
a inyectar y de la tasa de inyeccion.

Durante la inyeccion de solventes en yacimientos de petréleo extrapesado con alta
viscosidad a condiciones de yacimiento, es posible disminuir la viscosidad del
petrdleo hasta 10 veces, pero se puede presentar canalizacion del fluido inyectado
debido a que hay una diferencia grande entra la viscosidad del fluido inyectado y
el fluido a inyectar, lo cual se conoce como interdigitacion viscosa, conllevando a
gue se produzca canalizacién y no se logre el control de movilidad esperado. Por
lo tanto, se deben buscar otras opciones, una de ellas es mejorar el control de
movilidad durante la inyeccion de solvente, inyectando polimero después del fluido
de desplazamiento(solvente) seguido por la inyeccibn de agua con el fin de
disminuir el volumen de polimero a usar.

Se busca demostrar que cuando se inyecta simultdneamente solvente — polimero
se puede lograr el incremento del factor de recobro, debido a que se mezclan dos
fenbmenos benéficos, tales como, la disolucién del solvente a condiciones de
yacimiento disminuyendo la viscosidad del petroleo y el desplazamiento mecanico
“Tipo Piston” por parte del polimero
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OBJETIVOS

OBJETIVO GENERAL

Evaluar técnica y financieramente la inyeccion continua de solvente — polimero
mediante una simulacion numérica para un area piloto del Campo Chichimene.
OBJETIVOS ESPECIFICOS

1. Describir las generalidades del Campo Chichimene de la Cuenca Llanos
Orientales.

2. Describir las generalidades de la inyeccion continua de solvente — polimero.

3. Describir el modelo estatico del éarea piloto seleccionada del Campo
Chihimene.

4. Disefiar el modelo dinAmico para el area piloto seleccionada del Campo
Chichimene.

5. Realizar cotejo histérico del modelo de simulacion.

6. Realizar simulacion de la inyeccidn continua de solvente - polimero mediante la
utilizacion del software CMG.

7. Seleccionar los volimenes porosos de solvente y polimero a diferentes tasas
de inyeccion que permitan un alto factor de recobro en la inyeccién continua
solvente - polimero mediante el andlisis de resultados obtenido en CMG.

8. Evaluar la viabilidad financiera de la implementacion de la inyeccién continua

de solvente — polimero mediante el indicador financiero Valor Presente Neto
(VPN).
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1. GENERALIDADES DEL CAMPO CHICHIMENE

En este capitulo se van a dar a conocer los aspectos generales del Campo
Chichimene tales como: su historia, localizacion, marco geoldgico e historial de
produccion, los cuales son de gran trascendencia para asi lograr un mejor
entendimiento acerca de la zona en la cual se va a desarrollar el proyecto.

1.1 HISTORIA DEL CAMPO

El Campo Chichimene fue descubierto por la empresa Chevron Oil Company en
1969 bajo el contrato de asociacion Cubarral, el cual fue suscrito por Chevron y
Ecopetrol S.A. por un &rea de 19,201 hectareas y finalizé el 1 Agosto del 2000.
Una vez terminado el contrato, la Gerencia Llanos de Ecopetrol entr6 a operar
directamente este campo.

Después de 12 afios de exploraciéon, en el afio 1985 el Campo Chichimene
comenzo a producir hidrocarburos a partir del primer pozo exploratorio perforado
exitosamente por parte de Chevron (Chichimene-1) con su objetivo en las
unidades productoras del Cretacico Superior las cuales pertenecen a las
Formaciones Guadalupe y San Fernando. Este primer pozo logr6é una profundidad
de 9.300 pies. Posteriormente fueron perforados dos pozos mas (Chichimene-3 'y
Chichimene SouthWest-1) antes de la comercialidad del crudo en este campo.

En la actualidad (Junio 2017), EI Campo Chichimene es uno de los mayores
productores de crudo extrapesado en Colombia y uno de los que tiene mayor
potencial de crecimiento a corto plazo debido a que su yacimiento cuenta con
caracteristicas provechosas para la extraccion de hidrocarburos como lo es su alta
permeabilidad. Chichimene cuenta con una extensién superficial de 750
hectareas?, tiene un total de 215 pozos perforados y la empresa operadora es
Ecopetrol S.A.

1.2 LOCALIZACION

El Campo Chichimene, se encuentra localizado en la parte oriental de la Cuenca
Llanos Orientales, en el departamento del Meta, aproximadamente a 100 Km
hacia el sur-este de Bogota y a 30 Km de la ciudad de Villavicencio, en el
municipio de Acacias.

El acceso al Campo Chichimene por via terrestre partiendo desde la Ciudad de
Bogota D.C es como sigue:

L EL TIEMPO. ECOPETROL, AHORA UNICA DUENA DE CUBARRAL. 29 De Enero del 2000
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Saliendo por el sur de la ciudad tomando la Ruta 40 se recorren aproximadamente
94 kilébmetros hasta llegar a la Ciudad de Villavicencio pasando por los municipios
de Chipaque, Caqueza, Quetame y Guayabetal. Posteriormente, por el suroeste
de la ciudad tomando la Ruta 65 (Via Villavicencio-Acacias) se recorren
aproximadamente 24 kilbmetros en sentido sur hasta llegar a el municipio de
Acacias atravesando La Pradera, finalmente se transitan 12,5 kilbmetros por
medio de una via secundaria en sentido este hasta llegar al Campo Acacias.
(Véase Figura 1).

Otra alternativa para llegar al Campo Chichimene es por via aérea desde el
aeropuerto El Dorado hasta la ciudad de Villavicencio y seguir las indicaciones
dadas anteriormente desde la ciudad de Villavicencio.

1.3 MARCO GEOLOGICO

En esta seccion se describe la estratigrafia, geologia estructural y geologia del
petréleo del campo Chichimene en la Cuenca Llanos Orientales.

1.3.1 Columna estratigrafica. En la Figura 2 presenta la columna estratigréafica
generalizada de los Llanos Orientales.

Igualmente, también se observa la relacion estratigrafica de las nomenclaturas
usadas por la ANH y Ecopetrol S.A, ya que en el desarrollo de este documento se
van a utilizar ambas nomenclaturas.

En la columna de litologia se observan unos bloques mas anchos que otros. La
anchura de cada bloque es una medida cualitativa del tamafio de grano de la
formacion (las arcillas tienen menor anchura que las areniscas ya que el tamafio
de grano es mucho menor). lgualmente, se observan distintos colores en cada
bloque, los colores determinan el color de la formacion (ej. Areniscas roja, arcilla
rosada, etc), los blogues que no tienen color los cuales son la mayoria es porque
no existen las fuentes que determinen el color de la litologia. Por otra parte, se
observa la formacion de interés la cual se encuentra en la Unidad San Fernando
(T2), mas especificamente en la Formacion Mirador.

36



Figura 1. Localizacién Campo Chichimene.
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Fuente: INSTITUTO NACIONAL DE VIAS — INVIAS. Mapa de carreteras del Meta. Disponible en
<http://www.qgifex.com/fullsize2/2011-08-24-14477/Mapa-de-carreteras-del-Meta.html>. Consultado en octubre de
2016. Modificado por los autores.
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Figura 2. Columna Litoestratigrafica generalizada de la Cuenca LIanos Orlentales
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Fuente: Integracion Geolégica de la Digitalizacion y Analisis de Nucleos. Bucaramanga: Agencia Nacional de
Hidrocarburos, Diciembre, 2012. 46 p. Modificada por los autores.
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1.3.2 Estratigrafia. Se presenta una breve descripcion de las formaciones
perforadas en el Campo Chichimene de la mas antigua a la mas reciente.

1.3.2.1 Formacién Une. Edad Cretacico Superior, Albiano — Cenomaniano®.
Esta formacion es denominada operacionalmente como Unidad K2. Corresponde
a una secuencia arenosa de apariencia masiva. Con base en la informacion de
corazones se establece que resulta del apilamiento de ciclos grano-decrecientes
incompletos con espesores menores de 10 ft. Compuestos por areniscas de grano
grueso a medio, cuarzosa, cementadas por silice, con estratificacion cruzada
planar. Su espesor todavia es incierto, ya que en los pozos donde se ha perforado
con mayor profundidad se estima que aun no ha sido atravesada en su totalidad,
en uno se reporté un espesor de 900 pies y en otro un espesor de 1730 pies. La
Formacion Une se depositd en un ambiente sedimentario fluvial de canales
entrelazados. Esta formacion infrayace a la Formacion Gacheta
concordantemente.

1.3.2.2 Formacién Gacheta. Edad Cretacico Superior, Turoniano — Coniaciano —
Santoniano?®. Esta Formacién es denominada operacionalmente como Unidad K1
inferior. Tiene un espesor total entre 200 y 400 pies. Se identifica un ambiente de
depositacion marino predominante. Se encuentra en contacto concordante tanto
con la Formacion Une que le infrayace, como con la formacion Guadalupe que le
suprayace.

1.3.2.3 Formacion Guadalupe. Edad Cretacico Superior, Coniaciano Superior —
Maastrichtiano®*. Es llamada operacionalmente como Unidad K1 superior. Esta
litologia es una secuencia de areniscas masivas, con pequefas intercalaciones de
lutitas y pequefias capas de carbdn en algunas regiones. Tiene un espesor que
varia entre 130 y 350 pies. Su ambiente de depositacidn es progradacional.
Infrayace a la Formacion Barco discordantemente y suprayace a la Formacion
Gacheta concordantemente.

1.3.2.4 Formacién Barco. Edad Paleoceno. Paleoceno Temprano®. Hace parte
de la Unidad operacional T2. Esta formacion estd compuesta por areniscas, lutitas
y arcillolitas intercaladas con grano fino a medio. Se ambiente de depositacion
corresponden a areniscas fluviales con intervalos de lodolitas de llanura de
inundacién. El espesor promedio de esta formacién es de 420 pies. Suprayace a la
Formacion Guadalupe discordantemente e infrayace a la Formacion Los Cuervos
concordantemente.

22 JULIVERT, M. Léxico estratigrafico. Capitulo Colombia. Volumen 5. Fasciculo 42. 1968 Pg 460.
%3 |bid., Pg 251.

! bid., Pg 265.

% |bid., Pg 85.
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1.3.2.5 Formacion Los Cuervos. Edad Eoceno. Paleoceno Tardio — Eoceno
Temprano®®. Forma parte de la Unidad operacional T2. Esta formacién consta
litologicamente de arcillas carbonosas gris oscuras, arcillolitas intercaladas con
limolitas micaceo-carbonosas, areniscas de grano fino y carbones. El espesor de
la Formacion los Cuervos varia entre los 803 y 1606 pies. Su ambiente de
depositacion es fluvial. Infrayace a la Formacion Mirador discordantemente y
suprayace a la Formacién Barco concordantemente.

1.3.2.6 Formacién Mirador. Edad Eoceno, Eoceno Medio?’. Esta formacién hace
parte de la unidad operacional T2. En esta formacion predominan las areniscas de
grano fino a grueso, en parte conglomeraticas de color pardo claro a blanco. Su
espesor varia entre los 534 a 1312 pies. Su ambiente de depositacion es un
ambiente marino somero a costero. Infrayace a la Formacion Carbonera
concordantemente y suprayace a la Formacion Los Cuervos discordantemente.

1.3.2.7 Formacion Carbonera. Edad Eoceno — Mioceno, Eoceno Tardio —
Mioceno Temprano®®. Consta de arcillolitas grises a gris verdoso y pardas con
arenisca, y algunos lechos de lignito en su parte superior e inferior. El espesor de
la formacion es variable y por término medio oscila alrededor de 1640 pies. Tiene
un ambiente de depositacion continental a marino somero. Se encuentra en
contacto concordante tanto con la Formacién Mirador que le infrayace, como con
la Formacién Ledn que le suprayace.

1.3.2.8 Formacién Leén. Edad Mioceno, Mioceno Temprano- Mioceno Medio®.
Esta formada de lutitas con capas delgadas de areniscas con laminas carbonosas.
Tiene un espesor que varia entre 1650 y 2650 pies. Su ambiente de depositacion
es marino somero. Se encuentra en contacto concordante tanto con la Formacion
Carbonera que le infrayace, como con la Formaciéon Guayabo que le suprayace.

1.3.2.9 Formacién Guayabo. Edad Mioceno. Mioceno Tardio®. Estad compuesta
por arcillas y arcillas arenosas con algunas intercalaciones de areniscas. Su
espesor promedio es de 870 pies. El ambiente en el cual fue depositado esta
formacion es de tipo continental por erosidbn. Se encuentra en contacto
concordante tanto con la formacion Ledn que le infrayace, como con la formacién
Necesidad que le suprayace.

% |bid., Pg 333
*’De PORTA J. Léxico estratigrafico. Capitulo Colombia. Volumen 5. Fasciculo 42. 1968 Pg 370.
%8 bid., Pg 116.
9 bid., Pg 328.
bid., Pg 263.
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1.3.3 Geologia Estructural. La Cuenca Llanos Orientales , esta limitada en toda
la extensién del margen Occidental, por una gran franja de fallas de tipo
compresional conocida como Sistema del Piedemonte Llanero o Sistema de Fallas
de Guaicaramo, relacionado con la reactivacion de antiguas fallas originadas
durante un periodo extensivo de las edades Jurasica y Cretacica, distinguido por
amplios anticlinales y sinclinales limitados por fallas inversas con tendencia NE
buzando al W; con fallamiento normal escalonado; en el extremo E, zona poco
deformada.

La estructura del Campo Chichimene corresponde a un anticlinal asimétrico,
alargado en direccion N60°E de aproximadamente 6 Km de longitud y 4 Km de
ancho, lo delimita una falla inversa compleja hacia el este y sureste. Su flanco
occidental tiene una pendiente de 4° y el oriental tiene buzamientos hasta de 7° y
se intersecta con la falla que limita el campo (La Falla de Chichimene).

La Falla de Chichimene es una falla inversa con un desplazamiento vertical de
aproximadamente 400 pies inclinandose hacia el noroccidente con angulo de 50°.
La parte suroeste de la estructura esta separada por un sinclinal y es formada por
un cierre de tres vias en contra de la misma falla inversa que limita la parte norte
de la estructura.

De acuerdo con andlisis estructurales desarrollados por Chevron y evaluados
posteriormente por Ecopetrol, se observa que existe una diferencia de espesor
entre las rocas cretaceas ubicadas en el bloque colgante y de piso de la falla de
Chichimene, se concluye que dicha diferencia es el resultado de una inversion
estructural relativamente reciente a partir de un marco extensional de edad
cretacica. La informacion sismica en el bloque de piso de la falla es de menor
calidad, y no existen pozos que permitan saber el espesor real de la seccién
cretacea.

1.3.4 Geologia del petréleo. EIl sistema petrolifero es la union de varios
factores, los cuales permiten la generacién y acumulacién de hidrocarburos ya
sean liquidos y/o gaseosos. A continuacion se describen los parametros
relacionados con el sistema petrolifero.

1.3.4.1 Roca Generadora. La principal roca generadora en el area de esta
cuenca corresponde a las lutitas de la Formacion Gachet4a, con una ventana de
generacion de aceite durante el Oligoceno Medio—Tardio. Estas rocas poseen un
kerégeno tipo Il y Ill. COT entre 1-3% y un espesor efectivo de 150-300 pies.*!

% ANH. Llanos Orientales Open Round Colombia 2010. [En linea] < http://www.anh.gov.co/Informacion-
Geologica-y-Geofisica/Estudios-Integrados-y-
Modelamientos/Presentaciones%20y%20Poster%20Tcnicos/Cuenca%20Caguan-
Putumayo%20Geol.%20Claudia%20Posada%20(pdf).pdf> [Citado el 20 de agosto del 2016]

41


http://www.anh.gov.co/Informacion-Geologica-y-Geofisica/Estudios-Integrados-y-Modelamientos/Presentaciones%20y%20Poster%20Tcnicos/Cuenca%20Caguan-Putumayo%20Geol.%20Claudia%20Posada%20(pdf).pdf
http://www.anh.gov.co/Informacion-Geologica-y-Geofisica/Estudios-Integrados-y-Modelamientos/Presentaciones%20y%20Poster%20Tcnicos/Cuenca%20Caguan-Putumayo%20Geol.%20Claudia%20Posada%20(pdf).pdf
http://www.anh.gov.co/Informacion-Geologica-y-Geofisica/Estudios-Integrados-y-Modelamientos/Presentaciones%20y%20Poster%20Tcnicos/Cuenca%20Caguan-Putumayo%20Geol.%20Claudia%20Posada%20(pdf).pdf
http://www.anh.gov.co/Informacion-Geologica-y-Geofisica/Estudios-Integrados-y-Modelamientos/Presentaciones%20y%20Poster%20Tcnicos/Cuenca%20Caguan-Putumayo%20Geol.%20Claudia%20Posada%20(pdf).pdf

1.3.4.2 Roca Almacenadora. En el Campo Chichimene las rocas acumuladoras
mas importantes son las formaciones Une, Guadalupe inferior, Barco y Mirador.
SegUn Ecopetrol S.A.*? la formacién Guadalupe con una permeabilidad de 500 md
y porosidad de 17% promedio. La unidad K1, se denomina asi a la seccion de
intercalaciones de areniscas y shales que cubre concordantemente las areniscas
de la unidad K2 e infrayace discordantemente a la unidad T2. Esta seccion esta
constituida por paquetes entre 5 y 20 pies de arenisca. El tipo de roca que se
encuentra mayormente en estas zonas son las areniscas cuarzosas, las cuales
poseen caracteristicas necesarias para almacenar hidrocarburos en grandes
cantidades. El rango de porosidad de estas rocas varia entre el 10-30%.

1.3.4.3 Migracion. La migracion de hidrocarburos tuvo lugar a finales del
Cretaceo. Durante este periodo la cuenca tuvo la mayor profundizacion
permitiendo asi la maduracion de la materia organica depositada. Han sido
documentados dos procesos de migracion. El primero en el Eoceno Superior-
Oligoceno, y el segundo se inicio en el Mioceno y continua en la actualidad.

1.3.4.4 Roca Sello. Sobre la Formacion Mirador, se encuentran las lodolitas de la
Formacion Carbonera, especificamente la unidad C8, la cual constituye la roca
sello principal. Ademas de las lutitas de la Formacion Gacheta y las lutitas
interestratificadas de la Formacién Guadalupe.

1.3.4.5 Trampa. De acuerdo a informacién de la ANH la trampa de esta zona es
de tipo estructural, corresponde a un anticlinal asimétrico fallado en el flanco este.
La exploracion ha demostrado que en la Cuenca de los Llanos Orientales las
trampas son asociadas a fallas inversas y estructurales de bajo relieve, asi como
trampas estratigraficas (acufiamientos, canales, etc.)

1.4 HISTORIA DE PRODUCCION

El Campo Chichimene comenzé a producir crudo desde el afio 1985, con el pozo
Chichimene-1 con una produccién aproximada de 6.300 Barriles por dia de crudo
extrapesado (9°API) pertenecientes a la formacién Guadalupe. El mecanismo de
produccion fue empuje hidraulico.

* 1bid., p 1.
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1.4.1 Meétodo de produccion. El mecanismo de produccion de este campo es
por medio de empuje combinado, conformado principalmente por un mecanismo
de empuje de gas en solucidn y en menor proporcién por empuje hidraulico debido
a la presencia de un acuifero débil. Pero este método no posee la fuerza suficiente
para levantar la columna de fluidos hasta la superficie, por lo cual es necesario la
implementacion de un sistema de levantamiento artificial. El mas relevante y més
usado para la extraccion de crudo en el Campo Chichimene es el Bombeo
Electrosumergible (BES)

1.4.2 Tiempo de producciéon. El Campo Chichimene comenzé produccion en el
afio 1985 con producciones estables hasta el afio 2000, donde Ecopetrol se paso
a ser la compafiia operadora de este campo y realizo una campafa de perforacion
de nuevos pozos donde se ha aumentado la produccion hasta el momento.

En los ultimos afios Ecopetrol logré incrementar significativamente la produccion
de crudo de este campo, registrdndose una produccion de 7.000 barriles de crudo
en el aflo 2000 y en el afio 2010 aument6 a 29.380 barriles.

De acuerdo a Ecopetrol®, el afio 2014 fue un afio de gran importancia para el
campo, debido a que hubo un aumento significativo en la produccion de este
campo. En enero del 2014 obtuvo una produccion de 48.446 barriles de petréleo
por dia (BPD), en agosto tuvo una produccién record de 66.029 BPD y a final del
2014 una produccién con 83.989 BPD. A principios del afio 2015 nuevamente
rompié record de produccion con 86.389 BPD.

1.4.3 Numero de pozos. De acuerdo al reporte dado por Ecopetrol S.A. El
campo consta actualmente de 215 pozos perforados, 14 de los cuales producen
crudo de 20 °API provenientes de las unidades K1 y K2, cinco pozos producen en
conjunto de las Unidades K1-K2 y T2 crudo de 15 °API. Crudo de nueve °API de la
unidad T2 es producido por el 80% de los pozos. Dos pozos han sido
abandonados, los pozos Chichimene-12 y Chichimene-1. Tres pozos horizontales
a la unidad T2 fueron perforados en el afio 2012.

En el campo se ha contemplado perforar en total 223 pozos ,198 para la unidad
T2, 3 pozos piloto de inyeccion de agua y 22 para las unidades K1-K2, entre las
vigencias 2010 a 2015. La ejecucion de estos pozos se ha realizado de la
siguiente manera:

e 43 pozos en el 2010
e 72 pozos en el 2011

% ECOPETROL. Campo Chichimene de Ecopetrol inicia 2015 con record en produccion. [En linea] Disponible
en internet http://www.ecopetrol.com.co/wps/portal/es/ecopetrol-web/nuestra-empresa/sala-de-
prensa/boletines-de-prensa/Boletines-2014/contenido/campo-chichimene-de-ecopetrol-inicia-2015-con-record-
de-produccion. [Citado el 16 de agosto del 2016]
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e 44 en el 2012

e 11 pozos en el 2013
e 34 pozos en el 2014
¢ 19 pozos en el 2015

La disponibilidad de equipos de perforacion y la limitacion en las facilidades de
produccién son acontecimientos indispensables para la distribucién del nimero de
pozos del campo en los afios anunciados.

1.4.4 Gréfico de produccion. La produccion promedio del Campo Chichimene
es de 58.000 BOPD para el afio 2013, segun se demuestra en la Figura 3. La
misma tiene como punto de origen el primer registro de produccion del campo
tomado en el afio 2000 con un valor aproximado de 4000 barriles diarios.

Figura 3. Tasa de produccion promedio al afio 2013 del Campo Chichimene
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Fuente: Ecopetrol S.A. Modificado por los autores [Citado el 16 de agosto del 2016].
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2. GENERALIDADES DE LA INYECCION CONTINUA SOLVENTE -
POLIMERO

En este capitulo se describira brevemente los conceptos de recuperacion primaria
y secundaria. Posteriormente, se describira de manera detallada el concepto de
inyeccion de solventes y polimeros de manera continua, considerada como
recuperacion terciaria o recobro mejorado. (Ver Figura 4)

Figura 4. Descripcion de los metodos de recuperacion.

Recuperacion Primaria
1

Flujo Matural 1 Levantamiento artificial
Recuperacion Secundaria
Inyeccion de Agua 1 Inyeccion de Gas
Recuperacion Terciaria
EOR
Térmicos Gases Quimicos Otros

- Inyecc!?n Wapor - COL - Polimeros - hMicroorganismos
- Inyecc:lcln_de - M, - Surfactantes - Emulsiones

Agua Caliente - WA - Espumas

=  Combustion in Gaszes en

Situ i
. SAGD Combustion

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccion de agua y gas
en yacimientos petroliferos. 1984. p. 3.

El Campo Chichimene produce crudo pesado, razén por la cual es necesario

aplicar un método de recuperacion mejorada que permita incrementar la

produccién de este fluido altamente viscoso. Para la implementacion de cualquier

técnica de recobro mejorado, se debe considerar:

e Caracteristicas del yacimiento y factores fundamentales del fluido producido
como: Temperatura, presion y viscosidad.

¢ El porcentaje de crudo presente en el yacimiento recuperable es una variable
fundamental a considerar. En el ambito mundial el promedio de este factor esta
entre el 40% y 60%; y en Colombia Ecopetrol considera factores de recobro en
un rango que varia entre 23% y 29 %, esto indica que es posible que se tenga
un desaprovechamiento en recobro mejorado de crudo existente en los
yacimientos colombianos.?*

34 ESPINOSA, C., TORRES, K. Técnicas de recobro y recobro mejorado en yacimientos con crudos livianos,
pesados y extrapesados.2015. Universidad de San Buenaventura, Cartagena, Colombia. p.7.
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2.1 RECUPERACION PRIMARIA

Se considera como la primera etapa de la produccion de crudo, en la cual la
energia natural del yacimiento, desplaza los fluidos del yacimiento hacia el pozo y
superficie respectivamente. Inicialmente, la presion del yacimiento (Ps) se
considera mas elevada que la presion del fondo del pozo (Pwf). Esta presion
diferencial empuja los hidrocarburos hacia el pozo y la superficie. No obstante, a
medida que la presion del yacimiento disminuye debido a la produccion de fluidos,
de la misma forma lo hace la presion diferencial. Para incrementar la presion
diferencial y aumentar la produccion de fluidos, es necesario implementar una
técnica de levantamiento artificial adecuada para el pozo, la cual debe tener la
energia suficiente para impulsar el fluido desde el fondo del pozo hasta la
superficie.*® A continuacion se presentan los mecanismos de recuperacion
primaria.

2.1.1 Drenaje gravitacional. Se da en pozos con cierto angulo de inclinacion
que facilita el desplazamiento de los fluidos por efecto de la gravedad (Figura 5),
es dificil de encontrar yacimientos con este tipo de mecanismo, pero los existentes
producen grandes volumenes de fluido. Se puede obtener eficiencias de recobro
entre el 40% y 80%

Figura 5. Drenaje gravitacional.
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Fuente: WILLHITE, Paul & GREEN Don W. Enhanced Oil Recovery 1998.

35Schlumberger. Oilfield glossary. http://www.glossary.oilfield.sIb.com
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2.1.2 Empuje por gas disuelto o gas en solucion. El crudo en condiciones de
presion y temperatura en los yacimientos puede contener grandes cantidades de
gas disuelto. A medida que se extraen los fluidos del yacimiento la presion
disminuye hasta que el gas se desprende, se expande y desplaza el petroleo
hacia el pozo productor, como se observa en la Figura 6.3 Poseen una eficiencia
de recobro entre el 5% y 35%.

Figura 6. Empuje por gas disuelto o gas en solucion.
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Fuente: WILLHITE, Paul & GREEN Don W. Enhanced Oil Recovery 1998

2.1.3 Empuje por capa de gas. Es un mecanismo presente en reservorios que
poseen una capa de gas comprimida, la cual a medida que se extraen los fluidos
del yacimiento provoca la expansion de la capa, generando un empuje sobre el
crudo que lo ayuda a desplazarse hacia el pozo productor como se observa en la
figura 7.

% PARIS DE FERRER, Magdalena. Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos. 1984. p. 70
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Figura 7. Empuje por capa de gas.

Pozos de
produccion

=

Fuente: WILLHITE, Paul & GREEN Don
1998.

. Enhanced Oil Recovery

2.1.4 Expansion de laroca-fluido. En el momento que el pozo se encuentra en
produccion, va disminuyendo la presion del yacimiento. Esta disminucion ocasiona
una reduccion en el volumen poroso del yacimiento debido a la expansion o
cambio en el volumen de la roca y los fluidos presentes. (Figura 8) Este
mecanismo se encuentra presente en todos los yacimientos, pero tiene una mayor
importancia en yacimientos subsaturados (Presion del yacimiento es mayor que la
presién de burbuja) en donde todos los componentes de los hidrocarburos se
encuentran en fase liquida.

Figura 8. Expansion de la roca-fluido.

Expansion de la roca

Expansion de los fluidos

=3

Fuente: Ing. Yacimientos Il. Lennies Guevara.
Disponible en linea en:
http://ingyacimientosiilenniesguevara.blogspot.com.c

0/2009/10/1.html. [Citado el 11 de marzo del 2017].
Modificado por los autores.
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2.1.5 Empuje hidraulico. Este mecanismo consiste en que el yacimiento tiene
una conexion con un acuifero existente (activo o parcialmente activo) ubicado por
debajo de la capa de aceite, el cual a medida que la presion del yacimiento va
disminuyendo, se expande comenzando una invasion de agua en el yacimiento
empujando el crudo hacia los pozos (Figura 9).

Figura 9. Empuje hidraulico.

- Pozos de ._
“ produccién ™
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Fuente: WILLHITE, Paul & GREEN Don W. Enhanced Oil
Recovery 1998.

2.2 RECUPERACION SECUNDARIA

La recuperacion secundaria es un método que se emplea cuando los procesos de
recuperacion primaria ya cumplieron sus objetivos y el yacimiento se encuentra en
situacion econémica no rentable. Es decir, la energia natural ha disminuido y por
lo tanto también la produccion de crudo. El objetivo de la recuperacién secundaria
es adicionar energia al yacimiento utilizando pozos inyectores con el propésito de
inyectar fluidos (agua y/o gas) y generar un aumento en la presiéon del yacimiento
y asi generar un desplazamiento del crudo hacia los pozos productores.

2.2.1 Meétodo de recuperacion secundaria por inyeccion de gas. La inyeccion
de gas al yacimiento se puede hacer de dos maneras: inyeccién dispersa o
inyeccion externa. La inyeccion dispersa se usa para generar un empuje por gas
en solucién en el crudo y es empleado en yacimientos homogéneos, mientras que
la inyeccidn externa genera una capa de gas (figura 10) y es usado en yacimientos
de altas deformaciones geoldgicas para que la capa de gas pueda desplazar al
crudo.
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Figura 10. Inyeccion externa de gas.

Inyeccion de gas
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Fuente: Industria petrolera inyeccion de gas. [En linea] Disponible en internet

<http://industria

petrolera.lacomunidadpetrolera.com/2009/01/inyeccion-de-gas>

[Citado el 11 de Agosto de 2016].

2.2.2 Inyeccion de agua. Es un método de recuperacion en donde se inyecta
agua a altas presiones por medio de pozos inyectores, con el fin de aumentarla
produccion de crudo en el yacimiento acrecentando la energia dentro del mismo,
cumpliendo con las caracteristicas mostradas en el Cuadro 1. En la Figura 11 se
muestra un esquema basico de la inyeccion de agua, donde se observa como el
agua desplaza al petréleo hasta los pozos productores.

Cuadro 1. Caracteristicas del agua de inyeccién.

Caracteristicas del
agua de inyeccion

No debe ser corrosiva

No debe depositar minerales bajo condiciones de
operacion.

No debe contener solidos suspendidos o liquidos en
suficiente cantidad para causar taponamiento de los pozos
de inyeccion.

No debe reaccionar para causar hinchamiento de los
minerales arcillosos presentes en la formacion

La salmuera debe ser compatible con el agua presente
inicialmente en la formacion.

Fuente: Campos petroliferos y proyectos de inyeccion de aguas. [En linea] Disponible en
internet: <http://industria-petrolera.lacomunidadpetrolera.com/2009/01/inyeccin-de-agua.htm|>
[Citado el 11 de Agosto de 2016].
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Figura 11. Esquema general de lainyeccion de agua.

Inyeccion de agua
Pozo de inyeccion de agia

Fuente: Industria petrolera inyeccibn de agua. [En linea] Disponible en
internet: <http://industria-
petrolera.lacomunidadpetrolera.com/2009/01/inyeccin-de-agua> [Citado el 11
de Agosto de 2016].

La eficiencia de la inyeccion de agua se ve afectada por varios factores, los cuales
se muestran el Cuadro 2.

Cuadro 2. Factores que afectan la eficiencia de la inyeccién de agua.

Geometria del yacimiento: Determina el tipo de inyeccion de agua,
si hay buzamiento, una inyeccion periférica sera mas eficiente.

Continuidad del yacimiento: Es la continuidad presente desde el
pozo inyector hacia el productor. Un yacimiento con fallas no es
conveniente realizarle inyeccion.

Presion de fractura del yacimiento: Parametro importante para el
disefio de la inyeccion de agua, debido a que la inyeccion se debe
Factores que realizar a una presion que no fracture la formacion. Si se llega a

afectan la fracturar el agua fluira a través de la fractura hacia el pozo de
inyeccion de produccién
agua

Viscosidad del petrdleo: Es el factor mas importante para
determinar el comportamiento de la inyeccion, la recuperacion de
petroéleo liviano serd mayor que para un petréleo pesado.

Permeabilidad: No sera posible inyectar agua a altas tasas si es
muy baja. La existencia de capas con alta permeabilidad y que
son continuas entre el pozo inyector y el productor causaran una
temprana invasion.
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La inyeccion de agua requiere de pozos inyectores que estén ubicados en el
campo dependiendo del tipo de inyeccion que se desee implementar, ésta puede
ser de dos formas, periférica o en arreglos.

2.2.2.1 Inyeccion periférica de agua. La caracteristica principal es que se inyecta
agua en el acuifero cerca del contacto agua-aceite pero fuera de la zona de
petréleo. En el Cuadro 3 se muestra las ventajas y desventajas de este tipo de
inyeccién. Asi mismo en la Figura 12 muestra la forma en que se realiza la
inyeccion periférica de agua.

Cuadro 3. Ventajas y desventajas de la inyeccion de agua periférica.

Inyeccion periférica

Ventajas

Desventajas

Al usar pocos pozos inyectores esto
disminuye la inversion en areas donde
se tienen pozos perforados de forma
irregular, ademas de tener una alta
recuperacion de crudo con poca
inyeccion y produccion de agua, esto

disminuye los costos de las
instalaciones de produccion de
superficie para la respectiva
separacion.

En este método el proceso de invasién y
desplazamiento es lento, de esta forma la
recuperacion de crudo es a largo plazo,
ademas si entre la periferia y el centro del
yacimiento no hay buena comunicacién la
inyeccion no sera productiva, también puede
qgue el agua inyectada en la periferia no llegue
al tope con la misma presién que se inyecta
por eso en zonas de baja presion se
complementa usando inyeccion por arreglos.

Fuente: LA COMUNIDAD PETROLERA. Inyeccion de agua. [En linea] Disponible en internet
http://industria-petrolera.lacomunidadpetrolera.com/2009/01/inyeccin-de-agua.html| [Citado el 11

de Agosto de 2016].

Figura 12. Inyeccién periférica de agua.
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Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena.

Inyeccion de agua y gas en

yacimientos petroliferos. 1984. p. 13.
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2.2.2.2 Inyeccion de agua en arreglos. En este tipo de inyeccidn el agua es
inyectada en la zona de crudo, invadiendo y desplazando al petréleo hacia los
pozos productores. Para que la produccidén sea uniforme los pozos inyectores se
distribuyen entre los pozos productores formando arreglos geométricos (Figura
13), dichos arreglos son determinados teniendo en cuenta la estructura y los
limites del yacimiento, la permeabilidad, la porosidad y la continuidad de las
arenas a lo largodel campo. Las ventajas y desventajas se presentan en el Cuadro
4,

Cuadro 4. Ventajas y desventajas de la inyeccién de agua en arreglos.

Inyeccién en arreglos

Ventajas

Desventajas

Al estar cerca el pozo inyector del
productor hay una invasion del agua
de manera rapida, es decir que el
barrido es més eficiente. También se
puede llevar control del frente de

Al tener que perforar mas pozos se
genera un mayor costo comparado con
la inyeccion periférica, hay que tener
control del proceso porque es un
método riesgoso.*’

invasion y por ultimo se disminuye el
efecto negativo de las
heterogeneidades sobre el recobro.

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccion de agua y gas en yacimientos petroliferos.
1984. p. 15.

Figura 13. Arreglo de 5 pozos.
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Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccion de agua y gas en
yacimientos petroliferos. 1984. p. 14.

¥ PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccion de agua y gas en yacimientos petroliferos. 1984.
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2.3 RECUPERACION TERCIARIA

El método de recuperacion terciaria se usa para aumentar el factor de recobro en
yacimientos que ya han sido explotados con recuperacion primaria y secundaria.
Se inyectan sustancias que no son naturales del yacimiento, como polimeros o
nitrégeno. Para este proceso se buscan condiciones que favorezcan el flujo de los
fluidos en el yacimiento, por eso en ocasiones se adiciona calor o aditivos
quimicos entre el fluido inyectado y el crudo para que se facilite la movilizacién a
través del yacimiento.®

La recuperacion terciaria tiene cuatro (4) técnicas diferentes que son: método
térmico, inyeccion de gases, inyeccion de quimicos y otros (microorganismos y
emulsiones).

2.3.1 Métodos térmicos. Los métodos térmicos consisten esencialmente en la
transferencia de energia en forma de calor de la superficie hacia el yacimiento. La
temperatura del crudo se aumenta radicalmente por lo que se dilatan los fluidos y
se expanden; se vaporiza la forma liquida y se reducen las viscosidades
contribuyendo a la movilidad del crudo. En forma general estos métodos consisten
en la inyeccién ya sea de vapor o agua caliente y la inyeccion de aire, ambos
siguiendo diferentes esquemas.*®

2.3.2 Inyeccion de gases. Este método busca aprovechar los principios de
transferencia de masa para incrementar el niamero capilar, en otras palabras
buscan que la tension interfacial entre el fluido inyectado y el crudo se reduzcan.

2.3.3 Métodos quimicos. Algunas sustancias quimicas especiales son
inyectados con el propdsito de minimizar la tension superficial (capilaridad) y
disminuir la relacion de movilidad con el fin de mejorar el control sobre la misma
(minimizar canalizacion); los métodos de recuperacion de esta categoria incluyen
la inyeccion de surfactantes, polimeros y alcalis o una mezcla de los tres lo que se
conoce como inyeccion de mezcla de alcalis-surfactante-polimero lo que se
conoce como (ASP).

¥ SEN. R, Biotechnology in petroleum recovery: The microbial EOR, Prog. Energy Combust. Sci., vol. 34, no.
6, p. 714-724. 2008.
% ZHAO, D.W., Thermal recovery strategies for thin heavy oil reservoirs. Fuel. vol. 117.p 431-441. 2014.
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2.3.4 Método microbiolégico. La recuperacion de petroleo microbiolégica
mejorada (MEOR) se basa en la inyeccion de microorganismo seleccionados con
el proposito de mejorar la recuperacion de petréleo en los yacimientos para luego
ser estimulados, y el producto de su metabolismo "in situ” ser transportado con el
fin de obtener una reduccion del petréleo residual dejado en el yacimiento. Estos
microorganismos podrian desempefarse como vehiculo transportador de petréleo
residual o agentes tapon para aislar selectivamente del yacimiento zonas no
deseadas™.

2.4 GENERALIDADES DE LOS POLIMEROS

Los polimeros se definen como unas macromoléculas compuestas por una o
varias unidades quimicas, pueden ser de origen quimico u organico, y se emplean
en el recuperacion terciaria para mejorar las caracteristicas del agua de inyeccion.
En estos procesos de estimulacion no solo se debe escoger el tipo también es
fundamental determinar la concentracion adecuada.

La seleccién del polimero y la concentracién del mismo son cruciales en el disefio
del proceso, pues aunque el principio de este método es bastante simple, se
requiere de un conocimiento profundo de las caracteristicas geologicas del
yacimiento (permeabilidad, porosidad, temperatura, etc.), y de los fluidos
presentes en el. Algunos polimeros comunes son las poliacrilamidas parcialmente
hidrolizadas, co-polimeros de acrilamidas y goma xantica (biopolimero).**

2.4.1 Clasificacion de los polimeros. Los polimeros se clasifican de acuerdo a
su origen, pueden ser naturales o sintéticos. En la industria se han aplicado los
dos tipos, sin embargo, los polimeros sintéticos han mostrado mejores resultados
y por lo tanto han tenido mayor aplicacion.

2.4.1.1 Poliacrilamidas. Las poliacrilamidas son polimeros sintéticos que poseen
una unidad monomeérica llamada acrilamidas y son los mas empleados en la
industria petrolera; debido que aumenta la viscosidad del agua y alteran la
permeabilidad de la roca yacimiento en las zonas invadidas, lo cual baja la
movilidad efectiva del agua inyectada, produciendo asi, una reduccién en la razon
de movilidad y en consecuencia el mejoramiento de la eficiencia del barrido.
Obteniendo asi como resultado final un incremento en el recobro.

El rendimiento de estos polimeros depende del peso molecular y del grado de
hidrolisis de los mismos. Cuando lo polimeros van a ser utilizados para inyectarlos
en pozos que estan produciendo por inyeccion de agua son sometidos a hidrolisis

%% SUN. S, Construction and evaluation of an exopolysaccharide-producing engineered bacterial strain by
protoplast fusion for microbial enhanced oil recovery. Bioresour. Technol. p 44. 2013.
“I BILLMEYER. Fred, Ciencia de los polimeros, p. 259, 2004
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parcial, donde una parte de la acrilamida se convierte en acido acrilico; la hidrolisis
tiende a aumentar la viscosidad del agua dulce, pero reduce la viscosidad de las
aguas duras. Cuando la hidrolisis es demasiado baja el polimero no se alcanza a
disolver en el agua, en caso contrario (hidrolisis muy alta) el polimero perdera sus
propiedades originales.

Este tipo de polimeros se caracterizan por ser altamente sensibles a la salinidad y
a la dureza del agua, también tienen a ser degradados por cizallamiento causado
por altas tasas de inyeccion, lo cual genera que las poliacrilamidas no se puedan
aplicar en todos los tipos de yacimiento. Sin embargo tiene ventajas por ser
econdémico, relativamente resistente a los atagues bacterianos, a la degradacion
térmica, a exposiciones por largos periodos de tiempo dentro del yacimiento y es
estable a pH basicos en comparacion con los polimeros naturales, cualidades que
son fundamentales en el fluido de inyeccion al momento de ser aplicado como
método de recuperaciéon®?.

2.4.1.2 Biopolimeros. Son polimeros naturales que se originan a partir de
sistemas biologicos, siendo el polisacarido el mas comun de este tipo, éste se
forma a partir de la polimerizacion de moléculas de sacarido por fermentacion
bacteriana. En la industria petrolera es utilizado el polisacarido denominado como
Gomas Xanticas, usualmente tienen un peso menor al de las poliacrilamidas y
poseen excelentes habilidades viscosificantes en aguas con salinidades altas,
debido a la rigidez de sus moléculas, no obstante tienen menor capacidad
viscosificante que las poliacrilamidas en aguas dulces.

Barreneche y Diazgranados*® hablan de los biopolimeros como polimeros que se
caracterizan por tener buena capacidad viscosificante en presencia de agua con
salinidad elevada, también son bastante resistentes a la degradacién cuando
estan en presencia de esfuerzos mecanicos; razén por la cual son mas faciles de
manejar en las bombas de inyeccion del campo. Algunos pueden llegar a
propagarse con mayor facilidad dentro de la formacién y requerir menos cantidad
de polimero en la inyeccion, sin embargo son propensos a ser atacados en las
regiones del yacimiento de baja temperatura por bacterias debido a su
composicién. Esto quiere decir que la estabilidad del polimero directamente
relacionada a la degradacion mecanica, a la temperatura y a la salinidad.

42 JIMENEZ, A. Analisis e interpretacion de yacimientos sometidos a inyeccién de quimicos (surfactantes,
polimeros y miscelares) mediante analogias. 2009. Universidad industrial de Santander, Bucaramanga,
Colombia.

43 BARRENECHE, C., DIAS, E. Evaluacion de la viabilidad técnica de la inyeccion de polimero en un capo x
de Ecopetrol S.A. 2014. Universidad de America. Bogota, Colombia

56



2.4.2 Inyeccion de polimeros. La inyeccion de polimeros se implementa con el
propoésito de recuperar una mayor cantidad de petroleo en el yacimiento respecto
al obtenido mediante los métodos primarios; el fluido inyectado (agua mas
soluciones poliméricas) incrementan la energia natural del yacimiento y modifica el
sistema roca/fluido (disminucién de la tension interfacial, modificacion de la
humectabilidad, etc.) para lograr el desplazamiento de petroleo hasta el pozo
productor.**

Paris de Ferrer®® dice que la invasién de polimeros es una modificacién de la
inyeccion de agua, que consiste en agregar al agua de inyeccion un tapon de
polimeros, de 200 a 1000 ppm de un alto peso molecular (2x10° hasta 5x10°
Dalton) antes de que esta sea inyectada al yacimiento, para obtener un fluido que
tiene la ventaja de ser muy viscoso aun cuando esté altamente diluido. Esta
propiedad permite que el fluido inyectado tenga un mejor desplazamiento y un
barrio mas completo del yacimiento en comparacion con la invasion de agua
convencional, debido a la disminucion de la permeabilidad efectiva del agua
producida por el aumento de la viscosidad.

La inyeccion de agua convencional puede ser mejorada mediante la adicion de
polimeros; estos ayudan a disminuir el radio de movilidad entre el fluido inyectado
y los fluidos en el yacimiento, ademas afecta el caudal relativo entre estos, por
ende hay un mejor contacto entre el polimero y el crudo que facilita el movimiento
de este Ultimo hacia los pozos productores.*®

La inyeccion de polimeros tiene grandes utilidades en yacimientos heterogéneos y
en donde hay crudos moderadamente viscosos. Los yacimientos de petréleo con
tasa de movilidad de inyeccion de agua desfavorable tienen potencial para
incrementar la recuperacion de petréleo mediante una mejor eficiencia de barrido
areal.

Jiménez, A. hace énfasis en la afectacion del polimero por la salinidad del agua y
como controlarlo “la solucion polimérica es frecuentemente precedida por una
solucion de baja salinidad denominada pre flujo con el fin de preparar la zona,
ajustando la salinidad y el pH de la formacion para evitar alteraciones en el
polimero”. Adicionalmente el proceso de inyeccion de polimero se disefia de forma
gue su concentracion polimérica se vaya reduciendo gradualmente, para que asi
mismo, se obtenga una disminucion en la viscosidad y el agua que se inyecte
posteriormente no genere turbulencia por las diferencias de viscosidad con el
polimero.

“ PARIS DE FERRER, M. Op., p. 301.
“Ibid. p. 313.
“ NATIONAL PETROLEUM CAOUNCIL. Enhanced Oil Recovery. United States of America. 1984. p. 12.
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En la Figura 14, se puede observar el proceso de inyeccion de polimeros desde un
pozo inyector ubicado a lado izquierdo de la figura, es inyectada la solucion
polimérica con el objetivo de arrastrar el crudo hasta el pozo productor ubicado a
la derecha, asi mismo se muestra que la final de la seccion del polimero se inyecta
una etapa de agua para darle energia al proceso y finalmente desplazar el crudo
sin necesidad de utilizar demasiados quimicos.

Figura 14. Inyeccion de polimeros.
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Fuente: NATIONAL PETROLEUM CAOUNCIL. Enhanced Oil Recovery. United
States of America. 1984. p. 13.

2.5 GENERALIDADES DE LOS SOLVENTES

Segln LAKE, Larry*’, el objetivo principal de la inyeccién de solventes como
hidrocarburos livianos, es reducir la saturacion irreducible de crudo, por efecto de
una reduccién en la viscosidad y en las fuerzas capilares del sistema de
hidrocarburos en el medio poroso. Esta reduccién en la viscosidad se busca a
través de un proceso miscible entre el solvente inyectado y el petréleo del
yacimiento.

*" LAKE, Larry. Enhanced oil recovery. 2010.
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El resultado de esta condicién es la disminucion de la tension interfacial entre el
crudo y el solvente, debilitando las fuerzas capilares que retienen el crudo dentro
del medio poroso, en consecuencia, facilitando su movilidad. El recobro y el
desplazamiento lograran los maximos valores en la zona donde se genera el
frente miscible.

El proceso miscible depende directamente de la composicion y relacién de
fracciones molares de la mezcla, como también de condiciones de presion y
temperatura del sistema. Se considera en términos generales, que es un proceso
isotérmico, ya que la temperatura del yacimiento es constante, por lo tanto las
variables a controlar son la composicion y fracciones molares de los fluidos y las
presiones del sistema.

A nivel microscopico, el pardmetro a determinar es la minima presion de
miscibilidad, que es la minima presion a la que el proceso de desplazamiento logra
la miscibilidad completa de mdultiple contacto, es decir, donde la mezcla de todos
los componentes se convierte en una Unica fase homogénea.

Una vez determinadas las condiciones de presion para las cuales se logra la
miscibilidad, se debe garantizar que durante el proceso de inyeccion del solvente,
se obtengan esas presiones de fondo del yacimiento, sin embargo, a pesar del
relativo bajo costo del solvente, la inyeccion continua no es viable, por lo tanto la
inyeccion se realiza por baches o ciclos, utilizando como fluido de desplazamiento
nitrégeno, aire, agua, vapor de agua, y/o gas seco mezclado con solvente.

2.5.1 Descripcion del proceso. En un desplazamiento inmiscible parte del crudo
se entrampa en la roca en forma de gotas aisladas; cuando se llega a ese punto,
la permeabilidad relativa al aceite es esencialmente cero, aunque se siga
inyectando agua es imposible mover este crudo debido a que este pasa alrededor
de estas gotas sin la capacidad de moverlas.

Esta limitacion puede superarse mediante la aplicacion de procesos de inyeccién
miscibles, en los cuales el fluido de desplazamiento es miscible con el crudo en las
condiciones existentes en la interfase de los dos fluidos, es decir que se mezclan
en todas las proporciones.

Si el proceso es operado como recobro secundario el crudo es desplazado
eficientemente por el bache de solvente, dejando poco volumen de crudo residual;
por el contrario si este proceso es aplicado como recobro terciario con
saturaciones de crudo en condiciones después de la inyeccion de agua, el
solvente inyectado debe desplazar el suficiente volumen de la fase acuosa para
contactar el crudo residual y en consecuencia desplazarlo como una sola fase
mezclada con el solvente. La mezcla resultante de solvente y petr6leo da como
resultado un fluido con mayor viscosidad que la de ambos, lo que hace el
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desplazamiento con agua mas eficiente; la mezcla conlleva al desarrollo de un
banco de petrdleo seguido por una mezcla de petréleo-solvente (Figura 15).

Figura 15. Inyeccion de CO,,

Pozo de Produccion
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Fuente: LAKE, Larry. Enhanced Oil Recovery. 2010

2.5.2 Tipos de solventes. A continuacion se describen los solventes mas
usados en la industria para este método de inyeccion.

2.5.2.1 Di6éxido de carbono (CO;). Desde 1950 la industria del petrdleo ha ido
llevando a cabo investigaciones considerables tanto en laboratorio como en
campo acerca del uso del diéxido de carbono para aumentar la recuperacion del
petréleo. En los ultimos afios nuevas aplicaciones de campo se han descubierto y
muchas investigaciones de petréleo tienen proyectos relacionados con la
inyeccion de CO..

El proceso de inyeccién de dioxido de carbono tiene basicamente dos variaciones:
el proceso miscible y el inmiscible. La inyeccién de CO, miscible (Figura 15) es
mas usada en crudos de gravedades livianas y pesadas, mientras la inmiscible es
un proceso que se aplica a los crudos pesados. La inyeccién de diéxido de
carbono puede ser aplicada como método de recuperacién secundaria o terciaria y
puede ser llevaba a cabo de las maneras como se muestra en el Cuadro 5.
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Cuadro 5. Tipos de inyeccion de COx.

Este es un proceso miscible en el cual el
diéxido de carbono es inyectado hasta el
final de la recuperacion.

Inyeccion continua de dioxido de
carbono

Este proceso comienza con la inyeccién

de diéxido de carbono hasta un volumen

Di6xido de carbono seguido por gas predeterminado y luego se inyecta un gas

menos costoso que el didxido de
carbono.

Luego de inyectar el volumen deseado de
diéxido de carbono, se inyecta agua la
cual es usada para desplazar el diéxido

de carbono a través del yacimiento.

Dioxido de carbono seguido por agua

Este proceso incluye la inyeccién de otros
solventes como: liquidos del gas, acido
Combinacion de inyeccion de diéxido de | sulfhidrico, diéxido de azufre y otros, para

carbono y un solvente disminuir la presion de miscibilidad
minima entre el diéxido de carbono y el
petréleo del yacimiento.

Fuente: CAUDLE, Ben H y otros. Improved Oil Recovery. 1983. p. 114.

2.5.2.2 Nitrogeno (N2). La inyeccién de Nitrégeno puede ser usada como un
sustituto del diéxido de carbono (CO;) en yacimientos profundos de petréleo con
una alta gravedad API. El nitrdgeno forma una capa miscible la cual ayuda a
liberar el aceite de la roca del yacimiento (figura 16).

La inyeccién de nitrégeno es viable como método de recobro mejorado si en el
yacimiento existen las siguientes condiciones:

¢ El yacimiento debe ser rico en componentes del etano hasta el hexano o en
hidrocarburos livianos, los cuales se caracterizan por tener una gravedad API
mas arriba de los 35 grados.

¢ El petréleo debe tener un alto factor de formacién. La capacidad de absorber el
gas afadido bajo las condiciones del yacimiento.

¢ El petréleo debe ser bajo en metano (C,).

¢ El yacimiento debe tener al menos 5000 pies de profundidad para lograr soportar
la alta presion de inyeccion (mas de 5000 PSI) la cual es necesaria para que el
aceite sea miscible con el nitrégeno sin llegar a fracturar la formacion productora.
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Figura 16. Inyeccion de N,
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2.6 INYECCION SOLVENTE - POLIMERO

El proceso de inyeccidén propuesto en este trabajo consiste en inyectar
inicialmente a la formacion un fluido (solvente) que sea miscible con el fluido de la
formacion (petroleo) y que este fluido miscible se mezcle y asi hacer que la
viscosidad de la mezcla (petréleo + solvente) disminuya y se inyecte otro fluido de
mayor viscosidad (polimero + agua) que por su alta viscosidad permite que se
desplace la mezcla petroleo + solvente de una manera mas eficiente por los
canales de poro. Adicionalmente y debido a que se reduce la tension interfacial
entre la mezcla petréleo-solvente y el agua, permite que este proceso ayude a
producir el petréleo que el solvente no puede desplazar por causa de la
interdigitacion viscosa. Este es un mecanismo de recobro mejorado ya que se
inyectan fluidos en el yacimiento que modifiquen las condiciones o caracteristicas
de los fluidos a condiciones de yacimiento. (Figura 17)
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Figura 17. Inyeccion Solvente-Polimero.
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3. GENERALIDADES DE LA SIMULACION DE YACIMIENTOS

La simulacibn numérica consiste en inferir el comportamiento real de un
yacimiento a través de la construccién y operacion de un modelo fisico, conceptual
0 numérico, con el fin de realizar predicciones futuras al yacimiento bajo diferentes
esquemas de produccion. Generalmente consiste en tres grandes etapas las
cuales representan la descripcion del yacimiento o inicializacion del modelo, el
cotejo histérico y la prediccion del comportamiento futuro del yacimiento. Esta
técnica se basa en describir adecuadamente los procesos de flujo y
comportamiento de fases que tienen lugar en el yacimiento®.

La técnica de simulacion de yacimientos desempefia un importante papel en la
industria petrolera ya que a través de ella se realizan procesos de gerencia de
yacimientos con la finalidad de administrar, monitorear y evaluar el desempefio del
yacimiento, de acuerdo a los diferentes esquemas de produccion planteados.
Igualmente a través de esta técnica se pueden establecer mecanismos de
produccion y de aqui su cuantificacion con lo cual se estima el factor de recobro
aplicable al yacimiento®.

3.1 PASOS EN LA SIMULACION DE YACIMIENTOS (Cuadro 6)

Cuadro 6. Pasos en la simulacion de yacimientos.

Obtencién de informacion.

Control de calidad de la informacion.

Construccion de la rejilla o grid.

Poblamiento de la rejilla, la cual es generalmente por medio de geo estadistica.
Definicion del modelo de fluido (Black Oil, gas, composicional).

Tipos y propiedades de interaccién roca-fluido.

Definicion del equilibrio vertical (Contactos, fuentes de energia externa).

Inicializacién del modelo. (Calcular las presiones y saturaciones iniciales, OOIP y
OGIP).

9 | Informacién de pozos (Ubicacién trayectoria, cafioneos, produccion y presiones).
Ajuste historico. Es un problema inverso para tratar de comprobar que las suposiciones
10 | hechas durante la construccion del modelo son validos por medio de datos histéricos
de produccién y presion.

11 | Predicciones. Un modelo de simulacion de yacimientos capaz de representar el
pasado, debe servir para predecir el futuro.

ONOOARIWN|F

8 L EON-PABON. Variables que influyen en un proceso de inyeccion ciclica de diluyente en formacion para el
incremento de la productividad de pozos de crudo extrapesado. Revistas UIS. Vol 12. 2013

4 COLINA MARKANO, Franklin. Barcelona. Universidad de Oriente. 2009. Evaluacién del proceso de
inyeccion alterna de vapor con solventes en pozos horizontales en el yacimiento jobo 01, campo jobo 02, a
través de la simulacién numérica.
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3.2 TIPOS DE MODELOS DE SIMULACION DE YACIMIENTOS

Un modelo de simulacion de yacimientos es la representacion fisica de un
yacimiento de hidrocarburos mediante una simplificacion de los datos disponibles
del yacimiento. Por lo tanto existen varios tipos de modelos de acuerdo a: las
dimensiones del modelo, el tipo de fluido, el lugar geométrico, la geometria del
grid, los canales de alta transmisibilidad y los datos disponibles.

3.2.1 Segun las dimensiones del modelo.

3.2.1.1 Modelo unidimensional (1D). Es un modelo poco usado en procesos que
poseen desplazamiento de un fluido con otro ya que no pueden representar los
efectos gravitacionales perpendiculares a la direccion de flujo. Sin embargo es una
herramienta usada para evaluar la respuesta del yacimiento a variacion en sus
paradmetros. (Figura 18)

Figura 18. Modelo unidimensional (1D)

3.2.1.2 Modelo areal (2D). Este modelo es el mas usado en simulacion de
yacimientos, debido a que se utiliza para estudiar todos los posibles factores
involucrados en la explotacion de un yacimiento. Aunque el modelo cartesiano (X,
Y) es el mas comun, el modelo radial (r,©) y curvilineal suele ser el que mejor
representa la simulacion del pozo, por lo cual es mas aconsejable en algunos
casos. (Figura 19)
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Figura 19. Modelo areal (2D)

3.2.1.3 Modelo Tridimensional (3D). Este modelo es usado cuando el
yacimiento es complejo y no puede simplificarse a modelos 1D ni 2D, por ejemplo
en casos que haya barreras al flujo como fallas o zonas impermeables como
shales, o si tiene una dindmica de flujo compleja (yacimientos depletados, flujo
multifasico, flujo vertical o aleatorio, etc). También se usa cuando hay varias zonas
productoras o yacimientos independientes en un mismo campo y necesitan
considerarse las posibles influencias entre si. (Figura 20)

Figura 20. Modelo tridimensional (3D).

AN

3.2.2 Segun el tipo de fluido.
e Gas seco/Humedo.

¢ Black Oil.

e Composicional.
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3.2.3 Segun el lugar geométrico donde se aplique.

e Modelo de campo completo (Full Field Model). Representacion de todo el
yacimiento.

e Modelo sectorial (Sector Model). Representacion de una porcion o parte del
yacimiento.

e Modelo de pozo (Well Model). Representacion local del pozo.

3.2.4 Segun la geometria del grid.

El tipo de geometria blogue centrado (block centered) siempre es ortogonal
(Figura 21), solo es utilizada en modelos mecanisticos, cada celda esta
especificada por:

e Coordenadas X, Y, Z de su centro.

¢ dX, dy, dZ (Dimensiones de la celda en cada direccién) 6 datos por celda.

Figura 21. Geometria bloque centrado (Block centered)
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En la geometria de puntos de esquinas (Corner point) se especifica las tres
coordenadas de cada vértice en cada celda. Los modelos geométricos corner
point son muy Utiles para representar la geometria real de un sistema (Full field
model, modelo sectorial). Pueden ser ortogonales (Figura 22) o irregulares (Figura
23).
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Figura 22. Geometria puntos de esquinas ortogonal (Corner point)
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Figura 23. Geometria puntos de esquinas irregular.

La geometria radial es muy usada en los modelos de pozo, se especifican
coordenadas de r(Radio), ©(Angulo), Z. (Figura 24)
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Figura 24. Geometria radial.

La geometria no estructurada debido a su forma irregular logra acoplarse mas
facilmente a las curvaturas del sistema a representar, también es llamado malla
tipo Voronoi.

3.2.5 Segun el trato de fracturas y/o fallas (canales de alta transmisibilidad).

3.2.5.1 Convencionales (single porosity). Representacion de las fracturas no se
da o no se representan, solo a través de celdas.

3.2.5.2 Doble porosidad. Se usa un grid para la matriz y otro para las fracturas,
en donde no hay flujo en del grid de la matriz, solo hay flujo en las fracturas
(Figura 25).

Figura 25. Grid doble porosidad
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3.2.5.3 Doble permeabilidad. Se usa un grid para la matriz y otro para las
fracturas, en donde hay flujo tanto en la matriz como en las fracturas (
3.2.5.4 Figura 26).

Figura 26. Grid doble permeabilidad.
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3.2.6 Segun los datos disponibles.

3.2.6.1 Convencionales. Es un modelo el cual cuenta con datos historicos de
produccion y presiones.

3.2.6.2 Modelos conceptuales. Estos modelos son un pre disefio de lo que
puede pasar, debido a que no hay disponibles datos histéricos para realizar el
ajuste. Se usa como un primer analisis ya que este modelo puede representar la
fisica del yacimiento.

3.2.6.3 Modelos mecanisticos. En este tipo de modelo no tiene importancia el
tamafio del yacimiento, su principal interés radica en observar la fisica entre
pozos. Se usa para la evaluacién de métodos de recobro inicialmente.

3.3 USOS DE LA SIMULACION DE YACIMIENTOS

¢ Definir el plan de explotacion 6ptimo de un yacimiento

e Calcular reservas adicionales por nuevos pozos.

e Calcular volumenes a recuperar por cambio en las estrategias de produccion
(pozos verticales, pozos horizontales, fracturamiento, acidificacion, cambios en el
completamiento).

¢ Evaluacién de produccion secundaria y recobro mejorado (cual es el mejor
meétodo de recobro mejorado a implementar).
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3.4 PROBLEMAS EN LA SIMULACION DE YACIMIENTOS

¢ Realizar un modelo muy simplificado.

¢ Realizar un modelo muy complejo.

e Sobreprediccién por homogeneidad. (El modelo es muy homogéneo con
respecto a la realidad).

e Mala informacién de entrada.

e Insuficiente informacion para construir el modelo o para ajustarlo.

3.5 REPRESENTACION NUMERICA DEL FLUJO EN MEDIOS POROSOS

3.5.1 Ecuacion de difusividad para flujo lineal (Figura 27).

Figura 27. Representacion flujo lineal

Q2

—/-/,
|

Q1
//""”J M

Balance de masa para el elemento establece que

Min — Moye = BMgeym
Min _ Moyt _ Am'olcum

t t At

En la Ecuacion anterior se reemplaza el término m = p * I/, se obtiene:

pVi _ pVout — A.DVacum
t t At

Se establece que Q =V /t , reemplazando en el término anterior, se obtiene:

Ap
PQin — PQout = EAde
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dp
POlx — PQlx+ax = _A(Ddx

d
pQls - <Q|x (pr) X>——pA¢d

0

Ecuacion 1. Ecuacioén de la continuidad

a(pQ) dp
o %%

Reemplazando la Ecuacion de Darcy(1856) en la Ecuacion 1, se obtiene:

0 kA dp ap
a(ﬂ(u at)> A0%¢
pkA 0%p

u oox? ®_

02 °p _ Q),uap
ax2  kp ot

Para continuar es necesario solucionar la siguiente ecuacion en los términos
pertinentes:

_lov
V op
m
. 0?G)
m dp
c=-Lm(-L)2
- om p2/ dp
_1op
p Op
Cpdp = dp
dp OJdp
Cp—=——
Pat = ot
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Reemplazando el término anterior simplificado, se obtiene:

Ecuacion 2. Ecuacion de difusividad para flujo lineal

0°p _ QuCap
Ax2 kAt

62

— = 0, Flujo estable

dx?

d%p :

— = ('te Flujo seudoestable

dx?

62

a_xz = f(x) Flujo transiente

3.5.2 Solucion de la ecuacién de difusividad para flujo linear por metodo
explicito.

Figura 28. Flujo linear por metodo explicito
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Figura 29. Super-indice y sub-indice a usar

P t|:l'> Tiempo actual
]

l I::> Distancia, lugar geometrico.

La aproximacién por series de Taylor calcula la funcidon con incremento teniendo
en cuenta derivadas.

73



Ecuacion 3. Aproximacién Series de Taylor

2 3

h h
FOet 1) = FOO) + /() 44 F7G) + o 74

Para la segunda derivada de presién de la ecuacion de difusividad:

2 3
P(x + Ax,t) =P(x,t)+A1—TP’(x,t)+( T )P”( ,t)+( T )P”’( Jt) + -
_ _ 2 _ 3
P(x—Ax,6) = P(x, 1) + ﬁx) P'(x, 1) +$P”(x, £) + (g—f)P"'(x, £) 4

Agregando las dos expresiones de arriba tenemos:

P(x + Ax,t) — 2P(x,t) + P(x + Ax, t) (Ax?)

Pl ) = (Ax)? 12

Pllll(x' t) + e

El cual puede ser expresado como:

0°P, Pl —2P{+Pf,

(axz i — (X)Z + O(sz)
a P crat _ Plt-:-lAt ZPL't+At _I_Pit:lAt 00 ,
G = +0(ax?)

Para la primera derivada de tiempo de la ecuacion de difusividad:

At (At)? (ar)®
Pt +40) = P(x,) + 7 P'( ) + ——P7(x, ) + —;

P(x,t + At) — P(x PO

P (x,t) + -

P'(x,t) = At > P"(x,t) + -
PR o
=" o
Pt+At P't
t+At L
O(At
(at) A TOo@Y
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Ecuacion 4. Ecuacion de difusividad de flujo linear en términos
explicitos.

i=1....N

Piyn —2P[ + P, (QMC) P{*4 — P
Ax? k At

Soluciones numéricas a la ecuacion de difusividad para flujo linear:
Condiciones de limite de presion:

P(x=L,t >0) = Pg Pi32 = Pr

Para el lado izquierdo del sistema lineal:
d?P_, Pf—3Pf+2P;

GHi= + 0(Ax)
0x? %(Ax)2

Para el lado derecho:

(azp)t _ 2Pg — 3PS + 2P§_4
0x? N 3 2
7z (&%)

+ 0(Ax)

Condicién de limite de flujo para un pozo al lado izquierdo del sistema:

kA 0P
QL - 1 (ax)X=0

Lo que lleva a derivar la expresion:

0P, P{—Pf m
t __ "2 1
Gx1 = (Ax)? Q0 nak

+ 0(Ax)

De igual manera para la parte derecha de la ecuacién:

7P Py-Phy
Gy = @02 Rkt 0(ax)

Condicién inicial:
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P =p,i=1,..,N
Formulacién explicita (Para condicion de limite de presion):

Ecuacion 5. Formula explicita 1

4/ At
Pt+At P _(_
113\ a2

) ( (Z),I;c) (P} —3Pf +2P)

Ecuacion 6. Formula explicita 2

At k
P = Pt+( )(@#)(Pltﬂ 2Pf + PL,), i=2..,N-1

Ecuacion 7. Formula explicita 3

At
Ax?

Pt+At — PN + 4(

)(q) C) (2P —3P5 + 2Py_,)

Para que la ecuacion explicita sea estable, debe cumplir un criterio de estabilidad,
el cual esta dado por la ecuacién 8 donde el At esta condicionado por la parte
derecha de la desigualdad.

Ecuacion 8. Criterio de estabilidad Formula explicita.

At < — ( )A2

Formulacion implicita (Para condicion de limite de presion):

Ecuacion 9. Formula implicita 1

P2t+At _ 3P1t+At + ZPL (Q)‘UC) Pit+At _ Pit

3, 5 k At
ZAX

Ecuacion 10. Formula implicita 2

=1

, (=2,.,N-1)

Plt:]_At 2Pit+At + Pit_-l-lAt _ <®‘UC) Pl't+At _ Pit
Ax? k At
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Ecuacion 11. Formula implicita 3

2P}$+At _ 3P11\51+At + P]f\f]-l;Alt _ (@HC) Pit+At _ Pit (l _ N)
SA 2 k At ’
P X

La formulacion implicita siempre es estable, se cumple que:

At < o

3.5.3 Ecuacion de difusividad en tres dimensiones. Para desarrollar la
ecuacion de difusividad es necesario tener en cuenta las siguientes premisas al
inicio:

e Sistema ortogonal cartesiano 3D

¢ Tres fases moviles presentes (gas, petrdleo, agua)

¢ Modelo de fluido tipo black oll

» Reservorio homogéneo y anisotrépico(d = cte, ky # ky # k, #0)
e Proceso isotérmico ( T= cte)

¢ Reservorio a condiciones de presion y temperatura

¢ Yacimiento sin buzamiento (a =0)

e Cuerpo rigido (A f(t), Ay# f(t), A# (1))

¢ Propiedades petrofisicas estaticas constantes en el tiempo

¢ Flujo ascendente

Demostracion de la ecuacion de difusividad

Figura 30. Representacion flujo en tres dimensiones (3D)
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Descomposicién vectorial del balance de materia en direccion X:

Figura 31. Descomposicion vectorial balance de materia en direccién X

Vox+Ax
T":IGU(.' - "
_..
m
o Mo+ Ax
Ax
[ » t 4 At
X X + Ax
El balance de materia establece que: Mox@t — Mox+Ax@t+At
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Descomposicion vectorial del balance de materia en direccion Y:

Figura 32. Descomposicion vectorial balance de materia en direccién Y

va;}r+ﬂy
Ua},. - ——
my
4 Moy +ay
Ay
t >t + At
y y + Ay

El balance de materia establece que Moy@t — Moy+Ay@t+At

Descomposicion vectorial del balance de materia en direccion Z:

Figura 33. Descomposicion vectorial balance de materia en direccion Z

Voz+Az
voz e B
_..
T,
% Meoz+az
Az
t » £+ At
Z Z+ Az

El balance de materia establece que Mo@t — Moz+Az@t+At

Sumando los componentes vectoriales del balance de materia se tiene:

79



(mox@t - mox+Ax@t+At) + (moy@t - moy+Ay@t+At) + (moz@t - mOZ+AZ@t+At) =
(Amoex@At + A"loey@At + ATnoez@At)

Donde: A”’noe@Atx + ATnoe@Aty + ATnoe@Atz = ATnoe@At

Por tanto:
Ecuacion 12. Balance de materiales con los componentes vectoriales

(mox@t - mox+Ax@t+At) + (moy@t - moy+Ay@t+At) + (moz@t - moz+Az@t+At) =
A"loe@At

Sacando factor comun (-1) en los dos términos de la Ecuacion 12, se tiene que:

_(mox+Ax@t+At - mox@t) - (moy+Ay@t+At - moy@t) - (moz+Az@t+Atmoz@t) =
_(moe@t+At - moe@t)

Ecuacion 13. Factor comun balance de materiales con los
componentes vectoriales

(Moxsax@t+ac — Moxer) + (moy+Ay@t+At - moy@t) + (Mozraz@c+acMoz@r) =
(moe@t+At - moe@t)

Es necesario realizar los calculos volumétricos basicos en el elemento diferencia
COmo se muestran a continuacion:

Volumen de roca del elemento. V = Ax.Ay. Az

Volumen poroso del elemento. V,, = @V, = @.Ax.Ay. Az

Volumen de petréleo almacenado en el elemento en el instante de tiempo t.
Voe = So.Vp = 8,.0.Ax. Ay. Az

Masa de petroleo almacenado en el momento en el instante de tiempo t.

Ecuacion 14. Masa de petroleo en el elemento

| My, = po- Vi = po-So- 8. Ax. Ay. A7)

Dividiendo los dos términos de la Ecuacion 13 en Ax.Ay.Az. At se tiene:

1
Ax.Ay.Az.At [(mox+Ax@t+At - mox@t) + (moy+Ay@t+At - moy@t)
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1
+ (Moz+az@t+actMozat)] = m(moe@HAt — Moe@t)

Ecuacion 15. Divisién del Balance de materiales con los componentes

vectoriales
(Mox+ax@t+ac — Mox@t) (moy+Ay@t+At - moy@t) (Myz4naz@t+atMoz@t)
AxAyAz. At Ax.Ay.Az. At Ax.Ay.Az. At
_ (moe@t+At - moe@t)
Ax.Ay.Az. At
Aplicando limites a Ax.Ay.Az. At a los dos términos de la Ecuacion 15. Se obtiene.
lim (Moxsax@t+ar — Moxet) + lim (moy+Ay@t+At - moy@t)
Ax—0 Ax.Ay.Az. At Ax—0 Ax.Ay.Az. At
Ay—0 Ay—0
Az—0 Az—0
At—-0 At-0
+ 1l (moz+Az@t+Atmoz@t) = lim (moe@t+At B moe@t)
Ax—0 Ax.Ay.Az. At Ax=0  Ax.Ay.Az. At
Ay—0 Ay—0
Az—-0 Az—0
At—0 At—0

Aplicando la definicion de momentum de masa como limite se obtiene.

. (mox+Ax - mox) . (moy+Ay - moy) . (moz+Az - moz)
lim + lim
Ax-0  Ax.Ay.Az Ax-0  Ax.Ay.Az Ax-0  Ax.Ay.Az
Ay—0 Ay—0 Ay—0
Az—0 Az—0 Az—0
— lim [lim (Motrar — mot)] 1

Ax—0 “At-0 At Ax.Ay.Az

Ay—0

Az—0

Aplicando las propiedades de los limites se obtiene.

[ lim (Moxtax — mox)] 1 [ lim (moy+Ay B mOJ’)] 1
Ax—>0 Ax Ay.Az  “Ay-0 Ay Ax.Az
+ [lim (moz+Az B moz)] 1 _ [ im (m0t+At B mot)] 1
Az—0 Az Ax. Ay At—0 At Ax.Ay.Az

Aplicando el concepto de derivada parcial como limite para x,y,z,t se obtiene.
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Ecuacion 16. Derivada parcial de balance de materiales con los
componentes vectoriales

] g ]
0x (mox) + @ (moy) + 0z (moz) _ 1 d

Ay.Az Ax.Az Ax.Ay  Ax.Ay.Azot (Mot)

Sustituyendo la Ecuacion 14 en la Ecuacién 16 se obtiene.

Ecuacién 17. Derivada parcial de balance de materiales como limite

0 9 (m,,) 2

Ox (Myy) dy VoY 9z (myy) 1 d
= —(po-So-0.Ax. Ay. AZ)

Ay.Az Ax.Az Ax. Ay Ax.Ay.Az 0t

Aplicando el concepto de la ley de Darcy (1856) en forma vectorial generalizada.

—

—ks 0
w OL

Aplicacion de la ley generalizada de Darcy (1856) para las direcciones x,y,z.

—kox 09y

Direccion X. V,, = o ox

donde ®, =P, + p,.g.h

Debidoaque a =0; h, =0; &, =P,

Ecuacién 18. Ley de Darcy en direccion X
_ —kox 0P,

ox — U, ax

_koy 6<I>o

Direccién Y. V,
Ho y

y = donde ®, =P, + p,.g.h
Debido a que a = 0; h, = 0; &, = F,

Ecuacién 19. Ley de Darcy en direccion Y

—k,, 0P,
Voy — oy Y1o
to Oy
: ;2 7 —koz 09,
Direccion Z. V,, = . oz donde &, =P, + p,.g.h
(o

Por tanto como el flujo va en sentido opuesto a la gravedad el signo + seria = -, es
decir: flujo ascendente = -, flujo descendente = +.
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Ecuacion 20. Ley de Darcy en direccion Z

- —ko, 0(Py, — po.-Az. g)
O, =F, —po-82.9 = Vo, = ‘u:z . a;

Descomposicion vectorial de las direcciones de flujo, direccion X.

Figura 34. Descomposicion vectorial direcciones de flujo, direccion X

7
L ox

My

Ax

X X + Ax

Ecuacion 21. Flujo masico direccion X

Ay =4y, =Ay. Az
Mox = Po-Yox-A1x = Po-Vox-BY-Az

Descomposicion vectorial de las direcciones de flujo, direccion Y.

Figura 35. Descomposicion vectorial direcciones de flujo, direccion Y

Ay

L

y v + ﬂ}’

Ecuacion 22. Flujo masico direccion Y

Ay = Ay, = Mx. Az
Moy = Po-Voy- ALy = Po-Voy-Ax. Az

Descomposicion vectorial de las direcciones de flujo, direccion Z.
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Figura 36. Descomposicion vectorial direcciones de flujo, direccion Z

Az

L

z z+ Az
Ecuacion 23. Flujo masico direccion Z
A, = Ayy = Ax. Ay
Moz = Po-Voz- A1z = Po-Voz- AX. Ay

Sustituyendo la Ecuacién 21 , Ecuacion 22 y la Ecuacion 23 en la Ecuacion 17 se
obtiene:

0 0 0
= (Do Vox. By. AZ) L (Po-Voy.Ax.Az) N (Dy-V, . Ax. A)
Ay.Az Ax.Az Ax. Ay

1 9
= (0y.S,. 0. Ax. Ay. A
Ax. Ay, Az ot Po-So 8- Ax- Ay. A7)

Aplicando propiedades de la derivada y considerando cuerpo rigido y propiedades
petrofisicas estaticas, se obtiene:

0 0 9] d
a(po-vox) + @(po- Voy) + &(po-Voz) = a(po-so- ?)

Sustituyendo la Ecuaciéon 18, Ecuacién 19 y Ecuacién 20 para implementar la
Ecuacion generalizada de Darcy (1856) a la Ecuacion de balance de materiales,
se obtiene:

d/ —k, 0P\ @ ~koy P\ 0 [ —koy O(Py — po.Az. )
( 0 _) Po- - |t (po- )

Pomy ax) Tay\Po T, ay ) T2\ Ty, 0z

=0 0 S
- a(po- o)

Considerando las propiedades del fluido como isotrépicas y reagrupando términos,
se obtiene:
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Ecuacion 24. Ecuacién de difusividad para la fase petroleo en 3D

0 ( apo)+ d ( (’)PO)_l_ d ( a(Po—po.Az.g)> _ —0u, 0 B
9\ ax ) T gy \0¥ gy ) T g5\ oz 0z - ot Po-So)

Q

Demostracion de la Ecuacion de difusividad en 3D para la fase agua,
considerando que los fluidos son incompresible, la demostracion es de forma
analoga a la fase petroleo, por lo tanto se obtiene:

Ecuacion 25. Ecuacion de difusividad para la fase agua en 3D

0 ( apw) N 0 ( OPW) N 0 ( a(P, —pw.Az.g)> _ —Puy 0 S
0x \wx 5y ) T oy \wy 5y ) T g, e Bz B gt (Pw-Sw)

w

Demosttracion de la Ecuacion de difusividad en 3D para la fase gas libre,
considerando un fluido incompresible, la demostracion se obtendra por analogia a
las fases agua y petroleo, por lo tanto se obtiene:

Ecuacion 26. Ecuacién de difusividad para la fase gas libre en 3D

d dP, 0 dP, d APy — pg-Az.g) —Qug 0
& (kgx E) + @ <kgy W) + & <kgz Py = Do a (pg' Sg)

Para la demostracion de la Ecuacion de difusividad 3D para la fase gas en
solucion es necesario definir que:

_ Vgs(PT) _ Vgs(PT) _m _ Vo(PT)
S 7 y,e(P,T) Bgs = Vgs(sc) P=7 Bo = V,(s¢)

Debido a que el gas en solucion se encuentra dividido en el crudo, el fenomeno de
transporte del crudo controla el fenomeno de transporte del gas en solucion, por
tanto existe una constante de correlacion entre ellos que se muestra a

continuacion:
m
gs
m = .m
o= (5) o

Por tanto, considerando los conceptos previos, se obtiene:

My _ pgngs(P' T) _ pgs(ﬁgs%s(sc))
my, PoVo(P,T) Po(BoVo(sC))
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Ecuacion 27. Principios basicos para gas en solucion

mgs pgsﬁgs
mg, pan

Multiplicando la Ecuacién 24 en los dos términos de la Ecuacién 16 y aplicando la
propiedad distributiva, se obtiene:

Ecuacion 28. Ecuacién de difusividad para la fase gas en soluciéon en
3D

pgsﬁgsR d ( GP)+pgsﬁgsR i( @)
PoBo %0 PoBo Oy \"%Y 3y
n pgsﬁgsR _( o(F, — po-AZ-g)> _ pgslggs
PoBo oz 0z

Pu, 0
—(p,.S
PoBo ° Po ¢ (Po-50)

Demostracion de la ecuacion de difusividad en 3D para el gas total, se suman los
términos semejantes en de la Ecuacién 28 y la Ecuacion 26, se obtiene:

Ecuacion 29. Ecuacién de difusividad para gas total en 3D
9 OP,\ pgsBys . O aP,
[a("gxﬂ* 0oBo g (ko 32)
9 P\ posBos O apP,
+|—(k g)+ 808y (oy )
L?y< 0y ) poBo Ay\"? dy

0 a(P Pg- Az. g) pgs.Bgs 0 a(Po _po-AZ-g)
+[ (k 0z >+ pafo Rog (ko =55 )l

R __(po S )l

pgsﬁgs
O.Bo

=—(Z>l (g Sg) +

3.6 MODELOS DE SIMULACION

Un modelo de simulacion aplicado a la Ingenieria de Petroleos es la
representacion fisica de un yacimiento de hidrocarburos mediante una
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simplificacion de los datos de yacimiento disponibles. En este capitulo se explican
las generalidades de la simulacion numérica y del simulador usado en este
proyecto, continuando con la descripcién del modelo estatico y disefio del modelo
dindmico del area piloto seleccionada del Campo Chichimene. El modelo estatico
incluye: tipo y dimensiones de la malla, tipo de roca, porosidad, permeabilidad,
espesor de capa, fuente de energia externa e inicializacién del modelo. EI modelo
dindmico esta compuesto por interaccion roca-fluido, variacion de componentes
del fluido en el yacimiento con respecto a la profundidad (mediante datos de
pruebas PVT), descripcidon de los pozos (ubicacion y cafioneos), histérico de
presion, histérico de produccion y mecanismo de produccion.

En la Figura 37 se observa en un diagrama de flujo, los pasos que se tuvieron en
cuenta para el desarrollo del modelo de simulacion del area piloto.

Figura 37. Pasos desarrollo modelo de simulacion.

Definicion del

problema

Descripcion y disefio
del modelo

Cotejo histérico
Anadlisis de resultados

Fuente: Computer Modelling Group.



3.6.1 Generalidades del Simulador CMG. Mediante el uso del simulador
Computer Modelling Group (CMG) se puede disefiar un modelo de yacimiento de
forma eficiente, utilizando informacion geoldgica del yacimiento, propiedades
petrofisicas, ubicacién, trayectorias de perforacion de los pozos y otros datos
requeridos, la simulacidbn numeérica es una herramienta que permite predecir el
comportamiento real de un yacimiento a partir de un modelo matematico que lo
representa.

La simulacion numérica del area piloto seleccionada del Campo Chichimene se
llevara a cabo mediante el software GEM de Computer Modelling Group (CMG),
este simulador es usado en yacimientos de gas condensado, petroleo volatil y en
procesos de recuperacion mejorada con fluidos miscibles. Es un simulador
composicional donde las fases de hidrocarburos estan representadas por N
componentes sean individuales o pseudocomponentes mostrando su fraccion
molar y cuya interaccion es descrita por una ecuacion de estado.

3.6.1.1 Builder. Es una herramienta que se usa para crear o importar modelos de
yacimientos, que posteriormente son validados por los simuladores IMEX, GEM y
STARS, dentro de esta herramienta se cuenta con diferentes modulos (Figura 38)
en los cuales es suministrada la informacion para completar el modelo a simular,
donde también se verifica la veracidad de los datos para que se pueda realizar
una corrida eficaz. A continuacion se presentan los médulos que conforman la
herramienta Builder del simulador CMG.

Figura 38. Ventana principal de Builder y sus modulos.

File Edit Wiew IO Contrel Reserv
= &
[1J-2D Areal ~| °
| Block Fil ~| [® Grd Tep
Model Tree View - B
v /0 Control &
v Reservoir b
" Components r
+  Rock-Fluid B
v Initial Conditions r
v MNumerical ¢
Geomechanics B
v Wells & Recument D
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Fuente: Computer Modelling Group.

> I/O Control (Control Entrada/Salida). En esta seccion se puede definir los
parametros de entrada y salida del simulador, posee diferentes secciones en las
cuales se puede agregar o modificar titulos de los casos estudiados, el
dimensionamiento del tiempo de corrida, archivos Restart, resultados de la corrida
y texto de la corrida®.

> Reservoir (Yacimiento). En esta seccion se crea la malla o se puede
importar una ya existente, adicional a esto se definen las propiedades petrofisicas
del yacimiento (porosidad, permeabilidad, presiones, entre otras) las cuales
algunas son opcionales y otras necesarias para crear el modelo.

> Components (Componentes). En esta seccion se definen los
componentes o fases (agua, gas, petréleo) presentes en el modelo de simulacion.

> Rock-Fluid (Roca-Fluido). En esta seccion se especifican principalmente
las curvas de permeabilidad relativa para cada tipo de roca presente, las cuales
estan en funcién de la saturacion del liquido definido en el tipo de fluido.

> Initial Conditions (Inicializacion). En esta seccion se introduce la
informacion del yacimiento en condiciones iniciales como presion, profundidad de
referencia y la profundidad de los contactos entre las fases presentes en el
yacimiento (agua-petroleo, gas-petrdleo).

> Numerical (Control Numérico). En esta seccion se definen pardmetros
numéricos del simulador tales como los intervalos de tiempo, la solucion de
Ecuaciones lineales y no lineales.

> Wells & Recurrents (Pozos y eventos). En esta seccion se especifican
las caracteristicas de los pozos, trayectoria, completamiento, historia de
produccion, parametros de los fluidos inyectados y los diferentes eventos en los
pOZos.

3.6.2 Descripcion del modelo estatico. Este modelo es importante para una
simulacién ya que es una herramienta donde se caracterizan las propiedades
petrofisicas del yacimiento. En este trabajo se ha utilizado un modelo sectorial
para el Campo Chichimene en la Figura 39 se observa la vista de planta de este. A
continuacion se explican los componentes del modelo estatico.

% cMme.
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3.6.2.1 Malla del modelo. El tipo de malla usado en este proyecto es cartesiano
de bloque centrado, el cual es obtenido mediante la alineacion de la malla de
bloques a lo largo de las coordenadas cartesianas en las tres dimensiones del
espacio (x,y,z), dando asi una red conjuntamente ortogonal. La Malla cartesiana
de bloque centrado es la mas usada debido a su facilidad de uso y simplicidad de
construcciéon®®. Para la construccién de la malla del area piloto del Campo
Chichimene se utilizaron las siguientes caracteristicas (Ver Tabla 1).

Tabla 1. Detalles de la malla de simulacion del area piloto del Campo
Chichimene.

Pardmetros Valores Unidades
Numero de celdas en X*Y*Z. 40*80*32 Celdas.
Dimensiones X *Y 50 * 50 Pies.
Area de la malla 183,654 Acres.
Contacto agua-petréleo original. 7150 Pies bajo el nivel del mar.
Control para el ajuste historico. Aceite N/A.
Profundidad de referencia. 6616 Pies bajo el nivel del mar.

Fuente: Ecopetrol S.A. Modificado por los Autores.

Figura 39. Vista de planta del Sector Model.

*1 Consentino Luca, (2001). Integrated reservoir studies. Institut Francais Du Pétrole Oublications, Editions
TECHNIP
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3.6.2.2 Poblamiento de la malla. Para poblar la malla, se decidié realizar un
modelo en el cual las propiedades varian con respecto a la profundidad capa por
capa siendo homogéneo horizontalmente. Se tomé de esta manera teniendo en
cuenta el poco tectonismo o afectacién estructural de las capas y se puede aplicar
el principio de horizontalidad, el cual dice que los estratos al momento de
depositarse son horizontales y paralelos. Por otra parte, permite que el fluido
inyectado se desplace de manera adecuada.

La malla cuenta con 32 capas, cada una con valores de espesor diferentes, y se
determind segun las caracteristicas petrofisicas de la roca presente (porosidad,
permeabilidad).

En la Figura 40 se muestra el registro del cual se tomaron los datos de

permeabilidad en X, porosidad, tipo de roca, espesor y profundidad del area de
interés.

Figura 40. Registro eléctrico del area de interes.
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Fuente: Ecopetrol S.A.

3.6.2.3 Tipo de Roca. El modelo consta de tres tipos de acuerdo a la calidad de
roca, siendo la roca tipo uno la de menor calidad, la cual presenta una mayor
restriccion al flujo y la roca tipo tres la de mejor calidad, la cual cuenta con valores

altos de permeabilidad y porosidad. En la
3.6.2.4 Tabla2yenla

3.6.2.5

3.6.2.6

3.6.2.7 Figura 41 se muestran los diferentes tipos de roca presentes en la malla.

Tabla 2. Tipos de roca con sus valores maximos y minimos

Porosidad (%)

Tipo de Roca Permeabilidad (mD)
1 K <98
2 98 <K <7000
3 K> 7000

PHI <14
14 < PHI < 22
PHI > 22
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Figura 41. Tipo de roca del area piloto.
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3.6.2.8 Porosidad. La porosidad del area piloto se obtuvo mediante registros
eléctricos; cuenta con una porosidad minima de 8% y una porosidad maxima de
28%. En la Figura 42 se evidencia la malla de la porosidad.

Figura 42. Porosidad del &rea piloto.
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3.6.2.9 Permeabilidad X. La permeabilidad del area piloto se obtuvo mediante
registros eléctricos y pruebas de laboratorio y es igual a la permeabilidad en Y;
cuenta con una permeabilidad minima de 3 mD y maxima de 21000 mD. En la
Figura 43 se evidencia la malla de las permeabilidades.

Figura 43. Permeabilidad en Xy Y del area piloto.
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3.6.2.10 Permeabilidad en Z. La permeabilidad en esta direccion es el resultado
del 70% de la permeabilidad en X, debido a que la preferencia de flujo del modelo
es horizontal, cuenta con una permeabilidad minima de 2.1 mD y méxima de
14700 mD como se evidencia en la Figura 44.

Figura 44. Permeabilidad Z del area piloto.
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3.6.2.11 Espesor de capa y profundidades. Este modelo consta de 32 capas
verticalmente, las cuales cuentan con diferentes espesores (Tabla 3). Estos
espesores fueron determinados de acuerdo a las propiedades petrofisicas del area
piloto, de tal manera que cada capa cuenta con propiedades diferentes a la que
infrayace y/o suprayace.

Tabla 3. Espesores y profundidades del area piloto.

capa Espesor (Ft) Profundidad
(Ft)
0 0 6616
1 16 6632
2 21 6653
3 6 6659
4 10 6669
5 3 6672
6 4 6676
7 7 6683
8 3 6686
9 8 6694
10 10 6704
11 7.5 6711.5
12 7.5 6719
13 12.5 6731.5
14 125 6744
15 12.5 6756.5
16 12.5 6769
17 12.5 6781.5
18 125 6794
19 16 6810
20 14 6824
21 8 6832
22 17 6849
23 7.5 6856.5
24 7.5 6864
25 15 6879
26 14 6893
27 16 6909
28 15 6924
29 13 6937
30 12 6949
31 14 6963
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32 7 6970

Como se observa en la tabla 3, el tope de la primera capa se encuentra a una
profundidad de 6616 pies, y la base de la ultima capa (capa 32) se encuentra a
una profundidad de 6970 pies.

3.6.2.12 Fuente de energia externa. ElI Campo Chichimene cuenta con un
acuifero como fuente de energia externa en una direccion sentido Este-Oeste, el
cual esta representado en el area piloto. El acuifero esta ubicado en la primera
capa en el Este del modelo (Figura 45) y su tamafio es 9 veces mayor que el del
area piloto.

Figura 45. Localizacion del acuifero.

. Entrada del acuifero
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En la Tabla 4 se presenta un resumen de las caracteristicas con las que se poblo
el modelo de simulacion.

Tabla 4. Resumen de caracteristicas del modelo de simulacién.

Capa Gzli:)c:e';(;p TTS{LI‘%S PermeYal(JriTiig)ad Xy Perr;e(?nb[i)l)idad Porosidad ;chc;
1 6616 16 3000 2100 0.27 2
2 6632 21 19 13.3 0.08 1
3 6653 6 98 68.6 0.14 2
4 6659 10 2900 2030 0.2 2
5 6669 3 7000 4900 0.21 3
6 6672 4 900 630 0.15 2
7 6676 7 2100 1470 0.19 2
8 6683 3 10000 7000 0.22 3
9 6686 8 2200 1540 0.18 2
10 6694 10 200 140 0.15 2
11 6704 75 1200 840 0.21 2
12 6711.5 75 15000 10500 0.26 2
13 6719 12.5 3000 2100 0.21 2
14 6731.5 12.5 21000 14700 0.25 3
15 6744 12.5 19000 13300 0.24 3
16 6756.5 12.5 3000 2100 0.23 2
17 6769 12.5 20000 14000 0.255 3
18 6781.5 12.5 21000 14700 0.26 3
19 6794 16 20000 14000 0.275 3
20 6810 14 2100 1470 0.26 2
21 6824 8 2000 1400 0.22 2
22 6832 17 15000 10500 0.24 3
23 6849 7.5 16000 11200 0.23 3
24 6856.5 75 3 2.1 0 3
25 6864 15 1900 1330 0.24 2
26 6879 14 10000 7000 0.24 3
27 6893 16 19000 13300 0.23 3
28 6909 15 21000 14700 0.24 3
29 6924 13 20000 14000 0.23 3
30 6937 12 20000 14000 0.24 3
31 6949 14 8000 5600 0.24 3
32 6963 7 1200 840 0.23 2
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3.6.2.13 Inicializacion del modelo de simulacién. Una vez completada la malla
de simulacién con sus respectivas propiedades (modelo estatico) y antes del
ajuste histoérico, es necesario hacer la inicializacion con el fin de definir parametros
fundamentales antes de iniciar las corridas de simulacion. En este modelo la
inicializacion se realizé por equilibrio en CMG durante un intervalo de tiempo de 1
dia, en el cual se establecieron las saturaciones iniciales de los fluidos (petrdleo,
agua) existentes y la distribucion de la presion principalmente en cada capa del
modelo.

Luego de la inicializacién el modelo presenta una variacion de saturacion de
petréleo con un valor minimo de 78% y maximo de 82% (Figura 46), la saturacion
de agua presenta un valor minimo de 18% y maximo de 22% (Figura 47).

Figura 46. Saturacién inicial de petréleo en modelo de simulacién.
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Figura 47. Saturacion inicial de agua en el modelo de simulacion.
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Para las presiones iniciales, el modelo tuvo en cuenta una presion de referencia
de 3615 PSI a una profundidad de 7120 Ft que se encuentra fuera del modelo.
Esta es necesaria debido a que el simulador determina las presiones iniciales de
cada capa del modelo de simulacidon con base en la presion de referencia y su
profundidad. En la Figura 48 se muestra la distribucién de la presion en el modelo
con respecto a la profundidad.

Figura 48. Presiones iniciales en el modelo de simulacion.
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En el modelo de simulacion la temperatura no presenta ninguna variacion entre las
capas, debido a que no hay cambios de temperatura considerables, por lo tanto no
se tuvo en cuenta el gradiente térmico. La temperatura es igual a través de todo el
modelo, teniendo un valor de 200 °F. El contacto agua — petrdleo se encuentra a
una profundidad de 7150 Ft, estando fuera del modelo de simulacién. El volumen
original de petroleo en sitio (OOIP) para este modelo es de 88°780.000 Bbls en
condiciones de superficie (Grafico 1).
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Grafico 1. Volumen original de petréleo en sitio para el modelo de
Simulacion (OOIP).
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3.6.3 Disefio modelo dinamico del area piloto. En el disefio del modelo
dinamico se deben incorporar los siguientes pardmetros: datos sobre la interaccion
roca-fluido, datos de las pruebas PVT, el nUmero de pozos que se van a incluir el
modelo, el tipo de arreglo de pozos que se va a usar en el modelo, la trayectoria
de cada pozo (vertical, horizontal), las capas que estan cafioneadas por cada
pozo, datos de produccion y presion historicos, y finalmente el mecanismo de
produccion actual. Esta informacion es indispensable para la construccion del
modelo de simulacion en el area de estudio.

El modelo propuesto para este proyecto es un modelo mecanistico el cual cuenta
con un pozo inyector y un pozo productor, en donde el interés principal radica en
el fendmeno fisico de los fluidos y su desplazamiento, por esta razon se omiten
detalles como estado mecéanico del pozo y red de tuberias.

3.6.3.1 Interaccion Roca-Fluido. Se especifican las propiedades roca-fluido. Las
tablas de permeabilidades relativas que se encuentran en funcion de la saturacién
del liquido definen el tipo de fluido. Dado que el modelo presenta tres tipos de
rocas se explicardn brevemente las curvas para cada uno de ellos.

> Roca Tipo 1. La curva de permeabilidad relativa de la roca tipo 1 (Gréafico
2) se construy6 usando los valores que se muestran en la tabla 5.

Tabla 5. Valores permeabilidades relativas, Roca Tipo 1.

Sw Krw Krow
0.37 0 0.8

0.39 0.0013 0.6832
0.41 0.0032 0.5781
0.43 0.0054 0.4844
0.45 0.0079 0.4012
0.47 0.0106 0.328
0.49 0.0134 0.2641
0.51 0.0164 0.2091
0.53 0.0195 0.1622
0.55 0.0227 0.1228
0.57 0.026 0.0903
0.59 0.0295 0.064
0.61 0.033 0.0433
0.63 0.0366 0.0276
0.65 0.0403 0.0162
0.67 0.0441 0.0085
0.69 0.048 0.0037
0.71 0.0519 0.0011
0.75 0.06 0
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Gréfico 2. Curva permeabilidad relativa Roca Tipo 1.
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> Roca Tipo 2. La curva de permeabilidad relativa de la roca tipo 2 (Gréfico
3) se construy6 usando los valores que se muestran en la Tabla 6.

Tabla 6. Valores permeabilidades relativas, Roca Tipo 2

Sw Krw Krow
0.22 0 0.8

0.24 0.002 0.7032
0.26 0.005 0.6145
0.28 0.0085 0.5334
0.3 0.0123 0.4597
0.32 0.0165 0.393
0.34 0.0209 0.333
0.36 0.0256 0.2793
0.38 0.0304 0.2316
0.4 0.0354 0.1896
0.42 0.0406 0.1529
0.44 0.046 0.1213
0.46 0.0515 0.0942
0.48 0.0572 0.0715
0.5 0.0629 0.0526
0.52 0.0688 0.0374
0.54 0.0749 0.0254
0.56 0.081 0.0162
0.58 0.0873 0.0096
0.6 0.0936 0.005
0.62 0.1001 0.0022
0.64 0.1066 0.0007
0.68 0.12 0
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Gréfico 3. Curva permeabilidad relativa Roca Tipo 2.
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> Roca Tipo 3. La curva de permeabilidad relativa de la roca tipo 3 (Gréfico
4) se construy6 usando los valores que se muestran en la Tabla 7. 7.

Tabla 7. Valores permeabilidades relativas, Roca Tipo 3.

Sw Krw Kro
0.18 0 0.8
0.2 0.0033 0.7305
0.22 0.0081 0.6643
0.24 0.0138 0.6013
0.26 0.02 0.5417
0.28 0.0267 0.4852
0.3 0.0339 0.432
0.32 0.0414 0.382
0.34 0.0493 0.3352
0.36 0.0574 0.2916
0.38 0.0659 0.2512
0.4 0.0746 0.2138
0.42 0.0835 0.1796
0.44 0.0926 0.1485
0.46 0.102 0.1205
0.48 0.1116 0.0955
0.5 0.1213 0.0735
0.52 0.1313 0.0545
0.54 0.1414 0.0385
0.56 0.1517 0.0253
0.58 0.1622 0.015
0.6 0.1728 0.0074
0.62 0.1836 0.0025
0.65 0.2 0
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Gréfico 4. Curva permeabilidad relativa Roca Tipo 3.
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3.6.3.2 Curvas Flujo fraccional. La permeabilidad relativa para cada tipo de roca
define la habilidad del petrdleo y agua de fluir simultdneamente en un medio
poroso. A partir de los datos de permeabilidad relativa es posible construir la curva
de flujo fraccional la cual es imprescindible para determinar la saturacion del
desplazamiento frontal (Swf) y la saturacion promedio por detrds del frente. A
continuacion se presenta la deduccién para llegar a la ecuacion de flujo fraccional
(Ecuacion 30).

_ koA 0B _

Qo = === (G Pogsina)
kpyA 0P _

Qw = — M”:V (55 + Pwgsing)

Reemplazamos la presion de agua por:
P,=P, — P,
Tendremos:

krwA a(Po_ Pc) .
. ( I + pwgsina)

Qw =

Igualando las Ecuaciones tenemos:

qO kroA ax p0g’
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Restando la primera ecuacion de la segunda tendremos:

—i( Po _ &)=—%+A sina
kA qu quro a pg'

rw X
Sustituyendo por:

qa=qw+ qo Y; fwzlim‘;

Obtenemos la ecuacion de flujo fraccional:

Ecuacion 30. Flujo fraccional

k.,A OP .
1+ ﬁ (a—xc — Apgsina)
fw = k
1 + T'OILI'W
.Ll{)kTW
Donde:
fw €s flujo fraccional de agua
k., es la permebilidad relativa del petroleo
k.., es la permeabilidad relativa del agua
A es el area
q es la tasa de inyeccién
U, €s la viscosidad del petroleo
Uy €s la viscosidad del agua
% es el gradiente de presion capilar
a es el angulo de inclinacion
En la

Figura 49 se observa el comportamiento de la curva de flujo fraccional generada a
partir de las curvas de permeabilidad relativa, en la cual se muestra el punto de
saturacion del desplazamiento frontal (Swf) y la saturacién promedio por detras del
frente.
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Figura 49. Comportamiento de la curva de flujo fraccional

1 o ® SWhax
L?
g
Sw—=
Fuente. Ing. Yacimientos Il. Lennies Guevara.
Disponible en linea en:
http://www.ingenieriadepetroleo.com/analisis-del-flujo-

fraccional/

Teniendo en cuenta que la viscosidad del petréleo es 750 CP (u,), la viscosidad
del agua es 0.317 CP (u, ), el yacimiento es horizontal (a=0) y el gradiente de
presion capilar en direccion de flujo es despreciable (dP./dx = 0) se llegd a la
Ecuacién 31 de flujo fraccional. Para el modelo de simulacion propuesto en este
proyecto se realizaron las curvas de flujo fraccional a partir de la Ecuacion 31
para la roca tipo 1 (Gréfico 5), roca tipo 2 (Gréafico 6) y la roca tipo 3 (Gréafico 7);
inicialmente mostrando el comportamiento con inyeccion de agua como se
muestra a continuacion:

Ecuacion 31. Flujo fraccional para el modelo

1

1 + kTW *MO
k‘r{)* HW

fw =

Dénde:
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fw €s el flujo fraccional
k., es la permebilidad relativa del petroleo
k.., es la permeabilidad relativa del agua
U, €s la viscosidad del petréleo
Uy €s la viscosidad del agua
Gréfico 5. Flujo fraccional rocatipo 1 con inyeccion de agua.
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Gréfico 6. Flujo fraccional rocatipo 2 con inyeccion de agua.
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Gréfico 7. Flujo fraccional roca tipo 3 con inyeccién de agua.

T

1

o9

01 0.15 0.2 0.25 03 0.35 04 045 o5 0.55 0.6 0.65 0.7

Swr

La razén de movilidad es la relacién entre la capacidad que tiene un fluido para
fluir en presencia de otro fluido, la razén de movilidad tiene en cuenta la
permeabilidad relativa y la viscosidad para cada uno de los fluidos, si la razén de
movilidad es mayor que uno, el agua tiene mayor movilidad y si es menor que uno,
el petréleo tiene mayor movilidad. La razon de movilidad es calculada con la
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Ecuacion 32, en la Tabla 8 se presenta la razon de movilidad que se obtiene con
la inyeccion de agua por cada tipo de roca.

Ecuacién 32. Razén de movilidad

krw * to

M =
krn* Uy

Doénde:

M es la razon de movilidad

k., es la permebilidad relativa del petréleo al Sw inicial
k.., es la permeabilidad relativa del agua al Sw maximo
U, €s la viscosidad del petroleo

U, €s la viscosidad del agua

Tabla 8. Razon de movilidad para cada tipo
de roca con inyecciéon de agua.

Tipo de roca Movilidad
1 177.444795
2 354.88959
3 591.48265

Teniendo en cuenta que la viscosidad del petréleo es 750 CP (u,), al inyectar el
solvente se baja la viscosidad del petréleo hasta 175 CP (u,), la viscosidad de la
solucién polimérica es 25 CP. Para el modelo de simulacion propuesto en este
proyecto se realizaron las curvas de flujo fraccional a partir de la Ecuacion 2 para
la roca tipo 1 (Gréfico 8), roca tipo 2 (Gréfico 9) y la roca tipo 3 (Grafico 10);
mostrando el comportamiento con inyeccion continua de solvente — polimero como
se muestra a continuacion:
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Gréfico 8. Flujo fraccional roca tipo 1 con inyeccion continua solvente
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Gréfico 9. Flujo fraccional roca tipo 2 con inyeccién continua solvente
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Gréfico 10. Flujo fraccional roca tipo 2 con inyeccién continua
solvente — polimero.
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La razén de movilidad es calculada con la Ecuacion 32. En la Tabla 9 se presenta
la raz6n de movilidad que se obtiene con la inyeccion de agua por cada tipo de
roca donde la roca tipo 1 siendo la de mejores propiedades petrofisicas obtiene
una razén de movilidad mas aceptable en comparacion de los otros tipos de roca.

Tabla 9. Raz6n de movilidad para cada tipo de roca con inyeccién de agua

Tipo de roca Movilidad
1 1.2
2 2.4
3 4

3.6.3.3 Propiedades PVT de los fluidos para el modelo del Campo. El petréleo
presente en el area piloto fue caracterizado a partir del estudio de las propiedades
PVT. Estas son pruebas de laboratorio las cuales relacionan tres parametros
basicos: Presion, volumen y temperatura. Las pruebas PVT se realizan para
determinar las propiedades de los fluidos y su variacién con respecto a la presion
en un yacimiento petrolifero y asimismo conocer el comportamiento de este. Las
pruebas se realizaron a una temperatura de 200°F.

En la Tabla 10 se presentan los valores obtenidos del PVT en el punto de burbuja
(Pb).
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Tabla 10. Propiedades PVT

Propiedad Valor Unidades
Yg 1,4282

Punto de Burbuja (Pb) 219 PSI
GAPI 9 °API

T 200 °F

Rs (Pb) 26,91329353 PCN/BN
Co (Pb) 4,34*10°-6 PSI-1

Bo (Pb) 1,1456 BY/BN
Viscosidad (Pb) 547,28 cP

Fuente. Ecopetrol S.A.

A partir de estos datos se realizaron los calculos de las propiedades a través de
las correlaciones de Vasquez & Beggs y la variacion respecto a la presion.

> Volumen de gas en solucién (Rs). Para hallar el volumen de gas en
solucion antes del punto de burbuja, se utilizé6 de la correlacion de Vasquez &
Beggs (Ecuacion 33) de donde se obtiene el Rs antes del punto de burbuja (Pb),
debido a que después del punto de burbuja el Rs no varia. Luego se realiza la
Tabla 11 y Grafico 11 en donde se presentan los resultados de la variacién de la
Presion vs Rs.

Ecuacion 33. Correlacién de Vasquez & Beggs para hallar Rs.

* 5 C, C4GAPI j

R, = Vg R *10( T+460
1

Donde,

N 1+5.912%107° GAPI T*Iog[ P )
_ 1147

7g _yg

En dénde:

vg es Gravedad especifica del gas
Pb es Presién en el punto de burbuja
GAPI es Gravedad API del petroleo
T es Temperatura en °F

P es Presion
C, = 27.64

C, = 1.0937
C; =11.172
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Tabla 11. Volumen de gas en solucion (Rs)

P(PSI) Yg* Rs (PCN/BN)
50 1,408799937 26,2663948
100 1,424977144 26,56801101
150 1,434526181 26,7460482
200 1,441340113 26,87309067
219 1,443496396 26,91329353

1000 1,480062066 26,91329353
2000 1,497057573 26,91329353
3000 1,507089635 26,91329353

Grafico 11. Volumen de gas en solucién (Rs)
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> Compresibilidad del petréleo (Co). Para hallar el valor de Ila

compresibilidad del petroleo se usaron dos Ecuaciones, la Ecuacion 34 para los
valores gque se encuentran antes del Punto de burbuja (Pb) y la Ecuacion 35 para
los valores que se encuentran después del Punto de burbuja (Pb). Luego se
realiza la Tabla 12 y el Grafico 12 en donde se presentan los resultados de la
variacion de la presion vs Co.

Ecuacion 34. Correlacion para hallar Co por debajo del Pb.

INC, =—7.633—-1.497In P+1.115InT +0.533In GAPI +0.184In R,
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En donde:

Co es Compresibilidad del petrdleo
Rsb es Volumen de gas en solucion en el punto de burbuja
GAPI es Gravedad API del petréleo
T es Temperatura en °F

P es Presion

Ecuacion 35. Correlacién para hallar Co por encima del Pb.

En donde:

[0}

C - A+ AR+ AT + Ay, + AGAPI

AP

vg es Gravedad especifica del gas

Co es Compresibilidad del petrdleo
GAPI es Gravedad API del petroleo
T es Temperatura en °F

P es Presioén
A, = —1433
A, =5

A, =172
A, = —1180
As = 12.61
Ag = 10°

Tabla 12. Compresibilidad del petréleo (Co)

P(PSI)

Ln Co

Co(PSI™h

50
100
150
200
219

1000
2000
3000

-5,804711732
-6,842353061
-7,449334328
-7,87999439

-8,015853672

3,013323E-03
1,067588E-03
5,818288E-04
3,782352E-04
2,601737E-05
5,697805E-06
2,848902E-06
1,899268E-06
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Gréfico 12. Compresibilidad del petrdleo (Co)
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> Factor volumétrico del petréleo (Bo). Para hallar el Factor volumétrico del

petréleo se usaron dos Ecuaciones, la Ecuacion 36 para los valores que se
encuentran antes del Punto de burbuja (Pb) y la Ecuacién 37 para los valores que
se encuentran después del Punto de burbuja (Pb). Luego se realiza la Tabla 13 y
el Gréafico 13 en donde se presentan los resultados de la variacién de la presion vs

Bo.

Ecuacion 36. Correlacién de Vasquez & Beggs para hallar (8o) por
debajo de Pb.

Bo — BobeCU(Pb*P)

En dénde:

Bo es Factor volumétrico del petrdleo
Co es Compresibilidad del petréleo
Bo;,, es Gravedad API del petroleo

P, es Temperatura en °F

P es Presion
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Ecuacion 37. Correlacidén de Vasquez & Beggs para hallar (Bo) por

encima de Pb.

GAPI

B, =1+C,R, +C,(T —60)

Donde,

*

Vg =74

[1+5.912*’10’SGAPI T*Iog{

Vg™

i)

+C,R, (T —60)

GAPI
Vg

En donde:

Bo es Factor volumétrico del petréleo
vg es Gravedad especifica del gas
Co es Compresibilidad del petréleo
GAPI es Gravedad API del petréleo
T es Temperatura en °F

P es Presion

C, = 4677 x107*

C, =1.751 %1075

C; =—1.8106 1078

Grafico 13. Factor volumétrico del petréleo (80o).
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Tabla 13. Factor volumétrico del petréleo (Bo).

P(PSI) Bo(BY/BN)
50 1,027520E+00
100 1,027483E+00
150 1,027463E+00
200 1,027450E+00
219 1,145600E+00

1000 1,140483E+00
2000 1,139751E+00
3000 1,139502E+00

> Viscosidad del petréleo (p). La informacion acerca de la viscosidad del
petréleo en el yacimiento fue suministrada por Ecopetrol, En la Tabla 14 y Grafico
14 se presenta la variacion en la Viscosidad del crudo vs la Presion.

Grafico 14. Viscosidad del petréleo (p).

1300.00

1200.00
1100.00 =

-

1000.00 —=r

900.00

800.00 ,/
/

/

0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000

Presion

700.00

600.00

Viscocidad Petréleo (p)

500.00

Tabla 14. Viscosidad del petrdleo (p).

P(PSI) Viscosidad aceite (cP)
3800 1196,58
3000 1051,52
2000 870,21
1000 688,89
500 598,23
219 547,28
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3.6.3.4 Componentes de los fluidos del yacimiento. En esta seccion se
muestran los diferentes componentes que se encuentran presentes en el modelo y
su variacién en la composicion con respecto a la profundidad, quedando los
livianos en la parte superior de la malla y los pesados hacia la parte inferior.

En la informacién suministrada por Ecopetrol S.A., se observa la Tabla 15y Tabla
16, las cuales son los resultados de dos andlisis composicionales pertenecientes
a la misma formacion y ubicadas dentro del area piloto. Para determinar la
composiciéon de cada componente en cada capa del modelo de simulacion, se
realiz6 una interpolacién lineal. Se tomé la ecuacion de la linea recta,
determinando asi la pendiente (Ecuacion 38) de cada componente con respecto a
la profundidad 1 y profundidad 2. (Tabla 17). Se realiz6 de esta manera debido a
que por correlaciones con otros pozos se determind que la distribucién de los
componentes con respecto a la profundidad era lineal.

El Software GEM de CMG permite seleccionar por medio de cual ecuacion se va a
trabajar en el modelo de simulacion sin necesidad de realizar ajuste alguno. La
ecuacion de estado utilizada en este modelo es la ecuacion de Peng-Robinson.

Tabla 15. Componentes de los fluidos del yacimiento a la Profundidad 1.

Profundidad 1
6746,6931 Ft TVD

Componente Porcentaje Fraccién

N2 0,7581 0,007581022

CO2 5,4682 0,054681747
Ci1-Cc2 1,696674309 0,016966743

C3 0,4301 0,004301101

Cc4 1,016376014 0,01016376
C5-C6 2,371581189 0,023715812
C7+ 88,259 0,882589814

Fuente: Ecopetrol S.A.

Tabla 16. Componentes de los fluidos del yacimiento a la Profundidad 2.

Profundidad 2
6899,904 Ft TVD

Componente Porcentaje Fraccion

N2 0,6578 0,006578173

CO2 6,1222 0,061221507
Ci1-Cc2 1,6882 0,016882146

C3 0,5438 0,005438011

C4 0,80252874 0,008025287
C5-C6 1,672677854 0,016726779
C7+ 88,513 0,885128097

Fuente: Ecopetrol S.A.
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Ecuacion 38. Pendiente linea recta
Y2—WM1
m =
X2 — X1

Donde:

m es la pendiente

y, €s la fraccion del componente a la profundidad 1
y; es la fraccion del componente a la profundidad 2
x, es la profundidad 1

x; es la profundidad 2

Tabla 17. Pendiente para cada componente

Componente Pendiente

N2 -0,00000654551741
CO2 4,26845E-05
C1-C2 -5,52157E-07

C3 7,42052E-06

C4 -1,39576E-05
C5-Cb6 -4,56168E-05
C7+ 1,65672E-05

Fuente: Ecopetrol S.A. Modificado por los autores [Citado 7 febrero de

2017]

Luego de obtener la pendiente de cada componente (Tabla 17), se procede a
hallar la fraccibn de cada uno de los componentes para las diferentes
profundidades de las capas del modelo, esto se realiza a través de la interpolacion
lineal (Ecuacion 39), debido a que el valor de la pendiente se hall6 como si fuera
una recta.

Ecuacién 39. Método de interpolacién

Yo—W1
= L
Vi=Y1+ X, — x, (x; — x1)

Donde:
y; es el valor de la fraccion del componente a hallar

v, es el valor de la fraccion del componente en la profundidad 1
% es la pendiente del componente
2741
x; es el valor de la profundidad a la cual se quiere hallar el valor de la fraccion del
componente

x; es el valor de la profundidad 1 del componente
Esta ecuacion 39, se debe realizar para cada componente 32 veces (Tabla 3),

debido a que el modelo consta de 32 capas, para asi obtener el valor de la
composicién de cada componente capa por capa.
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3.6.3.5 Numero de pozos y tipo de arreglo. Se estableci6 que el modelo de
simulacion del area piloto se compone por dos pozos, un pozo productor y un pozo
inyector, separados por una distancia de 450 metros aproximadamente. Por
consiguiente, es un arreglo de 2 pozos en linea directa.

3.6.3.6 Ubicacidn, trayectoria y cafioneo de los pozos.

> Pozo productor. Inicia produccién el 1 de mayo del 2013, el radio del pozo
(rw) es 0,33 Pies, el cual fue ubicado en la celda 20,10 coordenadas X,y
respectivamente, con una trayectoria vertical. EI pozo productor se encuentra
cafioneado en 22 de las 32 capas del area piloto con un factor de conexion de 1,
es decir la celda en su totalidad permite flujo (Figura 50). Para la seleccion de las
capas a cafionear, se tuvo en cuenta el tipo de roca de cada capa, por lo tanto se
seleccionaron las mejores 22 capas segun el tipo de roca. En este caso no se tuvo
en cuenta las capas con roca tipo 1 ya que éste tiene caracteristicas mas pobres
respecto a porosidad y permeabilidad, es decir, mayor restriccion al flujo. El pozo
productor esta representado en el modelo de simulacion con el nombre “PROD”.
Figura 50. Trayectoria y cafioneos del pozo PROD.
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> Pozo inyector. Inicia con la inyeccion el 1 de junio de 2017, su radio es
0,33 Pies, el cual fue ubicado en la celda 20,40 coordenadas X,y respectivamente,
con una trayectoria vertical. El pozo inyector se encuentra cafioneado en 22 de las
32 capas del area piloto con un factor de conexion de 1, es decir la celda en su
totalidad permite flujo (Figura 51). Se realizaron los cafioneos del pozo inyector en
las mismas capas del pozo productor para una mayor conexion entre estos. El
pozo inyector estd representado en el modelo de simulacion con el nombre
“INJECT_01".
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Figura 51. Trayectoria y cafioneos del pozo INJECT_01
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En la Figura 52 se observa una vista de planta de los pozos en el modelo de
simulacién en donde se observa la ubicacion, el tipo de arreglo y la distancia que
hay entre estos dos.

Figura 52. Vista de planta de los pozos en el modelo.
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3.6.3.7 Datos histéricos de produccion.

> Pozo productor. Los datos histéricos de producciéon del pozo “PROD”
fueron suministrados por Ecopetrol S.A., estos datos empiezan a partir del 1 de
mayo del 2013 hasta el 1 de marzo del 2016, el pozo “PROD” tiene una
produccién maxima de petréleo de 1106,21 Bpd y minima de 113,59 Bpd como se
observa en el Grafico 15. Por otra parte presenta una produccion de agua maxima
de 122,1 Bpd y minima de 4,44 Bpd como se muestra en el Grafico 15.

Gréfico 15. Historico de produccién de petrdleo

Histdrico de produccion de petréleo
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Fuente: Ecopetrol S.A.
> Pozo inyector. El pozo inyector “INJECT_01” no tiene datos histéricos de

produccion ya que su fecha de inicio es el 1 de junio del 2017.

3.6.3.8 Datos historicos de presién. Segun la informacion suministrada por
Ecopetrol S.A., se cuentan con dos datos historicos de presion del area piloto, el
primero el cual fue tomado el 1 de abril del 2012 y el segundo con un valor de
1460 PSI el cual fue tomado el 1 de octubre del 2016 como se observa en la Tabla
18 y en el Grafico 17.

Tabla 18. Datos historicos de presion

Fecha Valor
Presion 1 01/04/2012 3257 PSI
Presion 2 01/10/2016 1400 PSI

Fuente: Ecopetrol S.A.

121



Gréfico 16. Historico de produccién de agua

Historico de produccidn de agua
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Fuente: Ecopetrol S.A.

Gréfico 17. Datos Historicos de presion
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3.6.3.9 Mecanismo de produccion. El area piloto se encuentra en etapa primaria,
con un mecanismo de produccion correspondiente a un empuje combinado, el cual
esta conformado principalmente por un mecanismo de empuje por gas en solucion
y en menor proporcion por empuje hidraulico debido a la presencia de un acuifero
deébil. Actualmente la etapa primaria de produccion se encuentra en declive, razén
por la cual el &rea piloto se encuentra en proyeccion para aplicar un método de
recobro mejorado.
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4. COTEJO HISTORICO DEL MODELO DE SIMULACION POR MEDIO DEL
SOFTWARE CMG

En esta etapa se ajustan diferentes variables hasta lograr una representacion lo
mas cercana al comportamiento pasado del yacimiento. Los datos de produccion
(petréleo, agua) y presion del modelo debe quedar lo més cerca posible a los
valores historicos.

La produccion y las presiones historicas se ajustan en la forma mas estrecha
posible. La precision del ajuste histérico depende de la calidad del modelo de
yacimiento y de la calidad y cantidad de datos con los que se cuente. Una vez que
el modelo ha sido ajustado histéricamente, puede ser utilizado para simular el
comportamiento futuro del yacimiento con un grado mayor de confianza® .

De acuerdo a la informacion proporcionada por Ecopetrol S.A., el ajuste histérico
de este modelo de simulacion se realizé hasta octubre del 2016.

La malla de simulacién creada inicialmente representaba el volumen poroso entre
el pozo inyector y el pozo productor con un tamafio para cada celda 25Ft x 25Ft
en coordenadas X,Y respectivamente, posteriormente se duplico el tamafio de las
celdas a 50Ft x 50Ft en coordenadas X,Y respectivamente, lo cual fue
conveniente, puesto que lograba representar como los efectos de frontera del
resto del yacimiento afectaban el modelo.

Se debe realizar el ajuste histérico de la producciéon de agua, ya que La tasa de
control usada en el modelo de simulacion es la produccion de petrdleo. En el
Gréfico 18 se observan el comportamiento de la produccién de agua en el modelo
de simulacién antes del ajuste histérico, con respecto al histérico de produccion de
agua, evidenciando la diferencia que hay entre estas.

En el Grafico 19 y la Tabla 19 se muestra la presion del modelo de simulacién, el
cual tiene una presiéon superior en los dos puntos de referencia a ajustar, por lo
tanto deben realizarse los cambios necesarios para representar la presion lo mas
cercanos posibles a los valores histéricos.

Para ajustar la presidén, es necesario hacer uso de pozos virtuales, los cuales
representan la parte restante del yacimiento y son una herramienta util para
disminuir la presiéon. Para realizar el debido ajuste de la produccién de agua, es
imprescindible incluir en el modelo de simulaciéon un acuifero como fuente de
energia externa, para aumentar la produccion de agua en el modelo y asi se
asemeje mas al histérico de produccion.

> Shlumberger Oilfield Glossary [en linea]. 2017 [Citado 26 de febrero de 2017]. Disponible en:
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/Terms/h/history_matching.aspx>
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Gréfico 18. Produccion de agua modelo antes de simulacion vs
histérico de produccién de agua con CMG
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Grafico 19. Presién del modelo de simulacién antes del ajuste
histérico con CMG
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Tabla 19. Presién modelo de simulacion antes del ajuste historico

Ajuste histérico Histérico Modelo de simulacion
Presion 1 01/04/2012 3257 PSI 3527 PSI
Presion 2 01/10/2016 1400 PSI 2643 PSI
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Inicialmente en el modelo de simulacion se incluyé el pozo virtual 1 con fecha de
inicio del 1 de enero del 2000 ubicado en la celda 20,70 en coordenadas X,Y
respectivamente (Anexo A), controlado por una tasa de produccion de liquido de
45 Bpd, la presiéon disminuye de manera satisfactoria hasta el 1 de mayo de 2013,
fecha de inicio del pozo “PROD”, sin embargo después de esta fecha no logra
descender al valor necesario (Linea Azul Gréfico 20), en este caso la produccién
de agua es aceptable (Linea Roja Grafico 21). En esta ocasion no se tuvo en
cuenta un acuifero, ya que este es una fuente de energia externa y por lo tanto
aumentaria la presion.

Continuando con el ajuste histoérico, se incluyo el pozo virtual 2 con fecha de inicio
del 1 de mayo 2013 ubicado en la celda 1,70 en coordenadas X,Y
respectivamente (Anexo A), controlado por una presion en fondo de 2000 PSI, se
decidio la inclusiéon de un acuifero infinito para ayudar a mantener la presion, ya
gue con 2 pozos virtuales produciendo, caeria muy rapido la presion. No obstante,
el acuifero aporta mucha energia, y la presion no baja al valor buscado (Linea
Verde Grafico 20). Asimismo, como se tiene un acuifero infinito aumenta la
produccién de agua excesivamente ( Gréfico 22).
Grafico 20. Presion en diferentes escenarios.
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Para finalizar el ajuste historico, se determiné que la variable a modificar era el tipo
de acuifero, manteniendo el pozo virtual 1 y el pozo virtual 2 con sus respectivas
variables de control. El acuifero paso a ser de tipo finito con una relacion de 9
veces mayor que el area piloto, ubicado en la celda 40,29 coordenadas X,y
respectivamente y en la capa 1. Llegando asi a obtener los valores de presion
(Linea Roja Grafico 20) y produccion de agua (Linea Azul Gréfico 21) aceptables
para el modelo de simulacién.
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Gréfico 21. Produccion de agua diferentes escenarios.
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Gréfico 22. Produccion de agua 2 pozos virtuales y acuifero
infinito.
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5. SIMULACION DE LA INYECCION CONTINUA SOLVENTE — POLIMERO
MEDIANTE EL SOFTWARE CMG

En este capitulo, se presenta el desarrollo de la simulacion para el proceso de
inyeccion continua solvente-polimero, iniciando con la descripcion de los
componentes del solvente a usar con sus respectivas fracciones molares, y la
concentracion y viscosidad del polimero seleccionado con sus principales
caracteristicas. Luego, se expone el caso base y los diferentes escenarios
propuestos para este proyecto.

5.1 SOLVENTE INYECTADO

Un solvente es un fluido miscible parcialmente con el petrdleo, al realizar la
inyeccién de este, se busca disminuir principalmente la viscosidad y la tension
interfacial el cambio de estos depende de la composicién y la relacion de
fracciones molares de la mezcla.

El solvente inyectado para esta simulacion es un GLP el cual se asume
miscibilidad con el petrdleo de este Campo, en Anexo B se muestran las
condiciones de laboratorio en las cuales fueron realizadas las pruebas donde se
determinaron los diferentes componentes y sus respectivas fracciones molares,
ademas de las fracciones pesadas y sus propiedades.

En el momento de incluir los componentes, estos se deben simplificar para que el
modelo no presente problemas de convergencia al realizar la simulacién. En este
caso se utilizaron 7 componentes, en los cuales estan incluidos algunos puros y
otros fueron reagrupados para formar asi pseudocomponentes como se muestra
en la Figura 53.

Figura 53. Componentes y pseudocomponentes finales del GLP

Injected fluid: |SOLVENT = |
# Component Mole Fraction |
1 N2 0.0
2 C3H8 0.015266143
5 ChCe 0.674869312
4 HEAVY 0.0
3 Coz2 1.53746e-005
6 C4 0.072863631
7 cicz 0.001013301
8 C7+CUS 0.23557223%

Total: 10
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5.2 SOLUCION POLIMERICA INYECTADA

La adicion de un polimero al agua de inyeccion se realiza con el fin de aumentar la
viscosidad del agua, al cambiar esta propiedad, como resultado se mejora la razén
de movilidad agua-petrdleo y se logra un barrido mas completo comparado con la
inyeccién de agua convencional.

El Fluido inyectado contiene una poliacrilamida de alto peso molecular, tiene una
concentracion de 2000 ppm y cuenta con una viscosidad de 25 CP. Estos valores
son datos reales los cuales se usaron en un pozo piloto de inyeccién de polimero
en un Campo de Ecopetrol S.A., en la Tabla 20 se muestran las principales
propiedades fisicas y quimicas de este.

Tabla 20. Propiedades del polimero

Principales propiedades del polimero

Aspecto Solido granular, blanco
Olor Ninguno

pH 5-9@5¢g/L

Peso Molecular 8x10° Da

Densidad relativa 0.9

Solubilidad Soluble en agua
Temperatura de descomposicion >150 °C

Viscosidad 25 CP

Fuente: Ecopetrol S.A. Modificado por los autores [Citado 12 marzo de 2017]

Para crear la solucion polimérica en el simulador GEM, no es posible realizarlo
usando la herramienta Builder, debe ser a través del archivo texto usando “Key
words” (Figura 54) los cuales se introducen en la seccion de los componentes del
fluido que hacen parte del modelo; para definir caracteristicas del polimero (peso
molecular (Da.), viscosidad a condiciones de yacimiento (cp.) y fraccion molar
(Ecuacion 40) y del agua (viscosidad a condiciones del yacimiento (cp.)).
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Figura 54. “Key words” para crear el polimero

-1.2230100E+00 1.7973300e-01 &.6458000E-05 2.5099800E-07
-1.2474610e-10 1.8935090e-14
0.0000000E+00 -1.4631650E-02 3.9919450E-04 -5.6319130E-08
0.0000000+00 0.0000000E+00

“DENWS 63.046
“CW 3.E-06
*REFPW 3600

#* se define que el modelo tiene un componente acuoso
*NC-AQUEOUS 1

## se define el nombre del componente acuoso
“COMPNAME -AQUEOUS
"POLYMER'

#% "POLYMER' Es el nombre del componente polimérico que se encuentra en fase acuosa
“COMPNAME -POLYMER
'POLYMER'

#* Se define el peso molecular del polimero
“MW-AQUEOUS
8000000.

#* Se usa el modelo de viscosidad de la fase acuosa por defecto
*AQUEOUS-VISCOSITY *POLYMER

## se especifican los parametros para la viscosidad de Ta fase acuosa
“AVISC-AQUEOUS 25
“BVISC-AQUEOUS 0.0

## e especifican los parametros para la viscosidad del agua del componente
“AVISC-H20 0.34
“BVISC-H20 0.

## parametros de la regla de mezcla para la viscosidad de 1a fase acuosa

e componente xlow(Fraccion Molar minima) xhigh(Fraccion Molar Maxima)
*VSMIXENDP 'POLYMER' 0 8.19808e-09

e Parametros para generar factores de ponderacidn frente a la fraccidn molar en fase acuosa
*WSMIXFUNC '"POLYMER' 0 0.16243 0.32486 0.487104 0.541771 0.596487 0.677189 0.757892 0.838595 0.919297 1

“DERIVATIVEMETHOD *NUMERALL

Ecuacion 40. Fraccion molar
Xm — Ngoluto

Neolucion

Donde:
X,, es la fraccion molar del polimero
Nsouto €S €l NUmero de moles del polimero
Nsommcion €S 1@ suma de las moles de polimero y agua
Luego de tener la solucién polimérica definida como un componente que
parte del modelo de simulacién, es necesario especificar que no esta

el yacimiento, esto se realiza en la seccion de condiciones iniciales
valor de concentracion en Molalidad, por lo tanto su valor es (0) (

Figura 55).
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Figura 55. Concentracion inicial del polimero en el modelo

ZGLOBALC "C3HE' KVAR

0.003331206 0.003449926 0.003605746 0.003650266 0.003724466 0.003746726
0.003776406 0.003828346 0.003850606 0.003909966 0.003984166 0.004039816
0.004095466 0.004188216 0.004280966 0.004373716 0.004466466 0.004559216
0.004651966 0.004770686 0.004874566 0.004923926 0.005060066 0.005115716
0.005171366 0.005282666 0.0053865%46 0.005505266 0.005616566 0.005713026
0.005%802066 0.005905946

ZGLOBALC "C1C2' KVAR
0.01703217 0.01702333 0.01701174 0.01700842 0.0170029 0.01700125% 0.01699904
0.01699517 0.01699352 0.0169891 0.01698358 0.01697944 0,01697529 0.010960839
0.01696149 0.01695459 0.01694769 0.01694079 0.01693388 0.01692505
0.01691732 0.0169129 0.01690352 0.01689937 0.0168952% 0.01688695 0.01687922
0.01687039 0.0168621 0.01685493 0.0168483 0.01684057

#¥% Concentracion inicial del polimero en el modelo
FMOLALITY-AQUECOUS 0.0

NUMERICAL
RUMN
DATE 2000 1 1

Para el momento de la inyeccién de la solucidon polimérica, se debe buscar la
fecha en la que se quiere comenzar, luego definir el pozo inyector y finalmente se
adicionan las concentraciones en Molalidad (Ecuacion 411) de los componentes a
inyectar. En este caso tenemos ocho (8) componentes ademas del polimero, por
lo tanto las primeras ocho (8) concentraciones tienen un valor de cero (0) (Figura

56).
Figura 56. Fecha inicio de inyeccion del polimero.

DATE 2018 2 1.00000
DATE 2018 2 1.00000
DATE 2018 4 1.00000
DATE 2018 5 1.00000
DATE 2018 & 1.00000
DATE 2018 7 1.00000

*% Sg busca la fecha en 1la cual inicia la inyeccidn de polimero
ATE 2018 7 15.00000
TMIECTOR "IMJECT_O1°
TNCOMP  AQUEOUS 0.0 0.0
OFERATE MAX STw 7000.0

0.0
CONT

0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 2,5e-007

DATE
DATE
DATE
DATE
DATE
DATE

2018
2018
2018
2018
2018
2018

& 1.00000
& 26.00000
9 1.00000|
10 1.00000
11 1.00000
12 1.00000

Ecuaciéon 41. Molalidad
Nsoluto

m =

k!]qnlvente
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Ngomuto €S €l NUmero de moles del polimero

kgsowente €S €l peso de las moles de agua

Para verificar que el procedimiento se realizé correctamente, se abre el archivo de
texto en la herramienta Builder. En el modulo de pozos y eventos se busca la
seccién en donde se observa el fluido inyectado y debe aparecer que es un fluido
acuoso (Agueous) (Figura 57).

Figura 57. Fluido inyectado

Injected fluid: AQUECUS

5.3 ESCENARIOS PROPUESTOS

Teniendo el modelo de simulacién del area piloto ajustado a las condiciones
historicas, se realiza el proceso de inyeccion de un volumen total de 21°390.194
Bbls el cual es menor al volumen poroso total del modelo, dado que para este
proceso se tuvo en cuenta el volumen poroso que hay entre el pozo inyector y el
pozo productor.

5.3.1 Escenario base. En este escenario se supone que el pozo continud
produciendo bajo las condiciones operativas actuales, es decir sin realizar la
inyeccion continua solvente — polimero.

A continuacién se presentan los primeros tres escenarios en los cuales se inyecta
solo agua a partir del 1 de junio de 2017 hasta el 1 de octubre de 2029 fecha que
finaliza la simulacion, variando la tasa de inyeccion (10000 BPD, 7000 BPD, 5000
BPD). La idea de simular la inyeccion de agua es poder comparar el recobro
secundario con la tecnologia de inyeccion continua solvente — polimero.
Actualmente en el Campo Chichimene se esta realizando un piloto de inyeccion de
agua.
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5.3.2 Escenario #1 (agua @5000 BPD). Para este escenario se inyecto agua
durante todo el tiempo de simulacion, es decir del 1 de junio de 2017 hasta el 1 de
octubre de 2029, a una tasa de inyeccion de 5000 BPD.

5.3.3 Escenario #2 (agua @7000 BPD). Para este escenario se inyecto agua
durante todo el tiempo de simulacion, es decir del 1 de junio de 2017 hasta el 1 de
octubre de 2029, a una tasa de inyeccion de 7000 BPD.

5.3.4 Escenario #3 (agua @10000 BPD). Para este escenario se inyecto agua
durante todo el tiempo de simulacion, es decir del 1 de junio de 2017 hasta el 1 de
octubre de 2029, a una tasa de inyeccion de 10000 BPD.

En los siguientes escenarios (escenario #4, escenario #5, escenario #6, escenario
#7, escenario #8, escenario #9, escenario #10, escenario #11, escenario #12), el
proceso de inyeccion inicia el 1 de junio 2017 y finaliza el 1 de octubre de 2029 de
igual manera que la simulacion. Estos escenarios se desarrollan con porcentajes
determinados para solvente, polimero y agua, variando dos parametros que
afectan el desempefio del proceso, estos parametros son:

¢ Volumen poroso a inyectar de solvente (5%,3%,1%)
e Tasa de inyeccién (10000 BPD, 7000 BPD, 5000 BPD)

5.3.5 Escenario #4 (Solvente 1%, Polimero 40% @5000 BPD). Para este
escenario se inyectd de solvente el 1% del volumen poroso durante 1 mes y 13
dias (13 de julio de 2017) seguido de 40 % de solucién polimérica durante 57
meses y 1 dia (14 de abril de 2021), finalizando con la inyeccién continua de agua
hasta el 1 de octubre de 2029, fecha que finaliza la simulacién, con el objetivo de
completar un 100% aproximadamente del volumen poroso, cada uno con una tasa
de inyeccién de 5000 BPD.

5.3.6 Escenario #5 (Solvente 1%, Polimero 40% @7000 BPD). Para este
escenario se inyect6é de solvente el 1% del volumen poroso durante 1 mes (1 de
julio de 2017) seguido de 40 % de solucion polimérica durante 40 meses y 22 dias
(22 de noviembre de 2020), finalizando con la inyeccién continua de agua hasta el
1 de octubre de 2029, fecha que finaliza la simulacién, con el objetivo de
completar un 100% aproximadamente del volumen poroso, cada uno con una tasa
de inyeccion de 7000 BPD.
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5.3.7 Escenario #6 (Solvente 1%, Polimero 40% @210000 BPD). Para este
escenario se inyectd de solvente el 1% del volumen poroso durante 21 dias (21 de
junio del 2017) seguido de 40 % de soluciéon polimérica durante 58 meses y 15
dias (5 de noviembre de 2019), finalizando con la inyeccion continua de agua
hasta el 1 de octubre de 2029, fecha que finaliza la simulacién, con el objetivo de
completar un 100% aproximadamente del volumen poroso, cada uno con una tasa
de inyeccién de 10000 BPD.

5.3.8 Escenario #7 (Solvente 3%, Polimero 40% @5000 BPD). Para este
escenario se inyect6é de solvente el 3% del volumen poroso durante 4 meses y 8
dias (8 de octubre de 2017) seguido de 40 % de solucién polimerica durante 57
meses y 1 dia (9 de julio de 2022), finalizando con la inyeccidn continua de agua
hasta el 1 de octubre de 2029, fecha que finaliza la simulacién, con el objetivo de
completar un 100% aproximadamente del volumen poroso, cada uno con una tasa
de inyeccién de 5000 BPD.

5.3.9 Escenario #8 (Solvente 3%, Polimero 40% @7000 BPD). Para este
escenario se inyect6é de solvente el 3% del volumen poroso durante 3 meses y 3
dias (3 septiembre de 2017) seguido de 40 % de solucidn polimérica durante 40
meses y 22 dias (25 de enero de 2021), finalizando con la inyeccion continua de
agua hasta el 1 de octubre de 2029, fecha que finaliza la simulacion, con el
objetivo de completar un 100% aproximadamente del volumen poroso, cada uno
con una tasa de inyeccion de 7000 BPD.

5.3.10Escenario #9 (Solvente 3%, Polimero 40% @210000 BPD). Para este
escenario se inyecté de solvente el 3% del volumen poroso durante 2 meses y 4
dias (4 de agosto de 2017) seguido de 40 % de solucion polimérica durante 58
meses y 15 dias (19 de diciembre del 2019), finalizando con la inyeccién continua
de agua hasta el 1 de octubre de 2029, fecha que finaliza la simulacion, con el
objetivo de completar un 100% aproximadamente del volumen poroso, cada uno
con una tasa de inyeccion de 5000 BPD.

5.3.11Escenario #10 (Solvente 5%, Polimero 40% @5000 BPD). Para este
escenario se inyect6 de solvente el 5% del volumen poroso durante 7 meses y 4
dias (4 de enero de 2017) seguido de 40 % de solucion polimérica durante 57
meses y 1 dia (5 octubre de 2022), finalizando con la inyeccion continua de agua
hasta el 1 de octubre de 2029, fecha que finaliza la simulacién, con el objetivo de
completar un 100% aproximadamente del volumen poroso, cada uno con una tasa
de inyeccion de 5000 BPD.
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5.3.12Escenario #11 (Solvente 5%, Polimero 40% @7000 BPD). Para este
escenario se inyect6é de solvente el 5% del volumen poroso durante 5 meses y 3
dias (3 de noviembre de 2017) seguido de 40 % de solucién polimérica durante
40 meses y 22 dias (25 de marzo de 2021), finalizando con la inyeccién continua
de agua hasta el 1 de octubre de 2029, fecha que finaliza la simulacion, con el
objetivo de completar un 100% aproximadamente del volumen poroso, cada uno
con una tasa de inyeccion de 7000 BPD.

5.3.13Escenario #12 (Solvente 5%, Polimero 40% @10000 BPD). Para este
escenario se inyecté de solvente el 5% del volumen poroso durante 3 meses 'y 17
dias (17 de septiembre de 2017) seguido de 40 % de solucién polimérica durante
58 meses y 15 dias (2 de febrero de 2020), finalizando con la inyeccién continua
de agua hasta el 1 de octubre del 2029, fecha que finaliza la simulacién, con el
objetivo de completar un 100% aproximadamente del volumen poroso, cada uno
con una tasa de inyeccion de 10000 BPD.

Los dos escenarios siguientes (escenario #13, escenario#14), se realizaron luego
de la primera parte del estudio financiero, son una variacion que se decidio realizar
con respecto al escenario #9, el cual fue el mas atractivo financieramente, se
cambio el volumen de solucion polimérica a inyectar (30%,50%), para analizar
coémo esta variacion afecta el proceso, para estos escenarios la tasa de inyeccién
es 10000 BPD.

5.3.14Escenario #13 (Solvente 3%, Polimero 30% @210000 BPD). Para este
escenario se inyecto de solvente el 3% del volumen poroso durante 2 meses y 4
dias (4 de agosto de 2017) seguido de 30 % de solucion polimérica durante 21
meses y 9 dias (13 de mayo de 2019), finalizando con la inyeccion continua de
agua hasta el 1 de octubre del 2029, fecha que finaliza la simulacién, con el
objetivo de completar un 100% aproximadamente del volumen poroso, cada uno
con una tasa de inyeccion de 10000 BPD.

5.3.15 Escenario #14 (Solvente 3%, Polimero 50% @210000 BPD). Para este
escenario se inyecto de solvente el 3% del volumen poroso durante 2 meses y 4
dias (4 de agosto de 2017) seguido de 50 % de solucion polimérica durante 35
meses y 18 dias (22 de julio de 2020), finalizando con la inyeccion continua de
agua hasta el 1 de octubre del 2029, fecha que finaliza la simulacion, con el
objetivo de completar un 100% aproximadamente del volumen poroso, cada uno
con una tasa de inyeccion de 10000 BPD.

En la Tabla 21 se muestra la variacion de los parametros para los diferentes

escenarios descritos anteriormente, con su respectivo valor del porcentaje y
volumen inyectado para cada fluido.
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Tabla 21. Porcentaje y Volumen inyectado para cada fluido

Escenarios % del Volumen de Tiempo % del Volumen Tiempo Tasade
volumen Solvente inyeccion volumen solucion inyeccion inyeccion
poroso (Bbls) solvente poroso polimérica de solucion (BPD)
inyectado (meses) inyectado (Bbls) polimérica
de solvente de solucidn (meses)
polimérica

Escenario Base 0 0 0 0 0 0 0
Escenario #1 0 0 0 0 0 0 5000
Escenario #2 0 0 0 0 0 0 7000
Escenario #3 0 0 0 0 0 0 10000
Escenario #4 1 213902 1,42 40 8556078 57,04 5000
Escenario #5 1 213902 1,18 40 8556078 40,74 7000
Escenario #6 1 213902 0,71 40 8556078 28,52 10000
Escenario #7 3 641706 4,27 40 8556078 57,04 5000
Escenario #8 3 641706 3,05 40 8556078 40,74 7000
Escenario #9 3 641706 2,13 40 8556078 28,52 10000
Escenario #10 5 1069510 7,3 40 8556078 57,04 5000
Escenario #11 5 1069510 5,09 40 8556078 40,74 7000
Escenario #12 5 1069510 3,56 40 8556078 28,52 10000
Escenario #13 3 641706 3,56 30 6417058 21.3 10000
Escenario #14 3 641706 3,56 50 10695097 35.6 10000
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6. SELECCION DE LOS VOLUMENES POROSOS A INYECTAR DE
SOLVENTE Y POLIMERO, Y SU TASA DE INYECCION MEDIANTE EL
ANALISIS DE LOS RESULTADOS

Luego de realizar la simulacion de la inyeccion continua solvente - polimero, se
muestran los resultados obtenidos para el escenario base y los diferentes
escenarios propuestos, buscando demostrar que cuando se inyecta
simultdneamente solvente — polimero se puede lograr el incremento del factor de
recobro, debido a que se mezclan dos fenbmenos benéficos, tales como, la
disolucion del solvente a condiciones de yacimiento disminuyendo la viscosidad
del petréleo y el desplazamiento mecanico “Tipo Pistdn” por parte del polimero
llegando a concluir cual es el escenario que muestra el mayor aumento en el factor
de recobro y por lo tanto produccién de petréleo.

6.1 PRESENTACION DE RESULTADOS

A continuacion se presentan dos graficos para cada escenario, incluyendo el
escenario base, donde la primera contiene las tasas de produccion de agua,
petréleo y gas, y la segunda la produccion acumulada de agua, petréleo y gas.

El factor de recobro es el porcentaje del volumen de petréleo original en sitio que
puede ser extraido mediante el mecanismo de produccion que se esta aplicando
en el campo, el factor de recobro es calculado con la ecuacién 42. Para cada
escenario propuesto se expresara el factor de recobro.

Ecuacion 42. Factor de recobro

_Np

FR m

Dénde:

Np es el volumen acumulado de petréleo producido
N es el volumen original de petrdleo

6.1.1 Escenario Base. El Grafico 23 muestra la tasa de produccion de agua
(BPD), petréleo (BPD) y gas (Ft’/dia) respectivamente, el Grafico 24 muestra la
produccién acumulada de agua (Bbls), petréleo (Bbls) y gas (Ft°), el factor de
recobro calculado con la ecuacion 5 es 1,01%.
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Gréfico 23. Tasa de produccion de agua, petroleo y gas del escenario
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6.1.2 Escenario #1 (agua @5000 BPD). El Grafico 25 muestra la tasa de
produccion de agua (BPD), petroleo (BPD) y gas (Ft3/dia) respectivamente, el
Grafico 26 muestra la produccion acumulada de agua (Bbls), petrdleo (Bbls) y gas
(Ft3). El factor de recobro calculado con la ecuacion 5 es 5.45%. Se inyectd solo
agua a una tasa de 5000 BPD desde el 1 de Junio del 2017.

Gréfico 25. Tasa de produccion de agua, petroleo y gas, escenario #1.
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Gréfico 26. Produccion acumulada de agua, petréleo y gas, escenario
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6.1.3 Escenario #2 (agua @7000 BPD). El Grafico 27 muestra la tasa de
produccién de agua (BPD), petréleo (BPD) y gas (Ft*/dia) respectivamente, el
grafico 28 muestra la produccién acumulada de agua (Bbls), petroleo (Bbls) y gas
(Ft%). El factor de recobro calculado con la ecuacién 5 es 6.46%. Se inyect6 solo
agua a una tasa de 7000 BPD desde el 1 de Junio del 2017.

Gréfico 27. Tasa de produccion de agua, petroleo y gas del escenario
#2 (agua @7000)
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6.1.4 Escenario #3 (agua @10000 BPD). El grafico 29 muestra la tasa de
produccién de agua (BPD), petréleo (BPD) y gas (Ft*/dia) respectivamente, el
grafico 30 muestra la produccién acumulada de agua (Bbls), petréleo (Bbls) y gas
(Ft%). El factor de recobro calculado con la ecuacién 5 es 7.47%. Se inyect6 solo

agua a una tasa de 10000 BPD desde el 1 de Junio del 2017.

Gréfico 29. Tasa de produccion de agua, petrdleo y gas del escenario #3
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6.1.5 Escenario #4 (Solvente 1%, Polimero 40% @5000 BPD). El Grafico 31
muestra la tasa de produccién de agua (BPD), petréleo (BPD) y gas (Ft*/dia)
respectivamente, el grafico 32 muestra la produccion acumulada de agua (Bbls),
petréleo (Bbls) y gas (Ft). El factor de recobro calculado con la ecuacién5 es
10.80%. Se inyect6 del volumen poroso 1% de solvente, 40% de solucion

polimérica, y posteriormente la inyeccion de agua continua a una tasa de 5000
BPD.

Gréfico 31. Tasa de produccion de agua, petroleo y gas del escenario #4
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6.1.6 Escenario #5 (Solvente 1%, Polimero 40% @7000 BPD). El Grafico 33
muestra la tasa de produccién de agua (BPD), petréleo (BPD) y gas (Ft¥/dia)
respectivamente, el grafico 34 muestra la produccion acumulada de agua (Bbls),
petréleo (Bbls) y gas (Ft°), el factor de recobro calculado con la ecuacién 5 es
12.21%. Se inyect6 del volumen poroso 1% de solvente, 40% de solucion
polimérica, y posteriormente la inyeccion de agua continua a una tasa de 7000
BPD.

Grafico 33. Tasa de produccion de agua, petroleo y gas del escenario #5
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6.1.7 Escenario #6 (Solvente 1%, Polimero 40% @210000 BPD. EI Grafico 35
muestra la tasa de produccién de agua (BPD), petréleo (BPD) y gas (Ft¥/dia)
respectivamente, el grafico 36 muestra la produccion acumulada de agua (Bbls),
petréleo (Bbls) y gas (Ft%), el factor de recobro calculado con la Ecuacion 5 es
12.54%. Se inyect6 del volumen poroso 1% de solvente, 40% de solucion
polimérica, y posteriormente la inyeccion de agua continua a una tasa de 10000
BPD.

Grafico 35. Tasa de produccion de agua, petroleo y gas del escenario #6
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6.1.8 Escenario #7 (Solvente 3%, Polimero 40% @5000 BPD). El Grafico 37
muestra la tasa de produccién de agua (BPD), petréleo (BPD) y gas (Ft¥/dia)
respectivamente, el Grafico 38 muestra la produccion acumulada de agua (Bbls),
petréleo (Bbls) y gas (Ft°), el factor de recobro calculado con la ecuacién 5 es
12.09%. Se inyect6 del volumen poroso 3% de solvente, 40% de solucion
polimérica, y posteriormente la inyeccion de agua continua a una tasa de 5000
BPD.

Gréafico 37. Tasa de produccion de agua, petroleo y gas del escenario #7
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6.1.9 Escenario #8 (Solvente 3%, Polimero 40% @7000 BPD). El grafico 39
muestra la tasa de produccién de agua (BPD), petréleo (BPD) y gas (Ft¥/dia)
respectivamente, el grafico 40 muestra la produccion acumulada de agua (Bbls),
petrleo (Bbls) y gas (Ft%), el factor de recobro calculado con la Ecuacion 5 es
12.53%. Se inyect6 del volumen poroso 3% de solvente, 40% de solucion
polimérica, y posteriormente la inyeccion de agua continua a una tasa de 7000
BPD.

Grafico 39. Tasa de produccion de agua, petroleo y gas del escenario #8
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6.1.10 Escenario #9 (Solvente 3%, Polimero 40% @10000 BPD). El Gréfico 41
muestra la tasa de produccién de agua (BPD), petréleo (BPD) y gas (Ft¥/dia)
respectivamente, el grafico 42 muestra la produccion acumulada de agua (Bbls),
petrleo (Bbls) y gas (Ft%), el factor de recobro calculado con la Ecuacion 5 es
12.93%. Se inyect6 del volumen poroso 3% de solvente, 40% de solucion
polimérica, y posteriormente la inyeccion de agua continua a una tasa de 10000
BPD.

Grafico 41. Tasa de produccion de agua, petroleo y gas del escenario #9
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6.1.11 Escenario #10(Solvente 5%, Polimero 40% @5000 BPD). El Grafico 43
muestra la tasa de produccién de agua (BPD), petréleo (BPD) y gas (Ft¥/dia)
respectivamente, el grafico 44 muestra la produccion acumulada de agua (Bbls),
petrleo (Bbls) y gas (Ft%), el factor de recobro calculado con la Ecuacion 5 es
12.35%. Se inyect6 del volumen poroso 5% de solvente, 40% de solucion
polimérica, y posteriormente la inyeccion de agua continua a una tasa de 5000
BPD.

Gréfico 43. Tasa de produccion de agua, petroleo y gas del escenario #10
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6.1.12 Escenario #11 (Solvente 5%, Polimero 40% @7000 BPD). El Gréafico 45
muestra la tasa de produccién de agua (BPD), petréleo (BPD) y gas (Ft¥/dia)
respectivamente, el grafico 46 muestra la produccion acumulada de agua (Bbls),
petrleo (Bbls) y gas (Ft%), el factor de recobro calculado con la Ecuacion 5 es
12.85%. Se inyect6 del volumen poroso 5% de solvente, 40% de solucion
polimérica, y posteriormente la inyeccion de agua continua a una tasa de 7000
BPD.

Gréfico 45. Tasa de produccion de agua, petréleo y gas del escenario #11
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Gréfico 46. Produccion acumulada de agua, petrdleo y gas escenario
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6.1.13 Escenario #12 (Solvente 5%, Polimero 40% @10000 BPD). El Gréfico 47
muestra la tasa de produccién de agua (BPD), petréleo (BPD) y gas (Ft¥/dia)
respectivamente, el gréfico 48 muestra la produccién acumulada de agua (Bbls),
petréleo (Bbls) y gas (Ft%), el factor de recobro calculado con la Ecuacién 5 es
13.55%. Se inyect6é del volumen poroso 5% de solvente, 40% de solucion
polimérica, y posteriormente la inyeccion de agua continua a una tasa de 10000
BPD.

Gréfico 47. Tasa de produccion de agua, petréleo y gas escenario #12
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Grafico 48. Produccion acumulada de agua, petréleo y gas escenario
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6.1.14 Escenario #13 (Solvente 3%, Polimero 30% @10000 BPD). El Grafico 49
muestra la tasa de produccién de agua (BPD), petréleo (BPD) y gas (Ft¥/dia)
respectivamente, el grafico 50 muestra la produccion acumulada de agua (Bbls),
petrleo (Bbls) y gas (Ft%), el factor de recobro calculado con la Ecuacion 5 es
12.05%. Se inyect6 del volumen poroso 3% de solvente, 30% de solucion
polimérica, y posteriormente la inyeccion de agua continua a una tasa de 10000
BPD.

Grafico 49. Tasa de produccion de agua, petroleo y gas escenario #13
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Grafico 50. Produccion acumulada de agua, petrdleo y gas escenario
#13
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6.1.15Escenario #14 (Solvente 3%, Polimero 50% @10000 BPD). El Grafico 51
muestra la tasa de produccién de agua (BPD), petréleo (BPD) y gas (Ft¥/dia)
respectivamente, el Grafico 52 muestra la produccion acumulada de agua (Bbls),
petréleo (Bbls) y gas (Ft%), el factor de recobro calculado con la Ecuacion 5 es
13.67%. Se inyect6 del volumen poroso 3% de solvente, 50% de solucion
polimérica, y posteriormente la inyeccion de agua continua a una tasa de 10000

BPD.
Gréfico 51. Tasa de produccién de agua, petrdleo y gas del escenario
#14
25, D0 1 4 D5
-3 00e+5
§ H F H ﬁ%
E 1 e R FR 1
= : =
5 : : -2.00&*53
§ 10,000 ..................;........... "'”'""E—"'“'l:..::-';;_.'Ll‘.:-‘%‘:;j-i-’i‘.‘-’f-"l'-'_}'i::?"'"”""" E
= &
z : -1 00e+5
£ ..g .....................................
o . . — Y 0.00e+0
2015 2020 2025 2030
Time (Date)
—eeeee (] Rt S0
———————— Water Rate SC
seemreeseense o Gas Rate SC

Grafico 52. Produccion acumulada de agua, petréleo y gas escenario
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6.2 ANALISIS DE RESULTADOS

De acuerdo a los resultados obtenidos, en el escenario base se deduce que el
pozo tendria una vida til hasta el afio 2023, debido a su declinacion con respecto
a las tasas de producciéon de agua, petroleo y gas.

En los resultados de los escenarios de inyeccion de agua (Escenario #1, #2, #3)
se observa que hay un leve aumento en las tasas de produccion de petréleo, lo
cual le prolonga la vida util al pozo, pero asi mismo las tasas de produccion de
agua son muy elevadas con respecto a las de petroleo, por lo tanto posee un alto
corte de agua.

En la Figura 58 se presentan los resultados de la inyeccion continua de solvente-
polimero con respecto a la saturacion de petroleo en el modelo. La figura tiene una
escala la cual va desde la mayor saturacion de aceite (82%) representada con un
color rojo vivo, hasta la menor saturacion de aceite (20%) representada con un
color verde. En esta figura se muestra como va el frente de avance el 6 de Junio
del 2018, logrando identificar que las capas de mayor produccion son las capas #:
19y 23.

En los escenarios donde se inyecta continuamente solvente-polimero (Escenario
#4, #5, #6, #7, #8, #9, #10, #11, #12, #13, #14) se observa que en las tasas de
produccion de hidrocarburos se tiene un pico mas alto, este pico representa el
momento en el que comienza la inyeccion del solvente. Asimismo, se logra
observar que el comportamiento de la tasa de gas y de petréleo con respecto al
tiempo es similar. Luego se observa que va declinando suavemente la tasa de
produccion de hidrocarburos, ese es el tiempo en el cual se esta llevando a cabo
la inyeccion del polimero, y para finalizar hay un cambio brusco en la tasa de
produccién a una mas baja con respecto a la anterior tasa y luego se mantiene
constante, esto indica que es la etapa en la cual se esta inyectando agua.

Con respecto a las Graficos de la produccion acumulada (agua, petréleo, gas) se
puede observar que en todos los escenarios se termina produciendo un mayor
volumen de agua con respecto al petréleo, lo cual era de esperarse debido a la
cantidad de agua que se esta inyectando en la simulacion.

En la Tabla 29 se muestra un resumen de los resultados obtenidos después de
realizar la simulacién de la inyeccion solvente - polimero, la cual incluye la
produccion de petrdleo acumulada al 1 de octubre de 2029 y el respectivo factor
de recobro para cada uno de los escenarios propuestos y el escenario base.

De acuerdo a los resultados obtenidos en los diferentes escenarios se realizan
tres Gréficos en las cuales se logra analizar las producciones acumuladas de los
escenarios. En el Grafico 53 se observa una comparacion de la produccién
acumulada del escenario base con respecto a los escenarios de inyeccion de agua
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(escenario #1, escenario #2 escenario # 3). En el Grafico 53 se compara la
produccion acumulada del escenario base con respecto a todos los escenarios
propuestos y para finalizar se realiza una grafica (Grafico 54) en donde se
compara la produccién acumulada del escenario base con respecto a los 3
escenarios con mayor produccion acumulada de petrdleo (Escenario #14,
Escenario # 12, escenario #9).

Figura 58. Saturacion de petroleo 1 de Junio del 2018
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Luego de analizar los escenarios propuestos para el desarrollo del area piloto del
Campo Chichimene se concluye que el escenario #12 (Solvente 5%, Polimero
40% @ 10000 BPD) es el que muestra los mejores resultados con una produccion
acumulada de petréleo de 12°030.000 Bbls y factor de recobro de 13.55%, seguido
del escenario #9 (Solvente 3%, Polimero 40% @ 10000 BPD) con una produccion
acumulada de petréleo de 11'478.000 Bbls y factor de recobro de 12.93%, y el
escenario #11 (Solvente 5%, Polimero 40% @ 70000 BPD) con una produccion
acumulada de petréleo de 11°411.000 Bbls y factor de recobro de 12.85%, siendo
estos los que presentan un aumento notable en la produccion acumulada de
petréleo y el factor de recobro en comparacion con los escenarios que preceden el
#12.

De acuerdo a la variacion del escenario #9 (Solvente 3%, Polimero 40% @ 10000
BPD), se realiz6 el escenario #13(Solvente 3%, Polimero 30% @ 10000 BPD) con
una produccién acumulada de petroleo de 10°698.700 y factor de recobro 12,05%;
y el escenario #14 (Solvente 3%, Polimero 50% @ 10000 BPD) con una
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produccion acumulada de 12°142.800 y factor de recobro de 13,67%, siendo el
escenario #14 el que presenta el factor de recobro mas alto y el mejor
técnicamente.

Gréfico 53. Produccion acumulada escenario base vs inyeccion de
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Grafico 55. Produccion acumulada escenario base vs tres escenarios
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Tabla 22. Resumen resultados para cada escenario propuesto

% del % del
volumen volumen Volumen . Factor
Volumen luci6 Tasa de Petroleo d
Escenarios _poroso Solvente _poroso sofucion inyeccion  Acumulado e
inyectad (Bbls) inyectado polimérica (BPD) (Bbls) recobro
ode de solucién (Bbls) (%)
solvente polimérica
Escenario Base 0 0 0 0 0 896.400 1,01
Escenario #1 0 0 0 0 5000 4'837.750 5,45
Escenario #2 0 0 0 0 7000 5'737.800 6,46
Escenario #3 0 0 0 1000 6'636.080 7,47
Escenario #4 1 213902 40 8556078 5000 9'583.900 10,80
Escenario #5 1 213902 40 8556078 7000 10'843.000 12,21
Escenario #6 1 213902 40 8556078 10000 11°136.000 12,54
Escenario #7 3 641706 40 8556078 5000 10°732.000 12,09
Escenario #8 3 641706 40 8556078 7000 11°120.000 12,53
Escenario #9 3 641706 40 8556078 10000 11°478.000 12,93
Escenario #10 5 1069510 40 8556078 5000 10°966.000 12,35
Escenario #11 5 1069510 40 8556078 7000 11°411.000 12,85
Escenario #12 5 1069510 40 8556078 10000 12°030.000 13,55
Escenario #13 3 641706 30 6417058 10000 10'698.700 12,05
Escenario #14 3 641706 50 10695097 10000 12'142.800 13,67
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7. ANALISIS FINANCIERO

El Campo Chichimene operado por la compafiia estatal Ecopetrol S.A. se sitla
hacia el oeste de la Cuenca Llanos Orientales cerca de la Ciudad de Villavicencio,
se encuentra en estado de produccion por medio de recuperacion secundaria con
factor de recobro del 6%. El crudo producido presenta gravedad API de 9° y
viscosidad equivalente a 2000 cP, por otro lado, el fluido inyectado durante la
recuperacion presenta viscosidad baja con respecto a la del petréleo in situ, esto
conlleva a que la relacion de movilidad no sea adecuada ocasionando baja
capacidad de produccion e incertidumbre en la rentabilidad financiera durante la
operacion del campo. Con base en lo anterior, se tuvo la necesidad de evaluar la
inyeccion continua de solvente-polimero por medio de un pozo inyector para
revertir la declinacion natural de un pozo productor en el area piloto del campo. El
solvente actia como diluyente generando disminucion en la viscosidad del crudo,
el polimero en combinacion con agua aumenta la viscosidad del agua permitiendo
un arrastre tipo piston. Acorde a la evaluacién técnica, se midio la rentabilidad de
inyeccidén para los escenarios que presentaron mayor aumento en el factor de
recobro tales como: Escenario #12 (tasa a 10.000 BPD, 5% de solvente, 40%
solucién polimérica), Escenario #9 (tasa a 10.000 BPD, 3% de solvente, 40%
solucion polimérica) y Escenario #11 (tasa a 7.000 BPD, 5% de solvente, 40%
solucién polimérica). Ademas, se estipuld la viabilidad financiera bajo la suposicién
de recuperacion secundaria por medio de inyeccién de agua.

En la Figura 59 se observa el estado mecanico del pozo productor, la formacion de
interés presenta su tope y base a 6.616 Ft — 6.963 Ft respectivamente.

Para la evaluacion financiera, desde el punto de vista de una compafiia operadora,
se realiz6 andlisis de costos de inversidn, costos de operacién e ingresos para los
tres escenarios seleccionados (Escenario #12, Escenario #9 y Escenario #11). La
duracion del proyecto son 12 afios con periodos trianuales. La unidad monetaria
de valor constante a utilizar es el Dolar Americano. La Tasa de Interés de
Oportunidad (TI1O) fue establecida en 17% E.A. La evaluacion se desarrollo por
medio del Indicador Financiero Valor Presente Neto (VPN).
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Figura 59. Estado mecanico generalizado de pozo productor

Casing 13.375in 68lb/ft K-55

Casing 7in 291b/ft

Float Collar 8,818 ft

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

7.1 ANALISIS DE COSTOS DE INVERSION (CAPEX)

Los costos de inversién corresponden a los desembolsos que realiza la empresa
con el propésito de mejorar la calidad de un servicio 0 aumentar la eficiencia de
Sus operaciones.

Actualmente, el Area Piloto cuenta con dos pozos productores en donde uno de
estos se encuentra en declinacion natural y el otro esté cerrado, sin embargo, con
la finalidad de implementar la inyeccién de solvente-polimero, independientemente
de la tasa y porcentaje de inyeccién, uno de ellos debe ser adecuado para cambiar
su estado de productor a inyector, mientras el otro debe ser acondicionado para
las nuevas condiciones de produccién, en la Tabla 23 se presenta el costo de
inversion asociado al acondicionamiento de los pozos, cabe resaltar que dicho
costo no varia y aplica para todos los escenarios propuestos.

Tabla 23. Acondicionamiento de pozo inyector y productor

Acondicionamiento usD
Pozo Productor 600.000,00
Pozo Inyector 600.000,00
Total 1°200.000,00

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.
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Una vez comienza inyeccion de solvente-polimero a las distintas tasas
presentadas en los diversos escenarios, el fluido producido debe ser tratado, por
tal razbn es necesario instalar facilidades de produccion las cuales estan
compuestas por: Separador, Tratador térmico, Gun Barrel, Scrubber vy
Deshidratador. El costo de adecuacion esta en funcién del caudal de inyeccion. En
la Tabla 24 se presenta los costos de adecuacion en funcion de los caudales de
inyeccion, la siguiente tabla es una base para establecer el costo de facilidades en
los distintos escenarios propuestos.

Tabla 24. Costo de facilidades de produccion

Caudal (BPD) UsSD
2.000 962.500,00
5.000 17925.000,00
7.000 2°695.000,00

10.000 37190.619,00

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

El polimero y el agua deben ser tratados en la respectiva planta de tratamiento la
cual estd compuesta por las siguientes unidades: Unidad suavizadora de agua,
unidad de mezcla y dilucion de polimero, bombas de inyeccién, sistema y cuarto
de control, y laboratorio. El costo de la planta estd en funcién del caudal de
inyeccion en los diversos escenarios propuestos. En la Tabla 25 se presenta los
distintos costos para la planta de tratamiento.

Tabla 25. Costo de planta de tratamiento

Caudal (BPD) USD

1.000-1.999 1°000.000,00
2.000-4.999 2°000.000,00
5.000-10.000 37314.929,00

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

7.1.1 Escenario base. Corresponde a la inversiébn que debe realizar Ecopetrol
utilizando recuperacion primaria como meétodo de produccion en el pozo productor.
De continuar la compafiia con el proceso de produccion actual, no requiere ningun
tipo inversion.

7.1.2 Escenario propuesto #3. Corresponde a la inversion que debe realizar la

comparfiia con el objetivo de aumentar la capacidad productora del pozo productor
mediante recuperacion secundaria, inyeccion de agua.
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Los costos de inversion estuvieron asociados al acondicionamiento de los pozos,
tanto inyector como productor, la adecuacién de las facilidades de produccion para
el tratamiento de los fluidos producidos, la instalacion de la planta de tratamiento
y acondicionamiento del fluido.

Tal como se presenta en la tabla 24, el costo asociado al acondicionamiento de los
pozos corresponde a USD 1°200.000. Con base en el andlisis de sensibilidad, se
estipulé que el caudal 6ptimo de inyeccidn correspondia a 10.000 BPD. Segun, la
tabla 24, el costo de las facilidades de produccion corresponde a USD 3°190.619.

Previo a la inyeccion, es necesario tratar el agua mediante la planta de
tratamiento, segun la tabla 26, el costo de la planta de tratamiento corresponde a
USD 37314.929.

El volumen poroso total a inyectar equivale a 21°390.194 Bbl. En la Tabla 26 se
presenta el costo de tratamiento del fluido.

Tabla 26. Costo de tratamiento de agua, Escenario Propuesto #3

Fluido Tratamiento Volumen usD
(USD/Bbl) (Bbl)
Agua 0,30 21°390.194,00 6°417.058,20

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

En la Tabla 27 se presenta el costo de inversion.

Tabla 27. Costo de Inversion, Escenario Propuesto #3

Periodo Pozos Facilidades Planta Tratamiento usD
(trianual)
0 1'200.000,00 37190.619,00 3°314.929,00 6°417.058,20 14°122.606,20

7.1.3 Escenario propuesto #12. Corresponde a la inversion que debe realizar la
comparfiia con el objetivo de aumentar la capacidad productora del pozo productor
mediante la inyeccion de solvente-polimero. Para el presente caso, un 5% del
volumen poroso total a inyectar corresponde a solvente, un 40% de solucién
polimérica y el restante corresponde a inyeccion de agua.

Los costos de inversion estuvieron asociados al acondicionamiento de los pozos,

tanto inyector como productor, la adecuacion de las facilidades de produccion para
el tratamiento de los fluidos producidos, la compra de los volimenes respectivos
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de solvente y polimero, y la instalacion de la planta de tratamiento de solvente,
polimero y agua.

Tal como se presenta en la tabla 27, el costo asociado al acondicionamiento de los
pozos corresponde a USD 1°200.000. Con base en el analisis de sensibilidad, se
estipulé que el caudal 6éptimo de inyeccidn correspondia a 10.000 BPD. Segun, la
tabla 27, el costo de las facilidades de produccion corresponde a USD 3°190.619.

Previo a la ejecucion del proyecto, se debe realizar la compra del volumen total de
solvente y polimero. Con base en la evaluacion técnica se definié que el volumen
poroso total a inyectar equivale a 21°390.194 Bbls del cual, el 5% corresponde al
volumen de solvente, es decir, 1°069.510 Bbls, el 40% corresponde a la solucion
polimérica, equivalente a 8556.078 Bbls a concentracion de 0,318 kg/Bbl, el
restante esta asociado a agua; 11°764.607 Bbls. En la Tabla 28 se presenta el
costo del solvente y polimero.

Tabla 28. Costo de solvente y polimero, Escenario Propuesto #12

Fluido Costo Volumen usD
(USD/Bbl) (Bbl)
Solvente 26,00 1°069.510,00 27°807.260,00
Polimero 1,03% 8'556.078,00 8'815.498,29
Total 36°622.758,29

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

Una vez es realizada la compra de solvente y polimero, es necesario realizar
tratamiento a los mismos al igual que el agua de inyeccion mediante la planta de
tratamiento, segun la tabla 27, el costo de la planta de tratamiento corresponde a
USD 37314.929.

Antes de iniciar inyeccién y produccion, es necesario realizar tratamiento a los
fluidos a bombear. En la Tabla 29 se presenta el costo de tratamiento de la
solucion polimérica y del agua.

Tabla 29. Costo de tratamiento de fluidos, Escenario Propuesto #12

Fluido Tratamiento Volumen uUsD
(USD/Bb) (Bbl)
Scién. Polimérica 0,87 8'556.078,00 74.437,87
Agua 0,30 11°764.607,00 3'529.382,10
Total 3'603.819,90

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

°3 Concentracion a 0,318 kg/Bbl
%4 cada 100 barriles
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En la Tabla 30 se presenta el costo de inversion.

Tabla 30. Costo de Inversidn, Escenario Propuesto #12

(tPr(ieezhoud;I) Pozos Facilidades Spo;}/iﬁqn;:eoy Planta Tratamiento uUsD
0 1°200.000,00 37190.619,00 36°622.758,29 37314.929,00 3'603.819,90 47°932.126,19

7.1.4 Escenario propuesto #9. Corresponde a la inversion que debe realizar la
compafiia con el objetivo de aumentar la capacidad productora del pozo productor
mediante la inyeccion de solvente-polimero. Con base en el analisis de
sensibilidad, se estableci6 que el 3% del volumen poroso total a inyectar
correspondia a solvente, el 40% a solucién polimérica y el restante a inyecciéon de
agua.

Los costos de inversion estuvieron asociados a los mismos factores que el
Escenario Propuesto #12, por tal razon, el costo de acondicionamiento de los
pozos no varia. Con base en el andlisis de sensibilidades, se estipulé que el
caudal 6ptimo de inyeccidén correspondia a 10.000 BPD, teniendo en cuenta la
tabla 30 el costo de las facilidades de produccion corresponde a USD 37190.619.

Con base en la tabla 30, se estipula que el costo de la planta de tratamiento
equivale a USD 3°314.929.

Antes de iniciar inyeccion y produccion, se debe realizar la compra del volumen de
solvente y polimero. Con base en la evaluacion técnica se definié que el volumen
poroso total a inyectar equivale a 21°390.194 Bbls de cual, el 3% corresponde al
volumen de solvente, es decir, 641.706 Bbils, el 40% corresponde a la solucién
polimérica, equivalente a 8556.078 Bbls a concentracion de 0,318 kg/Bbl, el
restante esta asociado a agua; 12°192.411 Bbls. En la Tabla 31 se presenta el
costo del solvente y polimero.

Tabla 31. Costo de solvente y polimero, Escenario Propuesto #9

Fluido Costo Volumen usD
(USD/Bbl) (Bbl)
Solvente 26,00 641.706,00 16°684.356,00
Polimero 1,03 8'556.078,00 8'815.498,29
Total 25°499.854,29

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

°° Concentracién a 0,318 kg/Bbl

162



En la Tabla 32 se presenta el costo de tratamiento de la solucion polimérica y del
agua.

Tabla 32. Costo de tratamiento de fluidos, Escenario Propuesto #9

Fluido Tratamiento Volumen usbD
(USD/Bbl) (Bbl)
Sciéon. Polimérica  0,87>° 8'556.078,00 74.437,87
Agua 0,30 12°192.411,00 3'657.723,30
Total 3732.161,17

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

En la Tabla 33 se presenta los costos de inversion.

Tabla 33. Costos de inversion, Escenario Propuesto #9

(z'(ie:noud:l) Pozos Facilidades Spog}ll,(:gfoy Planta Tratamiento UsD
0 1°200.000,00 37190.619,00 25°499.854,29  37314.929,00 37732.161,17  36°937.563,47

7.1.5 Escenario propuesto #11. Corresponde a la inversion que debe realizar la
compafiia con el objetivo de aumentar la capacidad productora del pozo productor
mediante la inyeccion de solvente-polimero. Para el presente caso, un 5% del
volumen poroso total a inyectar corresponde a solvente, un 40% a solucion
polimérica y el 55% a inyeccion de agua.

Los costos de inversion estuvieron asociados a los mismos factores que en los
dos anteriores escenarios propuestos, por tal razon, el costo de acondicionamiento
de los pozos no varia. Con base en el analisis de sensibilidades, se estipulé que el
caudal 6ptimo de inyeccién correspondia a 7.000 BPD, teniendo en cuenta la tabla
24, el costo de las facilidades de produccion corresponde a USD 2°695.000.

Previo a la ejecucion del proyecto, se debe realizar la compra del volumen total de
solvente y polimero. Con base en la evaluacion técnica se definio que el volumen
poroso total a inyectar equivale a 21°390.194 Bbls del cual, el 5% corresponde al
volumen de solvente, es decir, 1'069.510 Bbls, el 40% corresponde a la solucion
polimérica, equivalente a 8°556.078 Bbls a concentracién de 0,318 kg/Bbl y el
restante esta asociado a agua; 11°764.607 Bbls. En la Tabla 34 se presenta el
costo del solvente y polimero.

% cada 100 barriles
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Tabla 34. Costo de solvente y polimero, Escenario Propuesto #11

Fluido Costo Volumen usD
(USD/Bbl) (Bbl)
Solvente 26,00 1°069.510,00 27°807.260,00
Polimero 1,03% 8°556.078,00 8°815.498,29
Total 36°622.758,29

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

Con base en la tabla 33, se estipula que el costo de la planta de tratamiento
equivale a USD 3°314.929.

En la tabla 35 se presenta el costo de tratamiento de la solucidén polimérica y del
agua.

Tabla 35. Costo de tratamiento de fluidos, Escenario Propuesto #11

Fluido Tratamiento Volumen usD
(USD/Bbl) (Bbl)
Scién. Polimérica  0,87°° 8'556.078,00 74.437,87
Agua 0,30 11°764.607,00 3'529.382,10
Total 3'603.819,97

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

En la tabla 36 se presenta el costo de inversion.

Tabla 36. Costo de inversidn, Escenario Propuesto #11

Pgrlodo Pozos Facilidades Solv,ente Y
(trianual) polimero

0 1200.000,00 2695.000,00 36'622.758,29  3'314.929,00 3'603.819,97  47°436.507,26

Planta Tratamiento USsSD

7.2 ANALISIS DE COSTOS DE OPERACION (OPEX)

Los costos de operacién corresponden a los costos asumidos por la empresa dia a
dia con el propoésito de mantener en funcionamiento el proyecto.

>" Concentracién a 0,318 kg/Bbl
%8 Cada 100 barriles
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Los costos estan reflejados en el Lifting Cost el cual representa los costos de
levantamiento, procesamiento, transporte, talento humano, sSuministros,
reparaciones, etc.

Con base en la informacion respecto a los costos de operacion de los dltimos
cuatro afos, la empresa determiné que el Lifting Cost, tanto para el escenario
base como escenarios propuestos, equivalia a USD 11,00/Bbl con aumento anual
de 9,30%. En el Calculo 1 se presenta la tasa incremental trianual del Lifting Cost.

Calculo 1. Tasa incremental de Lifting Cost
(1+)" = (1+)"
(1+0,093)* = (1+i)3
(1+0,093)% = (1+i)%°
i =0,3057
i =30,57%

En la tabla 37 se presenta el Lifting Cost asociado a cada periodo.

Tabla 37. Lifting Cost

Periodo (trianual) USD/Bbl
1 11,00
2 14,36
3 18,75
4 24,49

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

7.2.1 Escenario base. Costos asociados a la produccion del pozo productor
mediante recuperacion primaria.

Con base en la produccion estimada para cada periodo, se determind los costos
de operacion, véase tabla 38.

Tabla 38. Costos de operacidn, Escenario Base

Periodo Produccion Lifting Cost (USD/Bbl) usbD
(trianual) (Bbl)
1 129.327,00 11,00 1°422.597,00
2 5.990,00 14,36 86.032,57
3 0,00 18,75 0,00
4 0,00 24,49 0,00

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.
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7.2.2 Escenario propuesto #3. Costos asociados a la produccion del pozo
productor mediante recuperacion secundaria, inyeccion de agua a caudal de
10.000 BPD. Los costos estan reflejados en el Lifting Cost.

Con base en la produccion estimada para cada periodo, se determind los costos
de operacion, véase Tabla 39.

Tabla 39. Costos de operacion, Escenario Propuesto #3

Periodo Produccidn Lifting Cost uUsD
(trianual) (Bbl) (USD/Bbl)
1 2'560.960,00 11,00 28°170.560,00
2 1"262.490,00 14,36 18°129.356,40
3 990.100,00 18,75 18"564.375,00
4 1°017.530,00 24,49 247919.309,70

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

7.2.3 Escenario propuesto #12. Costos asociados a la produccién del pozo
productor mediante inyeccién solvente-polimero a caudal de 10.000 BPD e
inyeccion del porcentaje del volumen poroso de solvente del 5%, solucion
polimérica 40% y agua 55%. Los costos estan reflejados en el Lifting Cost.

Con base en la produccion estimada para cada periodo, se determiné los costos
de operacion, véase Tabla 40.

Tabla 40.Costos de operacion, Escenario Propuesto #12

Periodo Produccion Lifting Cost usb
(trianual) (Bbl) (USD/Bbl)
1 7°074.408,00 11,00 77°818.488,00
2 2°733.500,00 14,36 39°260.440,45
3 714.000,00 18,75 137389.911,46
4 748.000,00 24,49 18°315.741,07

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

7.2.4 Escenario propuesto #9. Costos asociados a la produccion del pozo
productor mediante inyeccién solvente-polimero a caudal de 10.000 BPD e
inyeccion del porcentaje del volumen poroso de solvente del 3%, solucion
polimérica 40% y agua 57%. Los costos estan reflejados en el Lifting Cost .

Con base en la produccion estimada para cada periodo, se determind los costos
de operacion, véase tabla 41.
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Tabla 41.Costos de operacion, Escenario Propuesto #9

Periodo Produccion Lifting Cost usD
(trianual) (Bbl) (USD/Bbl)
1 6°890.608,00 11,00 75°796.688,00
2 2°245.700,00 14,36 32°254.315,39
3 793.600,00 18,75 14°882.680,30
4 787.000,00 24,49 197270.706,18

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

7.2.5 Escenario propuesto #11. Costos asociados a la produccién del pozo
productor mediante inyeccién solvente-polimero a caudal de 7.000 BPD e
inyeccion del porcentaje del volumen poroso de solvente del 5%, solucion
polimérica 40% y agua 55%. Los costos estan reflejados en el Lifting Cost. Con
base en la produccién estimada para cada periodo, se determiné los costos de
operacion, véase tabla 42.

Tabla 42. Costos de operacion, Escenario Propuesto #11

Periodo Produccion Lifting Cost usD
(trianual) (Bbl) (USD/Bbl)
1 57396.108,00 11,00 59°357.188,00
2 37754.900,00 14,36 53'930.502,23
3 783.900,00 18,75 14°700.772,54
4 715.000,00 24,49 17'507.693,67

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

7.3 ANALISIS DE INGRESOS

El ingreso esta asociado a la produccion de petréleo mediante recuperacion
primaria, secundaria e inyeccion de solvente-polimero. El precio de venta del
crudo por barril se referencia con base en el Petrdleo Brent, sin embargo, se
realizaron ajustes por calidad y transporte, estableciendo un precio de venta de
USD 28/ Bbl.

Con la finalidad de calcular los ingresos netos del proyecto, se debié disminuir a la

produccion bruta el porcentaje correspondiente de regalias. En la Tabla 43 se
observa el porcentaje de regalias con base en la Ley 756 de 2002.
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Tabla 43. Porcentaje de regalias segun Ley 756 de 2002

Produccidn diaria promedio mes Porcentaje
Produccién igual o menor a 5 KBPD 8%
Producciéon mayor a 5 KBPD e inferior o igual a 125 KBPD X%
X% = 8 + (produccion KBPD — 5 KBPD) * 0.10
Produccién mayor a 125 KBPD e inferior o igual a 400 20%

KBPD

Fuente: COLOMBIA. CONGRESO DE LA REPUBLICA. Ley 756. 23, Julio, 2002.
Por la cual se modifica la Ley 141 de 1994, se establecen criterios de distribucion y
se dictan otras disposiciones. Diario Oficial 44878. Julio 25 de 2002.

7.3.1 Escenario base. Ingresos asociados a produccion mediante recuperacion
primaria. La liquidacion de regalias se realizé con respecto a la produccion actual
diaria promedio mes del campo la cual equivale a 163.000 BPD. En la tabla 44 se
presenta la produccion neta.

Tabla 44. Produccién neta, Escenario Base

Periodo Produccion Produccion  Produccién Regalias Produccion

(trianual) bruta (Bbl) promedio del campo 20% neta (Bbl)
dia (BPD) (BPD) (Bbl)

1 129.327,00 118,10 163.118,10 25.865,40 103.461,60

2 5.990,00 5,47 163.005,47 1.198,00 4.792,00

3 0,00 0,00 163.000,00 0,00 0,00

4 0,00 0,00 163.000,00 0,00 0,00

En la tabla 45 se presentan los ingresos netos.

Tabla 45. Ingresos netos, Escenario Base

Periodo Produccién Precio de venta UsD
(trianual) neta (Bbl) (USD/BbI)
1 103.461,60 28 2°896.924,80
2 4.792,00 134.176,00
3 0,00 0,00
4 0,00 0,00

7.3.2 Escenario propuesto #3. Ingresos asociados a produccion mediante
recuperacion secundaria, inyeccion de agua a tasa de 10.000 BPD. En la tabla 46
se presenta la produccion neta.
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Tabla 46. Produccién neta, Escenario Propuesto #3

. ., Produccién  Produccién Regalias .,
Periodo Produccién . Produccioén
(trianual)  bruta (Bbl) promedio del campo 20% neta (Bbl)

dia (BPD) (BPD) (Bbl)

1 2'560.960,00 2.338,78 165.338,78 512.192,00 2°048.768,00

2 1°262.490,00 1.152,96 164.152,96 252.498,00 17009.992,00

3 990.100,00 904,20 163.904,20 198.020,00 792.080,00

4 1°017.530,00 929,25 163.929,25 203.506,00 814.024,00

En la tabla 47 se presentan los ingresos netos.
Tabla 47. Ingresos netos, Escenario Propuesto #3
Periodo Produccién neta Precio de venta usD
(trianual) (Bbl) (USD/Bbl)
1 2°048.768,00 28 57°365.504,00
2 17009.992,00 28°279.776,00
3 792.080,00 22°178.240,00
4 814.024,00 22°792.672,00

7.3.3 Escenario propuesto #12. Ingresos asociados a produccion mediante
inyeccion solvente-polimero donde el 5% del volumen poroso corresponde a
solvente, 40% a solucién polimérica y 55% agua una tasa de inyeccion de 10.000
BPD. En la tabla 48 se presenta la produccién neta.

Tabla 48. Produccién neta, Escenario Propuesto #12

Periodo Produccion Produccién Produccion Regalias Produccién
(trianual) bruta (Bbl) promedio del campo 20% neta (Bbl)
dia (BPD) (BPD) (Bbl)
1 7°074.408,00 6.460,65 169.460,65  1°414.881,60 5°659.526,40
2 2°733.500,00 2.496,35 165.496,35 546.700,00 2°186.800,00
3 714.000,00 652,05 163.652,05 142.800,00 571.200,00
4 748.000,00 683,11 163.683.11 149.600,00 598.400,00
En la tabla 49 se presentan los ingresos netos.
Tabla 49. Ingresos netos, Escenario Propuesto #12
Periodo Produccion neta Precio de venta usb
(trianual) (Bbl) (USD/BbI)
1 5'659.526,40 28 158°466.739,20
2 2186.800,00 61°230.400,00
3 571.200,00 157993.600,00
4 598.400,00 16°755.200,00
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7.3.4 Escenario propuesto #9. Ingresos asociados a produccion mediante
inyeccion solvente-polimero donde el 3% del volumen poroso corresponde a
solvente, 40% a solucion polimérica y 57% agua a una tasa de inyeccion de
10.000 BPD. En la tabla 50 se presenta la produccion neta y en la tabla 51 se
presentan los ingresos netos.

Tabla 50. Produccion neta, Escenario Propuesto #9

Periodo Produccidn Produccién Produccio Regalias Produccién
(trianual) bruta (Bbl) promedio n del 20% neta (Bbl)
dia (BPD) campo (Bbl)
(BPD)
1 6°890.608,00 6.292,79  169.292,79 1°378.121,60 5'512.486,40
2 2°245.700,00 2.050,87  165.050,87 449.140,00 1796.560,00
3 793.600,00 724,75  163.724,75 158.720,00 634.880,00
4 787.000,00 718,72 163.718,72 157.400,00 629.600,00

Tabla 51. Ingresos netos, Escenario Propuesto #9

Periodo Produccion neta Precio de venta usbD
(trianual) (Bbl) (USD)
1 5'512.486,40 28 154°349.619,20
2 1°796.560,00 50°303.680,00
3 634.880,00 17°776.640,00
4 629.600,00 17°628.800,00

7.3.5 Escenario propuesto #11. Ingresos asociados a produccion mediante
inyeccion solvente-polimero donde el 5% del volumen poroso corresponde a
solvente, 40% a solucion polimérica y 55% agua con una tasa de inyeccién de
7.000 BPD. En la tabla 52 se presenta la produccioén neta.

Tabla 52. Produccién neta, Escenario Propuesto #11

. L Produccidn Produccidn Regalias L
Periodo Produccion : Produccion
(trianual)  bruta(@bl) ~ Promedio . del campo 20% neta (Bbl)

dia (BPD) (BPD) (Bbl)

1 57396.108,00 47927,95 167.927,95 1°079.221,60 4°316.886,40

2 37754.900,00 37429,13 166.429,13 750.980,00 3°003.920,00

3 783.900,00 715,89 163.715,89 156.780,00 627.120,00

4 715.000,00 652,97 163.652,97 143.000,00 572.000,00

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.
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En la tabla 53 se presentan los ingresos netos.

Tabla 53. Ingresos netos, Escenario Propuesto #11

Periodo Produccion Precio de venta uUsD
(trianual) neta (Bbl) (USD)
1 4°316.886,40 28 120°872.819,20
2 3°003.920,00 84°109.760,00
3 627.120,00 17°559.360,00
4 572.000,00 16°016.000,00

7.4 EVALUACION FINANCIERA

La viabilidad del proyecto fue determinada por medio del Indicador Financiero
Valor Presente Neto (VPN).

VALOR PRESENTE NETO (VPN)
Indicador financiero que representa a dia de hoy tanto los ingresos como egresos
futuros del proyecto.

El Valor Presente Neto fue calculado por medio de la ecuacién 43.

Ecuacién 43. Valor Presente Neto (VPN)
VPN(i) = ZFn (1+i)"

n = Periodo de tiempo
i = Tasa de Inversién de Oportunidad (TIO)
Fn= Flujo neto de caja

Cuando el VPN es mayor a cero, el proyecto es atractivo para el inversionista ya
gue los ingresos son mayores a los egresos, entre mayor sea el valor del VPN,
hace mas atractivo el proyecto, si el VPN es menor a cero, los egresos son
mayores a los ingresos y el proyecto no cumple con las expectativas del
inversionista y, cuando el VPN es igual a cero, el proyecto es indiferente
financieramente para el inversionista.

La Tasa de Inversion de Oportunidad corresponde a 17,00% E.A, en el Calculo 2
se presenta la tasa trianual.
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Calculo 2. Tasa de Inversion de Oportunidad trianual

(L+0)" = (1+i)"
(1+0,17)t = (1+i)*3
(1+0,17)% = (1+i)*3

i =0,6016
i = 60,16%

Para establecer el estado financiero del proyecto, se realiza un flujo de caja el cual
permite determinar en cada periodo tanto las salidas como entradas de efectivo.

7.4.1 Escenario base. Evaluacion financiera asociada a la produccién mediante
recuperacion primaria.

En el gréafico 56 se presenta el flujo de caja, las flechas en la parte superior de la

linea del tiempo representan ingresos mientras los egresos son ubicados en la
parte inferior.

Gréfico 56. Flujo de caja, Escenario Base

usD Totales
Venta de 289692480  134.176,00 0,00 0,00 3°031.100,80
crudo T T T T
L | | | | .
I 1 1 1 1 Trienios
0 1 2 3 4
Costos
de operacion 1422 557,00 36.032,57 0,00 0,00 1°508.629,57

En el grafico 57 se presenta el flujo de caja neto, la flecha hacia arriba simboliza
un periodo de ganancia mientras la flecha hacia abajo un periodo de pérdida.
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Gréfico 57. Flujo de caja neto, Escenario Base

usD Totales
17474 327 &0 43143 43 1°622.471,23
Venta de
crudo
: ! : : : Trienios
0 1 2 3 4
Egresos

En el Calculo 3 se observa el Valor Presente Neto. La Tasa Interna de
Oportunidad (TIO) correspondié a 60,16%.

Calculo 3. Valor Presente Neto, Escenario Base

1°474.327,80

T+ 0.6016)t 18:143:43(1+0,6016)*(1 + 0,6016)(1 + 0,6016)*

VPN(0,6016) =

7.4.2 Escenario propuesto #3. Evaluacion financiera asociada a la produccién
mediante recuperacion secundaria, inyeccion de agua a tasa de 10.000 BPD. En
el grafico 58 se presenta el flujo de caja.

Gréfico 58. Flujo de caja, Escenario Propuesto #3

Venta de usD Totales
crudo S7°365.504,00 28°279.776,00 22°178.240,00 22°782.572,00 130°616.192,00
| | 1 1 | . .
I 1 1 1 1 Trienios
0 1 2 3 4
I:I:'Ic\lfilrzlgﬁ 11'122.533.23 { { 14°122.606.20
Costos de 28°170.560,00 18°129.356,40 1356437500 24°919.309,70 89°783.601,10
operacion
Total 14122 606,20 28°170.560,00 187129.356,40 18°564.37500 24°919.309,70  103°906.207,30

En el grafico 59 se presenta el flujo de caja neto.
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Gréfico 59. Flujo de caja neto. Escenario propuesto #3

Venta de usbD Totales
crudo
29194.944,00 10'150.419.60 3'613.865.00 42'959,228,60
1 | | | ] -
I T T 1 1 Trienios
0 1 2 3 4
Egresos 14'122.606,20 27126.637,70  16°249.243,90

En el calculo 4 se observa el Valor Presente Neto. La Tasa Interna de Oportunidad
(TIO) trianual correspondi6 a 60,16%.

Calculo 4. Valor Presente Neto, Escenario Propuesto #3

VPN (0,6016)
= —14"122.606,20 +

2'126.637,70
(1+ 0,6016)*

29'194.944,00  10'150.419,60  3'613.865,00
(1+0,6016)T ' (1+0,6016)%2 ' (1 + 0,6016)3

= 8619.539,97

7.4.3 Escenario propuesto #12. Evaluacion financiera asociada a la produccion
mediante inyeccion de solvente-polimero, donde el 5% del volumen poroso
corresponde a solvente, 40% a solucién polimérica y 55% de agua. La tasa de
inyeccion fue establecida en 10.000 BPD. En el Grafico 60 se presenta el flujo de
caja.

Gréfico 60. Flujo de caja, Escenario Propuesto #12

Venta d usD Totales
enta de 158°466.739 20 617230.400,00 15°993.600,00 16°755.200,00 252°445.939 20
crudo T I I

! ! : : : Trienios
0 1 2 3 4

Fosto_@e 47°932126 15 { 47°3M.126.19

inversion

Costos de

' s 77°818.488 00 39°260.440 45 13738991146 18°315.741,07 148°784.580,98
operacion

Total 47°932.126,19 T7'818.488,00 39°250.44045 1338091146 18°315.741,07 196" 7T16. 707,20
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En el Gréfico 61 se presenta el flujo de caja neto.

Gréfico 61. Flujo de caja neto, Escenario Propuesto #12

Venta de
crudo

Egresos 4733

w
o
=]
=]

usD

%]
[=}]
[=]
[
[=1]
£a
[5)

n

I

L e —

1

17°560.541,07

Trienios

Totales

1056°221.899,29

49°492.667,26

En el Calculo 5 se observa el Valor Presente Neto. La Tasa Interna de
Oportunidad (TIO) trianual correspondi6 a 60,16%.

Calculo 5. Valor Presente Neto, Escenario Propuesto #12

VPN(0,6016) = —47°932.126,19 +

4 2'603.688,54
(1+0,6016)3

807648.251,20

21'969.959,55

(1+0,6016)*

1'560.541,07

(14 0,6016)%

(1+0,6016)2
11°384.146,53

7.4.4 Escenario propuesto #9. Evaluacién financiera asociada a la produccion
mediante inyeccién de solvente-polimero, donde el 3% del volumen poroso
corresponde a solvente, 40% a solucién polimérica y 57% de agua. La tasa de
inyeccion fue establecida en 10.000 BPD. En el grafico 62 se presenta el flujo de

caja.

Gréfico 62. Flujo de caja, Escenario Propuesto #9

Venta de
crudo

Costo de
inversion

Costos de
operacion

Total

|

54734861920

S0°303.680,00 17°775.640,00 17°628.600,00 2407058.739,20

UsD

L

35°G37 553 47

i i o
i | Trienios
l l 36°937.563,47
14°882.530,30  19°270.705,18  142°204.389,87|
14°882.680,30 19°270.706,18  179°141.953,34

Totales

5°796.688,0
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En el grafico 63 se presenta el flujo de caja neto.

Gréfico 63. Flujo de caja neto, Escenario Propuesto #9

uspD Totales
Venta de TE'S52.93120 18704935461 2°853.959 70 99°496.255,51
crudo
: : : : : Trienios
0 1 2 3 4
Egresos 36°937.563 47 1°641.906 12  38°6579.469,65

En el Calculo 6 se observa el Valor Presente Neto. La Tasa Interna de
Oportunidad (TIO) trianual correspondi6 a 60,16%.

Célculo 6. Valor Presente Neto, Escenario Propuesto #9

VPN (0,6016) = —36'937.563,47 + 78'552.931,20 + 18°049.364,61 + 2'893.959,70
' - o (140,6016) ~ (1+0,6016)2 (14 0,6016)3

1'641.90618 _ 030750
(1+0,6016)* o

7.4.5 Escenario propuesto #11. Evaluacion financiera asociada a la produccion
mediante inyeccion de solvente-polimero, donde el 5% del volumen poroso
corresponde a solvente, 40% a solucién polimérica y 55% de agua. La tasa de
inyeccion fue establecida en 7.000 BPD. En el grafico 64 se presenta el flujo de
caja.

Gréfico 64. Flujo de caja, Escenario Propuesto #11

Venta d usD Totales
enta de 120°872.819,20 847109.750,00 17°559.360,00 16°016.000,00 238 557.939,20
crudo T x X I

| 1 1 1 | . .
I T T T 1 Trienios
0 1 z 3 4

v

Costo de

inversion  .7.435 507,25 47°436.507,26

Costos de

.. 59°357.188,00 53°930.502,23  14°700.772,54 17°507.693,67 145°496.156,44
operacion
Total 47°435.507 25 59°357.18800 53°930.50223 1£°700.772,54 17°507.56532 67 192°932.663,70
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En el grafico 65 se presenta el flujo de caja neto.

Grafico 65. Flujo de caja neto, Escenario Propuesto #11

Venta de usD Totales
§1°515.631,20 30179257 77 2°358.587 48 94°553.476,43

bt !

1 1
1 1
b 3

crudo

Trienios

i b

Egresos 477435507 28 17491653 67 45°928.200,93

En el Calculo 7 se observa el Valor Presente Neto. La Tasa Interna de
Oportunidad (TIO) trianual correspondi6 a 60,16%.

Calculo 7. Valor Presente Neto, Escenario Propuesto #11

6151563120 30'179.257,77  2'858587,46
(140,6016)T ' (1+0,6016)2 ' (1 + 0,6016)3

= 37206.685.33

VPN(0,6016) = —47°436.507.26 +

17491.693,67
(14 0,6016)*

7.5 PRIMER CONCLUSION FINANCIERA

Desde el punto de vista financiero respecto a los 5 escenarios anteriormente
descritos, para la empresa Ecopetrol S.A. la mejor opcién es implementar la
inyeccion de solvente polimero en el Campo Chichimene a una tasa de inyeccion
de 10.000 BbI/D, inyectando los siguientes porcentajes del volumen poroso; 3% de
solvente, 40% de solucion polimérica y 55% de agua (Escenario Propuesto #9),
durante los proximos 12 afios, porque a dolares de hoy, se presenta un VPN
superior de USD 18°661.004,69 frente al escenario base, esto se presenta debido
a que el factor de recobro pasa de 1,01% a 12.93%.

Con base en el resultado, la compafiia decidié determinar la rentabilidad financiera
para dos escenarios propuestos adicionales (Escenario Propuesto #13 vy
Escenario Propuesto #14), los cuales presentan variaciones en el volumen poroso
de polimero a inyectar con respecto al Escenario Propuesto #9.

7.6 ANALISIS DE COSTOS DE INVERSION (CAPEX) - ESCENARIOS
PROPUESTOS ADICIONALES

Los costos de inversion estuvieron asociados a los mismos factores que el
Escenario Propuesto #9.
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7.6.1 Escenario propuesto #13. Corresponde a la inversion que debe realizar la
compafiia con el objetivo de aumentar la capacidad productora del pozo productor
mediante la inyeccion de solvente-polimero. El 3% del volumen poroso a inyectar
corresponde a solvente, el 30% a solucion polimérica y restante a agua.

El costo de acondicionamiento de los pozos no varia. El caudal de inyeccion no
cambia respecto al Escenario #9 el cual corresponde a 10.000 BPD, por ende, el
costo de asociado a las facilidades de produccién es el mismo.

Antes de iniciar inyeccion y produccion, se debe realizar la compra del volumen de
solvente y polimero. Se definié que el volumen poroso total a inyectar equivale a
21°390.194 Bbls del cual, el 3% corresponde al volumen de solvente, es decir,
641.706 Bbls, el 30% corresponde a la solucién polimérica, equivalente a
6°417.058 Bbls a concentracion de 0,318 kg/Bbl, el restante esta asociado a agua;
14°331.430 Bbls. En la tabla 54 se presenta el costo del solvente y polimero.

Tabla 54. Costo de solvente y polimero, Escenario Propuesto #13

Fluido Costo Volumen usD
(USD/Bb) (Bbl)
Solvente 26,00 641.706,00 16°684.356,00
Polimero 1,03 6°417.058,00 6°609.569,74
Total 23'293.925,74

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

Con base en la tabla 36, se estipula que el costo de la planta de tratamiento
equivale a USD 3°314.929.

En la tabla 55 se presenta el costo de tratamiento de la solucidén polimérica y del
agua.

Tabla 55. Costo de tratamiento de fluidos, Escenario Propuesto #13

Fluido Tratamiento Volumen uUsD
(USD/Bbl) (Bbl)
Solucién 0,87%° 6°417.058,00 55.828,40
polimérica
Agua 0,30 14°331.430,00 4°299.429,00

Total 4°355.257.40

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

% Concentracion a 0,318 kg/Bbl
€0 cada 100 barriles

178



En la tabla 56 se presenta los costos de inversion.

Tabla 56. Costos de inversion, Escenario Propuesto #13

Periodo
(trianual)

Solventey

polimero Planta Tratamiento UsD

Pozos Facilidades

0 1200.000,00 37190.619,00 237293.925,74 37314.929,00 4'355.257,40 3573540.726,67

7.6.2 Escenario propuesto #14. Corresponde a la inversion que debe realizar la
compainiia con el objetivo de aumentar la capacidad productora del pozo productor
mediante la inyeccion de solvente-polimero. El 3% del volumen poroso a inyectar
corresponde a solvente, el 50% a polimero y restante a agua.

El costo de acondicionamiento de los pozos no varia. El caudal de inyeccion no
cambia respecto al Escenario #9 el cual corresponde a 10.000 BPD, por ende, el
costo de asociado a las facilidades de produccion es el mismo.

Antes de iniciar inyeccion y produccion, se debe realizar la compra del volumen de
solvente y polimero. Se definié que el volumen poroso total a inyectar equivale a
21°390.194 Bbls del cual, el 3% corresponde al volumen de solvente, es decir,
641.706 Bbls, el 50% corresponde a la solucion polimérica, equivalente a
10°695.097 Bbls con una concentracién de 0,318 kg/Bbl, el restante esta asociado
a agua; 10°053.391 Bbls. En la tabla 57 se presenta el costo del solvente y
polimero.

Tabla 57. Costo de solvente y polimero, Escenario Propuesto #14

Fluido Costo Volumen usbD
(USD/BbI) (Bbl)
Solvente 26,00 641.706,00 16°684.356,00
Polimero 1,03% 10°695.097,00 11°015.949,91
Total 27°700.305,91

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

Con base en la tabla 56, se estipula que el costo de la planta de tratamiento
equivale a USD 3°314.929.

En la tabla 58 se presenta el costo de tratamiento de la solucion polimérica y del
agua.

® Concentracion a 0,318 kg/Bbl
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Tabla 58. Costo de tratamiento de fluidos, Escenario Propuesto #14

Fluido Tratamiento Volumen USsD
(USD/Bb) (Bbl)
Solucién polimérica 0,87% 10'695.097,00 93.047,34
Agua 0,30 10°053.391,00 3'016.017,35
Total 37109.064,70

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.
En la tabla 59 se presenta los costos de inversion.

Tabla 59. Costos de inversion, Escenario Propuesto #14

P'?”Od" Pozos Facilidades Sol\{ente y Planta Tratamiento USD
(trianual) polimero
0 1°200.000,00 37190.619,00 27°700.305,91 3°314.929,00 3109.064,70 38°514.913,93

7.7 ANALISIS DE COSTOS DE OPERACION (OPEX) - ESCENARIOS
PROPUESTOS ADICIONALES

Los costos de operacion se ven reflejados en el Lifting Cost el cual no varia
respectos al Escenario Propuesto #9.

7.7.1 Escenario propuesto #13. Costos asociados a la produccién del pozo
productor mediante inyeccion solvente-polimero a caudal de 10.000 BPD,
porcentaje de volumen de solvente de 3%, porcentaje de polimero de 30% y agua
un 67%.

Con base en la produccion estimada para cada periodo, se determind los costos
de operacion, véase tabla 60.

Tabla 60. Costos de operacién, Escenario Propuesto #13

Periodo Produccion Lifting Cost usD
(trianual) (Bbl) (USD/BbI)
1 6°761.410,00 11,00 74°375.510,00
2 1°483.130,00 14,36 21°297.746,80
3 857.130,00 18,75 16°071.187,50
4 801.030,00 24,49 19°617.224,70

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

62 cada 100 barriles

180



7.7.2 Escenario propuesto #14. Costos asociados a la produccion del pozo
productor mediante inyeccion solvente-polimero a caudal de 10.000 BPD,
porcentaje de volumen de solvente de 3%, porcentaje de polimero de 50% y agua
un 47%. Con base en la produccién estimada para cada periodo, se determiné los
costos de operacién, véase la tabla 61.

Tabla 61. Costos de operacion, Escenario Propuesto #14

Periodo Produccion Lifting Cost

(trianual) (Bbl) (USD/Bb) Usb
1 6'848.140,00 11,00 75'329.540,00
7 3'050.960,00 14,36 43'811.785,60
3 746.100,00 18,75 13'989.375.00
4 702.500,00 24,49 17'204.225,00

Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

7.8 ANALISIS DE INGRESOS - ESCENARIOS PROPUESTOS ADICIONALES

Los ingresos estan reflejados por la venta de la produccion bruta de crudo, el
precio de venta del barril corresponde al mismo del Escenario Propuesto #9.

7.8.1 Escenario propuesto #13. Ingresos asociados a produccion mediante
inyeccion solvente-polimero donde el 3% del volumen poroso corresponde a
solvente, 30% a polimero y 67% agua con una tasa de inyeccion de 10.000 BPD.
En la Tabla 62 se presenta la produccion neta y en la Tabla 63 se presentan los
ingresos netos.

Tabla 62. Produccion neta, Escenario Propuesto #13

Periodo Produccién Produccién Produccién Regalias Produccion
(trianual) bruta (Bbl) promedio del campo 20% neta (Bbl)
dia (BPD) (BPD) (Bbl)
1 6°761.410,00 6°174,80 169.174,80 1°352.282,00 57409.128,00
2 1°483.130,00 1'354,46 164.354,46 296.626,00 1°186.504,00
3 857.130,00 782,77 163.782,77 171.426,00 685.704,00
4 801.030,00 731,53 163.731,53 160.206,00 640.824,00
Tabla 63. Ingresos netos, Escenario Propuesto #13
Periodo Produccién neta Precio de venta USD
(trianual) (Bbl) (USD)
1 57409.128,00 28 1517455.584,00
2 1°186.504,00 337222.112,00
3 685.704,00 197199.712,00
4 640.824,00 17°943.072,00
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7.8.2 Escenario propuesto #14. Ingresos asociados a produccion mediante
inyeccion solvente-polimero donde el 3% del volumen poroso corresponde a
solvente, 50% a polimero y 47% agua con una tasa de inyeccion de 10.000 BPD.

En la Tabla 64 se presenta la produccion neta.

Tabla 64. Produccion neta, Escenario Propuesto #14

Periodo Produccién Produccién Produccién Regalias Produccion
(trianual) bruta (Bbl) promedio del campo 20% neta (Bbl)
dia (BPD) (BPD) (Bbl)
1 67848.140,00 6.254,01 169.254,01 1°369.628,00 57478.512,00
2 37050.960,00 2.786,26 165.786,26 610.192,00 2°440.768,00
3 746.100,00 681,37 163.681,37 149.220,00 596.880,00
4 702.500,00 641,55 163.641,55 140.500,00 562.000,00

En la Tabla 65 se presentan los ingresos netos.

Tabla 65. Ingresos netos, Escenario Propuesto #14

Periodo Produccién neta Precio de venta UsD
(trianual) (Bbl) (USD)
1 5°478.512,00 28 153°398.336,00
2 2°440.768,00 68°341.504,00
3 596.880,00 16°712.640,00
4 562.000,00 15°736.000,00
7.9 EVALUACION FINANCIERA - ESCENARIOS PROPUESTOS
ADICIONALES

La evaluacion financiero se desarrollé6 bajo el mismo indicador y parametros del
Escenario Propuesto #9.

7.9.1 Escenario propuesto #13. Evaluacién financiera asociada a la produccién
mediante inyeccion de solvente-polimero, donde el 3% del volumen poroso
corresponde a solvente, 30% a polimero y 67% agua con tasa de inyeccion de
10.000 BPD.

En el grafico 66 se presenta el flujo de caja.
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Gréfico 66. Flujo de caja, Escenario Propuesto #13

usD Totales
Venta de 151°455.584,00 33'222.112,00 19°199.712,00 17°943.072,00 221°820.480,00
crudo X

| | | 1 [ iami

I | i } i Trignios

0 1 2 3 4
Costo de l
inversion  3s-3ss 72567 35°354,726.67
Costos de 74°375.510,00 21°297.745,20 16°0T1.18750 19°617.22470  131'361.669,00
DperaCIDn
Total 35°354,726,67 T4'375510,00 21°297.746,30 16°071.187,50 19°617.22470 166°716.395.67

En el gréfico 67 se presenta el flujo de caja neto.

Grafico 67. Flujo de caja neto, Escenario Propuesto #13

usD Totales
Venta de T7°080.074,00 117924 36520 3712352450 92°132.963,70
crudo
: : : : : Trienios
0 1 2 3
Egresas 357354 T26.67 167415270 37°028.879,27

En el calculo 8 se observa el Valor Presente Neto. La Tasa Interna de Oportunidad
(T10) trianual correspondio a 60,16%.
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Calculo 8. Valor Presente Neto, Escenario Propuesto #13

77°080.074,00 N 11'924.365,20 4 37128.524,50
(1+0,6016)  (1+0,6016)2 (1+0,6016)3

= 17'927.922,81

VPN(0,6016) = —35"354.726.67 +

1'674.152,70
(1+ 0,6016)*

7.9.2 Escenario propuesto #14. Evaluacién financiera asociada a la produccion
mediante inyeccion de solvente-polimero, donde el 3% del volumen poroso
corresponde a solvente, 50% a polimero y 47% agua con tasa de inyeccion de
10.000 BPD.

En el grafico 68 se presenta el flujo de caja y en el grafico 69 se presenta el flujo
de caja neto.

Gréfico 68. Flujo de caja, Escenario Propuesto #14

usp Totales

Venta de 153°303.335,00 £8°341.504,00 18712
crudo

o

40,00 15°735.000,00 254°183.480,00

: Trienios

S —
- -
——

(5]

inversion ss-s14913.92

38°514,913.93

1
1
2
Costo de l l

Costos de 75°329.540,00 43°311.78550 13°989.375,00 17°204.225,00 150°334.925,60
operacion
Total 18°514913.93 T5°329.540,00 43°811.78550 13°989.375,00 17°204.225,00 188°849.839,53
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Gréfico 69. Flujo de caja neto, Escenario Propuesto #14

usD Totales
Venta de 73°068.795,00 24°529713,40 2'723.26500 105°321.779,40
crudo
: ! : : : Trienios
0 1 2 3 4
Egresos 38°514 5913.93 1°468.225,00 J9°953.138,93

En el Calculo 9 se observa el Valor Presente Neto. La Tasa Interna de
Oportunidad (TIO) trianual correspondi6 a 60,16%.

Calculo 9. Valor Presente Neto, Escenario Propuesto #14
i 78°068.796,00 24°529.718,40 2°723.265,00
VPN(0,6016) = —39°156.624,55 +

+ +
(1+0,6016)* = (1+0,6016)2 "~ (1+ 0,6016)3
LA0822500  19'590.144,33
(1+0,6016)% o

7.10 CONCLUSION FINANCIERA FINAL

Desde el punto de vista financiero con respecto a todos los escenarios propuestos,
para la empresa Ecopetrol S.A. la mejor opcion es el escenario #14, el cual
consiste en realizar la inyeccion de solvente polimero a una tasa de inyeccion de
10.000 Bbl/D, 3% de solvente, 50% de polimero y 47% de agua, durante el tiempo
del proyecto (12 afios), porque presenta un VPN de USD 20°231.855 siendo asi el
escenario mas atractivo economicamente.

A continuacion, se presenta el resumen del egreso total y Valor Presente Neto
para los respectivos escenarios, ver Tabla 66.
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Tabla 66. Resumen financiero de escenarios.

Egreso total

Valor Presente

Escenario
(USD) Neto (USD)
Escenario Base 1'508.629,57 939.302,81
Inyeccion agua a una tasa
de 10000 BPD 1037906.207,30 87619.539,97

Inyeccion solvente 5%,
polimero 40%, agua 55%,
a una tasa de 10000 BPD

Inyeccién solvente 3%,
polimero 40%, agua 57%,
a una tasa de 10000 BPD

Inyeccién solvente 5%,
polimero 40%, agua 55%,
a una tasa de 7000 BPD

Inyeccion solvente 3%,
polimero 30%, agua 67%, a
una tasa de 10000 BPD

Inyeccion solvente 3%,
polimero 50%, agua 47%,
a una tasa de 10000 BPD

196°706.948,01

179°133.390.30

192°919.788,01

166°716.395,67

188°849.839,53

11°384.146,53

19°600.307,50

37206.685,33

17°927.922,81

20°231.855,00

Grafico 70. Valor Presente Neto Escenarios.
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8. CONCLUSIONES

e Mediante la simulaciéon numérica se determiné que técnicamente es viable la
implementacion del proceso de inyeccion continua solvente — polimero como
método de recobro mejorado en el area piloto seleccionada del Campo
Chichimene, puesto que al evaluar los diferentes escenarios propuestos, todos
presentaron un aumento en el factor de recobro.

¢ La viscosidad de las soluciones de polimero es mayor a la viscosidad del agua.
En el momento de la inyeccion esto permite una reduccion en la razén de
movilidad, lo cual genera una mayor recuperacion de hidrocarburos en un menor
tiempo y con un menor corte de agua.

e En la simulacion se observdé que en el caso base, donde el pozo continda
operando como lo hace actualmente, tiene una vida Util hasta el afio 2023, por lo
tanto es necesario la implementacion de un recobro mejorado para lograr un
aumento en la produccién de petréleo y prolongar la vida util de este.

e Técnicamente el escenario #14 (Inyeccién solvente 3%, polimero 50%, agua
47%, a una tasa de 10000 BPD) fue el mas determinante, al presentar un
aumento notable en el factor de recobro a diferencia de los otros escenarios
propuestos, este escenario presentd un aumento en el factor de recobro de
12,66% respecto al escenario base hasta el 2029, aumentando la produccion
acumulada de petroleo 11°273.400 Bbls.

¢ El escenario #1 aumento el factor de recobro 4,44% con respecto al escenario
base hasta 2029. Siendo el escenario que representd el factor de recobro mas
bajo con respecto a los demas escenarios propuestos, esto es debido a que en
este escenario solo se inyecto agua a una tasa de 5000 BPD.

¢ El volumen poroso de solvente que se inyecta en el escenario #10 es del 5%, y
en el escenario #4 es del 1% a la misma tasa (5000 BPD), mostrando que el
volumen inyectado de solvente afecta el proceso, generando un aumento en la
produccion acumulada de petréleo y por lo tanto el factor de recobro.

e La tasa de inyeccion es un parametro el cual afecta notablemente este proceso.
Debido a que en los resultados obtenidos, los escenarios que tienen una tasa de
inyeccion de 10000 BPD fueron los de mayor factor de recobro.

e Se evidencio6 en los resultados que la variacion de los dos primeros parametros
tenidos en cuenta (Volumen poroso a inyectar de solvente, Tasa de inyeccién)
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simultdneamente afectan positivamente el desempefio del proceso esto se ve
evidenciado en el aumento del Factor de Recobro en todos los escenarios
propuestos con un valor minimo de 9,79%.

Con los parametros econdmicos utilizados se realizd la evaluacion financiera a 3
escenarios: escenario #12 (Inyeccion solvente 5%, polimero 40%, agua 55%, a
una tasa de 10000 BPD), escenario #9 (Inyeccion solvente 3%, polimero 40%,
agua 57%, a una tasa de 10000 BPD), escenario #11 (Inyeccion solvente 5%,
polimero 40%, agua 55%, a una tasa de 7000 BPD) los cuales tuvieron un mayor
factor de recobro inicialmente, de estos escenarios, todos son viables
financieramente. Siendo el escenario #9 (Inyeccion solvente 3%, polimero 40%,
agua 57%, a una tasa de 10000 BPD) el mas viable financieramente con un VPN
igual a USD 19°605.622,51.

Desde el punto de vista financiero se concluyd que el escenario #14 (Inyeccion
solvente 3%, inyeccion solucién polimérica del 50% e inyeccion de agua de
47% del volumen poroso a una tasa de 10.000 BPD) es el mas indicado para el
plan de desarrollo del area piloto del Campo Chichimene, constituyendo una
factibilidad de desarrollo e incremento del factor de recobro y en la produccion
de petréleo para Ecopetrol S.A., debido a que en el indicador financiero se
obtuvo un Valor Presente Neto (VPN) igual a USD 207231.855,00 donde los
ingresos son mayores a los costos de inversion y operacion.
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9. RECOMENDACIONES

¢ Realizar esta misma evaluacion usando diferentes tipos de arreglos de pozos.

e Ajustar la simulacion realizada a un modelo del campo completo o como
alternativa a otros sectores del campo para verificar las conclusiones de este
estudio.

¢ Realizar la simulacion de la inyeccién solvente-polimero de manera ciclica para
efectos comparativos.

¢ Realizar la simulacion de la inyeccidon continua solvente-polimero variando la
concentracion del polimero a inyectar.

e Realizar la simulaciéon de la inyeccién continua solvente-polimero con un pozo
productor horizontal para asi evaluar el efecto del desplazamiento vertical.

e Realizar esta misma evaluacién variando Unicamente el tipo de solvente a
inyectar.
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ANEXO A
UBICACION DE LOS POZOS VIRTUALES EN LA MALLA DEL MODELO DE
SIMULACION
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Ubicacion Pozo Virtual 1

2000-01-01
Block: 20,70

194




Ubicacién del pozo virtual 2

195




ANEXO B
COMPONENTES Y PROPIEDADES DEL SOLVENTE A INYECTAR EN EL
MODELO DE SIMULACION
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Condiciones de laboratorio

Cilindro 820225
Fecha de realizacion de la prueba 10/01/2014
Densidad de la muestra @ (1014.7 0.6634 g/cc
psiay 66 °F)
GOR 149.9 SCF/STB
Densidad del aceite 0.6702 glcc
Gravedad Especifica del gas 2.3368
Fuente: Ecopetrol S.A.
Componentes GLP
Componentes Gas Liquido Recombinado PM Densidad
Mol % Wt % Wt % Mol % g/mol  glcc @ 60
°F
Nitrégeno 0.0000 0.0000 0.0000  0.0000 28.01 0.8080
Di6xido Carbono 0.0109 0.0000 0.0008 0.0015 44.01 0.8270
Metano 0.2628 0.0000 0.0075  0.0371 16.04 0.3000
Etano 0.4545 0.0000 0.0242  0.0642 30.07 0.3560
Propano 9.4252 0.1225 0.8431 1.5266 44.10 0.5080
isobutano 4.3991 0.3556 0.7654 1.0515 58.12 0.5630
Normal Butano 19.0775  2.9269 45379  6.2348 58.12 0.5840
isopentano 35.8468 22.4272 243176 26.9140 72.15 0.6250
Normal Pentano 19.8361 18.3529 18.6876 20.6829 72.15 0.6310
Hexanos 6.2727  22.7092 20.9227 19.8900 84.00 0.6850
Heptanos 3.8814 16.3957 15.0921 12.5537 96.00 0.7220
Octanos 0.1832 9.5400 8.4326 6.2932 107.00 0.7450
Nonanos 0.0848 3.1836 2.8207 1.8615 121.00 0.7640
Decanos 0.0041 0.9683 0.8534 0.5086  134.00 0.7780
Undecanos 0.0041 0.2793 0.2470 0.1342 147.00 0.7890
Dodecanos 0.0000 0.0648 0.0571 0.0283 161.00 0.8000
Tridecanos 0.0000 0.0059 0.0052  0.0024  175.00 0.8110
Benzeno 0.2068 1.0537 0.9561 0.9776 78.10 0.8840
Tolueno 0.0500 1.6142 1.4292 1.2378 92.20 0.8720
Fuente: Ecopetrol S.A.
Propiedades fracciones pesadas
Fraccion Plus Wt % Mol % PM Densidad
C7+ 29.893 23.597 101.30 0.732
C10+ 1.163 0.673 137.87 0.530
C20+ 0.000 0.000 0.00 0.000
C30+ 0.000 0.000 0.00 0.000
Fuente: Ecopetrol S.A.
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de autor de tercercs. En case de que el trabajo haya sido financiado por tercercs, el ¢ los autores asumen la
responsabilidad del cumplimiento de los acuerdos establecidos sobre los derechos patrimoniaes de la obra,

Freme a cusiquier reclamacion por terceros, & o los autores serdn los responsables. En ningn caso la
responsabilidad serd asumida por la Fundacion Universidad de América

Con la autorizacidn, la Universidad puede difundir la obra en indices, buscadores y ofros sistemas de informacion
que favorezcan su visibilidad.
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Conforme a las condiciones anteriormente expuestas, como autores establecemos las siguientes condicionss de uso de
nuastra obra de acuerdo con la icencia Creative Commons que sa sefida a continuacion:

Atribucitn- no comercial- sin derivar: parmite distrbuir, =in fnes comerciales, sin obras
darivadas, con roonocimianto dal autor.

Atribucion — no comercial: permile distribulr, crear obras dervadas, sin fines comersaes x
con raconocimianto dal autor.

Atribuckdn - no comercial -~ compartir igual: parmite distnbur, modiicar, crear obras
derivades, sin fines econdmicos, sempra y cuando las cbras dervadas eskén foenciadas de
Ia miema forma.

Ucercas completes: bitp:ico crestivecommons org/Tpage Id=13

Siempre y cuando se haga alusion de alguna parte o nota del trabajo, se debe tener en cuenta la correspondiente
citacion bibliografica para darle crédito al trabajo y a su(s) autor{es).

De igual forma como autores autorizamos fa consulta de los medios fisicos del presande trabajo de grado asi:

AUTORIZAMOS Sl NO
La consulta fisica (stio en las instalaciones de |a Biblioteca) del CD-ROM yfo Impreso X

La reproduccion por cualquier formato conocido 0 por conocer para efectos de preservacion X

Informacion Confidenciak este Trabajo de Grado contiene informacion prvilegiada, estratégicao §  NO
secreta 0 se ha pedido su confidencididad por parfe del tercero, sobre quien se desarrold la
invessgacion. En cago afirmavo expresamente indicaré (indicaremos), en carta adjunta, tal situaciin X
con el fin de que sa raspede la restriccion de acceso,

Para constancia se firma &l presente documento en Bogota, a los 18 dias del mes de julio del adfio 2017.
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