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GLOSARIO

DESPLAZAMIENTO INMISIBLE: desplazamiento de petréleo ocasionado por la
accion de un fluido que genera fuerzas interfaciales en contacto con el petroleo.

DESPLAZAMIENTO MISCIBLE: desplazamiento de petréleo ocasionado por la
accion de un fluido que genera fuerzas interfaciales en contacto con el petroleo
nulas o ultrabajas.

EFICIENCIA DE BARRIDO VOLUMETRICA: relacion matematica entre el volumen
total del yacimiento o arreglo y el volumen ocupado por el fluido desplazante.

EFICIENCIA DE DESPLAZAMIENTO: relacibn matematica entre la saturacion de
petréleo desplazado y el volumen inicial de petréleo, expresado en fraccién (0-1).

FACTOR DE RECOBRO: valor numérico en el rango de cero a uno que representa
la fraccién del volumen total de hidrocarburos que puede ser recuperado bajo un
esquema de explotacion.

MOJABILIDAD: llamada también humectabilidad, es la tendencia de un fluido a
adherirse a un sélido preferencialmente al estar en presencia de otro fluido con el
gue es inmiscible. En yacimientos de petrdleo se encuentran rocas mojadas por
agua, por aceite y de mojabilidad mixta.

NUMERO ACIDO: valor numérico relacionado con la concentracion de compuestos
acidicos contenidos en el petréleo. Este es la masa de hidroxido de potasio (KOH)
en miligramos requerida para neutralizar un gramo de petréleo.

NUMERO CAPILAR: relacion adimensional entre las fuerzas viscosas y las fuerzas
capilares (tension interfacial-superficial).

PERMEABILIDAD: medida relacionada con la capacidad del medio poroso para
permitir el flujo de fluidos a través de €él. Matematicamente expresada por la Ley de
Darcy.

PERMEABILIDAD RELATIVA: relacion entre la permeabilidad efectiva y la
permeabilidad absoluta.

PRESION CAPILAR: fuerza por unidad de &area inducida por el efecto combinado

de tensiones interfaciales y superficiales, definido ademas como el diferencial de
presién entre la fase no mojante y la mojante.
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RAZON DE MOVILIDAD: relacion matematica entre la movilidad (cociente entre
permeabilidad efectiva y la viscosidad de un fluido) del fluido desplazante y el
desplazado.

SATURACION: es la relacion entre el volumen poroso ocupado por un fluido y el
volumen poroso de la roca reservorio.

TENSION INTERFACIAL: es fuerza ejercida en la interfaz de dos liquidos
inmiscibles por unidad de longitud, debido a que una molécula experimenta
diferentes interacciones moleculares cerca de la interfase que en los puntos mas
alejados de esta. En el caso del sistema liquido-gas es llamada tension superficial.

VISCOSIDAD: tendencia de un fluido en movimiento a buscar el estado de reposo.
Resistencia de un fluido al flujo ante la aplicacion de una fuerza.
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ABREVIATURAS

ac-ft Acre-Feet, Acre-pie, Acres-pie

API American Petroleum Institute.

AS Alcali-Surfactante.

BbL Barriles.

CMG Computer Modeling Group.

cP CentiPoise.

D Darcy.

EOR Enhanced Oil Recovery (recobro mejorado de petroleo).
°F Grados Fahrenheit.

Ft Feet, pies.

h Espesor TVDss de la formacion

HLB hydrophilic/lipophilic balance (Balance hidrofilico/lipofilico).
IFT Interfacial Tension, Tension Interfacial.

IOR Improved Oil Recovery.

k Permeabilidad.

mD MiliDarcy.

NCAP NuUmero capilar.

NW-SE Northwest-SouthEast (Noroccidente-suroriente).

OO0IP Original Oil in Place, Petroleo Original.

POES Petroleo Original En Sitio.

ppm Partes por millon (mg/kg; gr/Ton).

PSI Pounds Per Square-inch (Libras por pulgada cuadrada).
PVT Presion-Volumen-Temperatura.

RO Coeficiente de reflectancia a la Vitrinita (%).

SNM Sinclinal Nuevo Mundo.

SOR Saturacion de Petroleo Residual.

STB Stock Tank Barrel, barriles en superficie.

TOC Total Organic Content (Contenido de materia organica total = COT).
VMM Valle Medio de Magdalena.

M Viscosidad Absoluta.

VP Volumen Poroso.
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RESUMEN

En el presente trabajo se describen las metodologias concernientes a la inyeccién
continua de vapor asistida por surfactante y alcali-surfactante, con el fin de evaluar
alternativas que incrementen el factor de recobro de Campos que manejan crudos
pesados, en este caso el Campo Teca-Cocorna.

Como primera medida se realiza una descripcion del modelo estatico de simulacion
entregado por ECOPETROL S.A. en su convenio con el instituto colombiano de
petréleo (ICP), ademas de una breve descripcion de la suite CMG con sus distintos
modulos y caracteristicas. Se pormenorizan los procedimientos llevados a cabo en
la creacién de los diferentes escenarios de simulacion y su secuencia de trabajo.
Primeramente, se describe el proceso de recobro térmico y posteriormente el
proceso termoquimico.

Con los resultados obtenidos de los escenarios de simulacion, se realiza un analisis
de sensibilidad de las variables que tienen un mayor impacto sobre el factor de
recobro, para asi formular los escenarios 6ptimos donde se obtengan los mayores
beneficios de la metodologia en cuestion.

Durante los diferentes procedimientos llevados a cabo, se hace un analisis de los
resultados obtenidos en un marco técnico/operativo y asi de las condiciones
propicias para su implementacion.

PALABRAS CLAVE

CMG.

Crudo pesado.

Factor de recobro.
Inyeccién de quimicos.
Inyeccién de vapor.
Recobro mejorado.
Simulacion numérica.
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INTRODUCCION

Histéricamente la industria petrolera ha centrado su mirada en los yacimientos de
petréleo convencionales, debido principalmente a que la produccion de crudos
pesados propone numerosas dificultades, tanto en su extraccion (debido a las altas
viscosidades) como en su rentabilidad (ya que contiene mayores concentraciones
de metales y compuestos indeseables, o que resulta en mayores esfuerzos y
erogaciones para obtener productos utilizables).

En las dltimas décadas el interés en las reservas de petréleo pesado (22.3°API o
menores) ha tomado lugar, esto debido a la declinacion de produccion de
yacimientos convencionales, ademas de estos solo representar un 30% de las
reservas totales mundiales. Las reservas de petroleo pesado prometen ser la
solucion futura a la demanda de hidrocarburos, por lo que se ha incentivado la
investigacion y desarrollo en metodologias que faciliten su extraccion.

Esta investigacion tiene por objetivo el evaluar la viabilidad técnica de la inyeccion
continua de vapor asistida por surfactante y alcali-surfactante como método de
recobro mejorado para yacimientos de crudo pesado (Campo Teca-Cocornd). Lo
gue se busca con los diferentes escenarios planteados, es cuantificar el impacto
qgue tiene sobre el factor de recobro, la implementacion paralela de procesos
térmicos y quimicos, obteniendo asi el beneficio de ambas técnicas como lo son: la
disminucién de la tension interfacial entre el agua y el crudo generada por el
surfactante y el agente alcali, disminucion de la viscosidad debido a la energia
calorifica transferida al petroleo a través del vapor y su posterior
destilacién/vaporizacién de fracciones livianas, entre otros mecanismos.

Para el desarrollo de este trabajo se ha realizado una extensa investigacion de los
mecanismos y caracteristicas de cada uno de los procesos y junto con la
herramienta de simulacion numérica CMG se han recreado los diferentes
escenarios dentro del ambito de recobro mejorado.

Con este trabajo se desea incentivar la investigacion y desarrollo en el ambito de
recobro mejorado y extraccién de petrdleo pesado en las diferentes instituciones
relacionadas con la industria de petrdleo en el pais, ademas de contribuir en la
disminucion de la incertidumbre actual sobre este tipo de metodologias, con lo cual
se puedan brindar soluciones técnicas e ingenieriles a las compafias que enfrentan
el reto de explotar este tipo de yacimientos.
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OBJETIVOS

OBJETIVO GENERAL

Estudiar la viabilidad técnica de la inyeccion continua de vapor asistida con quimicos
(Surfactante, Alcali-Surfactante) como método de recobro mejorado para el campo
Teca-Cocorna mediante simulacién numérica.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

1. Describir las caracteristicas geoldgicas del campo Teca-Cocorna.

2. Describir las principales caracteristicas de la tecnologia, inyeccién continua de
vapor asistida con quimicos (Surfactante, Alcali-Surfactante).

3. Evaluar el impacto en el factor de recobro del campo Teca-Cocorna debido a la
implementacion de: Inyeccion continua de vapor convencional y finalmente la
inyeccion continua de vapor asistida con quimicos (Surfactante, Alcali-
Surfactante) mediante simulacion numérica.
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1. DESCRIPCION GEOLOGICA DEL CAMPO TECA-COCORNA

En el presente capitulo se enuncian todas las generalidades respectivas del Campo
Teca-Cocorna, su resefia historica, su estratigrafia, las condiciones estructurales, la
descripcion de sus formaciones geoldgicas. Se espera que esta informacion sirva
como referencia al lector para contextualizarse con las condiciones que se
presentan actualmente en el campo.

1.1 GENERALIDADES

La cuenca del Valle Medio del Magdalena posee una extension de 32,949 km?. Esta
localizada a lo largo de la porcion Central y Oriental en los Andes colombianos. La
exploracion de hidrocarburos ha sido orientada principalmente a la identificacion de
trampas estructurales en depdsitos cenozoicos. Las trampas estratigraficas no han
sido estudiadas en detalle.

La secuencia cretacica estd compuesta por depdsitos calcareos y siliciclasticos de
origen marino a transicional. En contraste las rocas cenozoicas fueron acumuladas
principalmente en ambientes continentales (abanicos aluviales y depésitos fluviales
con influencia marina). Tres fases de deformacion han sido reconocidas: Fase
extensional, de cabalgamiento y transcurrencia, relacionadas con la mayor parte de
las trampas de la cuenca. A continuacion, se presenta un esquema con la
informacion general de la cuenca®.

Cuadro 1. Caracteristicas generales cuenca
Valle Medio de Magdalena.

Cuenca > Valle Medio del Magdalena

Tipo de cuenca » F-:_nsa Irsft-:u.m-:a poli-histdrica a cuenca de
antepais fragmentada

Area de la cuenca » 32949 km?® / 3294942 Ha

Area disponible | 4 12906 km? / 1290662 Ha

Pozos perforades P 5699

Sismica 2D | g = B3 programas sismicos

Campos descubiertos P 51

Roca Generadora > La Luna-Simiti-Tablazo-Rosablanca-Umir

; Lizama-Esmeraldas-La Paz-Colorado-

Roca Reservorio [ g )
Mugrosa

Roca Sello > Simiti-Umnir / Esmeraldas-Mugrosa-La
Cira-Colorado

Tipo de hidrocarburo 4 Petréleo y gas

Fuente. Agencia Nacional de Hidrocarburos.
Informacién Geoldgica y Geofisica. Estudios
Integrados y Modelamientos. Poster Técnicos
tipo I. 2009. p. 17.

1 Agencia Nacional de Hidrocarburos. Informacién Geoldgica y Geofisica. Estudios Integrados y
Modelamientos. Poster Técnicos tipo I. 2009. p. 17
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1.2 RESENA HISTORICA

El campo Teca-Cocorna fue descubierto por la Texas Petroleum Company en 1963.
Se encuentra limitado por un poligono que definia el previo contrato de asociacion
844, que revirtié para el estado el 25 de febrero de 1997. En el afio de 1980 se
firmaron los acuerdos de Asociacion Cocorna, Asociacion Teca y Asociacién Nare,
para el desarrollo comercial de estos tres campos, de forma respectiva, que darian
continuidad al desarrollo de crudos pesados alrededor del antiguo contrato de
concesion Cocorna 844 iniciado en 1959.2

1.3 LOCALIZACION

El campo Teca-Cocorn& se encuentra ubicado en el extremo sur de la Cuenca del
Valle Medio del Magdalena, entre las cordilleras Central y Oriental, en el
corregimiento del Municipio de Puerto Perales, Departamento de Antioquia. Posee
una extension de 150 hectareas (371 acres) que se extiende sobre el departamento
de Antioquia, al Origen de la cordillera central a 144 kilbmetros al Norte del municipio
de Puerto Boyacd; al Sur limita con el Rio Cocorn4, afluente del Rio Magdalena,
este a su vez es limite oriental del campo.

El campo esta ubicado entre las coordenadas 1°159.900 a 1'161.200 Norte y
941.900 a 943.900 Este origen Bogota. ElI area del campo Teca-Cocorna se
encuentra ubicado dentro del area de la denominada asociacion Teca-Cocorna, al
Sur del &rea comercial del Campo Nare.

2 ECOPETROL S.A. Oportunidades visualizadas Campos Teca - Cocorna superintendencia de yacimientos.
Bogota D.C. 2010, p. 1.
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Figura 1. Mapa de la ubicacion del Campo Teca-Cocorna.

@ Omimex de Colombia, Ltd.
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Fuente. OMIMEX LTD. DE COLOMBIA. Localizacién del
campo Teca-Cocorna. La playa de Belén [en linea], 15 de
enero de 2013 [revisado 14 de Julio del 2017]. Disponible
en Internet: www.laplayadebelen.org.

1.4 MARCO GEOLOGICO DEL CAMPO TECA COCORNA

En la presente seccidn, se especificaran diversos conceptos, entre los cuales
podemos encontrar la columna estratigrafica, el modelo estructural, la descripciéon
de las formaciones y la geologia del petréleo.
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1.4.1 Columna Estratigrafica.

Figura 2. Columna estratigrafica generalizada cuenca del Valle Medio del
Magdalena.

- DEPOSITIOMAL
PERIOD EPDCH | AGE FORMATION LITOLOGEY ENVECRMENT
QLUATERMARY META
BE&L
MEQGENE
S
E 2
DOLDRADD o .;
ETMERALDASD —
PRLEOIENE LA BAT
LISALE, = TRAMGMONAL
1 S
Waasrizvan
MARINE
Carvpanizn UMIR - Delta from
E deposts
Ty it g1y =9
Conlacian E § MAFIE
Turcnian LA LUNA w 2 Crter to
E = idddie shelf
Canamarsan =5
SIBUTI
Albian
TABLAZOD
Aptian
Barremisn FAJA Sinern domnaiesd
LA
Walangiman ROSABLAMCA,
Bemas.an WLAEL
ARCABILIC -
LOS SAMNTOS
GIROM
UFFER DEDOE
uncer tdal Infusnce

Fuente. Instituto Colombiano de Geologia y Mineria. Cartografia geolégica
y muestreo geoquimico escala 1:100000 de la plancha 150 — cimitarra VMM.
Bogota. Diciembre 2008. p. 46.
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Figura 3. Cuadro de convenciones utilizado en la columna estratigrafica.

LITOLOGIA SELECCION ESTRATIFICACION INTERNA
. - A IS g vads Plana paraled
Arclllollta/Shale :;l:‘:r& m’lgr(r::)?\‘:;? e "'?,f-, Pa?\‘; 21‘.’11"&: r:‘:z;:nlrun
Moderadamense selecclonada ms Plana no paraiela =
Pobremente seleccionada ps h‘l{"‘}’c‘:;" ~r
2 / ": &Cs 4 & At Lt <
- Lodol 'ta "Uy T e e Gradada S
Ondulada paralela ===
REDON DEZ |0r-|3ul.y:!a no paraleta =
3 clinad —
- L| molita Moy poguier Sin eairatificacion -
Subredondgado ) ESTRUCTURAS INTERNAS
: Al’enlta Redondeado - Nodulos
Bien redondeado Concrecionas P
' Vaenas }
Mad. as 0
Conglomerado  pmATRIZ-CEMENTO | Madnauer
vy v v Huellas de Pisadas -
v'v’v'v.v Chel’t gfj::ﬁ"?&f,’,‘,ggﬁ gg Moldes de carga
B Caliza MINERALES ACCESORIOS FOSILES
Glauconita G
» ;—mm atita H Amonitas ‘
CaOI n f:lgf'ﬁjlo’ Fosfaticos P
Eldanta $ Bivalvos D
- Carbén pigas =
Foraminiferos ‘Ef

Fuente. Instituto Colombiano de Geologia y Mineria. Cartografia geologica y
muestreo geoquimico escala 1:100000 de la plancha 150 — cimitarra VMM.
Bogota. Diciembre 2008. p. 47.

1.4.2 Descripcion de las formaciones geoldgicas.

1.4.2.1 Grupo Girén3. Aflora a lo largo del anticlinal de Los Cobardes, el cual cierra
en forma periclinal hacia el sur, en los alrededores de la localidad de contratacion.
La parte superior de la formacion Girén fue observada parcialmente sobre la
Quebrada La Chimera, constituida por un conjunto conglomeratico de color gris a
rojizo que incluye fragmentos de roca, subangulares a subredondeados hasta 2.5
cm de didmetro.

El Analisis petrografico muestra fragmentos finos de cuarzo, cuarcitas, cherts,
areniscas, plagioclasas calcedonias y arcillas. Suprayaciendo a este conjunto
aparece un nivel de mas o menos 100 m de espesor, que se ha considerado como
una zona de transicidén y que constituye la parte mas joven de Girén en esta area.

Consta de areniscas cuarzosas, grises, de grano fino, con intercalaciones de
limolitas de color violeta y conglomerados rojos con fragmentos de roca calcarea.

Los estratos conglomeraticos presentan una estratificacion irregular y en ocasiones
lenticular, mientras que en el nivel superior ésta es mas homogénea, disminuyendo
las formas lenticulares. Esto muestra que el ciclo de sedimentacion con

3 PULIDO, Orlando; ULLOA, Carlos y RODRIGUEZ, Erasmo. Relaciones Estratigréficas entre el Jurasico y el
Cretacico de la Cordillera de los Cobardes. Bogota D.C., 1986. P. 58.
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caracteristicas continentales finaliza con los depdésitos conglomeraticos, mientras
que en el tope de la Formacién Girén es de caracter transicional marino-continental.

1.4.2.2 Formacion Arcabuco-Los Santos. La Formacion Arcabuco, suprayace a
la formacion Giron e infrayace en discordancia angular a los estratos de la
Formacion Cumbre, fendbmeno observado sobre el cierre del anticlinal de los
cobardes, donde los diferentes conjuntos de la formacion Arcabuco son traslapados
por la cumbre?®.

Se definen como areniscas cuarzosas, con coloraciones fuertes, parcialmente
calcarea, densas con presencia de pequefas fracturas. Localmente se tienen
inclusiones variables de glauconita color verde oscuro y parcialmente calcarea. En
la parte media de la formacion se evidencian algunas calizas con colores que varian
desde pardo a marrones, con muchas venas de calcita y trazas de glauconita. Hacia
la base se tienen cuerpos de cuarcita muy dura, no calcarea a ligeramente calcarea
con finos episodios lutiticos con alta influencia calcarea de coloraciones rojizas a
verdes y se presentan algunas trazas de mica del tipo muscovita®.

Es una secuencia donde predominan las areniscas de cuarzo con feldespatos,
liticos e intraclastos, cuyos porcentajes las definen como liticas a litico —
feldespéticas, de grano fino y subredondeado. En general las areniscas, con pirita
y mica como accesorios tienen buena seleccion, son grano soportadas, con
cemento siliceo y se puede observar algo de bioturbacién®.

1.4.2.3 Formacién Rosablanca’. Se trata de wuna unidad fosilifera
(predominantemente moluscos en diferentes estados de fragmentacion), muy
cementada por lo que se puede apreciar su gran dureza, con intercalaciones de
Margas, lutitas calcareas y una tendencia a disminuir hacia el techo el contenido y
tamafo de los macrofésiles.

Respecto a la edad de la formacién, en el area de San Gil en la confluencia de los
rios Fonce y Suarez (flanco oriental del Anticlinal de los Cobardes), se reportan
generos Acanthodiscus, Crioceras, Favrella, Olcostephanus, Thurmanniceras de
edad Hauteriviano. Mientras que en la direccién de Simiti — Morales, la asociacion
Hamulina, Nicklesia, Pulchellia y Pseudohaploceras, las cuales son caracteristicas
del intervalo Barremiano temprano a tardio. Esto permite plantear el hecho de que

4 bid. p. 61.

5> Agencia Nacional de Hidrocarburos. Integracién Geoldgica del a digitalizacion de nucleos. Cuenca Valle
Medio del Magdalena. 2012. p. 37.

8 Instituto Colombiano de Geologia y Mineria. Cartografia geoldgica y muestreo geoquimico escala 1:100000
de la plancha 150 — cimitarra VMM. Bogotad. Diciembre 2008. p. 53.

7 SARMIENTO, Gustavo y PUENTES, Javier. Evolucién Geoldgica y Estratigréfica del Sector Norte del Valle
Medio del Magdalena.
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esta unidad es diacrona, haciéndose mas joven hacia el norte del sinclinal de Nuevo
Mundo del VMM.

Esta formacién en la localidad tipo son bioesparitas (litologia predominante),
oosparitas, pelsparitas cementadas, con sectores de biomicritas e intercalaciones
de lutitas (subordinadas) hacia la parte media. Los procesos diagenéticos como
recristalizacion son intensos (tanto en las bioesparitas como en las biomicritas),
disolucion por presion generando estilolitos y en los sectores donde se presenta
algo de terrigenos, es comun la intensa corrosion en los cuarzos, el
reemplazamiento por cemento calcéreo y los procesos de dolomitizacion.

1.4.2.4 Formacion Paja®. Esta constituida por lutitas grises oscuros a azulosos,
fosiliferos, laminados con intercalaciones de areniscas grises amarillentas de grano
fino o de calizas fosiliferas grises, localmente arenosas.

Son comunes las concreciones calcareas diagenéticas. Se estima que su depdésito
tuvo lugar en un ambiente de mar abierto, epicontinental con influencia restringida
de material terrigeno. No es claro el espesor de dicha unidad, pero disminuye
fuertemente al norte de VMM.

Su edad, contacto y profundizacién se hace mas joven al norte del VMM, variando
de Barremiano medio — Aptiano (asociacion de la base al techo Nicklesia, Pulchelia,
Heteroceras, Cheloniceras y Colombiceras) a Barremiano superior — Aptiano en
Simiti y Aptiano inferior hacia la poblacion de Morales, y el tope de la unidad
corresponde a una superficie regresiva de escala regional coincidente con el
Aptiano tardio (Dufrenoya y Cheloniceras).

1.4.2.5 Formacién Simiti. Aflora en la parte central del municipio, con una
extension de 3744 Ha, se encuentra formando el nacleo del Sinclinal de Suaita —
Chima. Esta constituida en su parte inferior por lutitas grises claras a negras
micaceas, con intercalaciones de areniscas arcillosas, de grano fino a medio, grises,
micaceas, con delgadas intercalaciones de lutitas negras y la superior 391 m de
lutitas grises oscuras a negras, compactadas con nodulos arcillosas, de hasta 10 m
de espesor y arcillolitas calcareas en estratos de 0.6 a 2 m de espesor hacia la parte
media y superior.®

1.4.2.6 Formacién La Luna'®. Aflora hacia el oriente del departamento de
Santander, donde ocupa un area de 34.000 km?. Limitada al oriente por el sistema
de Falla La Salina , al occidente la Falla Mulatos-Morales. Esta definida como una

8 |bid., p. 65.

9 ANH. Esquema de Ordenamiento Territorial del Municipio de Guadalupe. Guadalupe, 2008. p.21.
10pACHECO, Paula; CARDONA, Agustin y CORTES, Farid. Caracterizacién composicional y de capacidad de
almacenamiento en muestras de superficie de las formaciones Conejo y La Luna (Valle Medio del Magdalena
y Cordillera Oriental): Implicaciones para la evaluacidn del shale gas cretacico en Colombia. 2014. p. 46.
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secuencia de lutitas negras con gran cantidad de materia organica, intercalada con
estratos calcareos delgados, presenta un espesor total de hasta 575 m y se ha
dividido en tres miembros principales (Salada, Pujamana y Galembo).

Se encuentra infrayecida por la formacion Simiti y suprayacida por la Formacion
Umir. La depositacion de esta secuencia obedece a uno de los eventos anoxicos
mundiales que tuvieron lugar durante el cretaceo superior, mas precisamente entre
el Coniaciano-Turoniano-Santoniano, evento que permitié la acumulacion de gran
cantidad de materia organica.

En el analisis geoquimico de la materia organica, muestra elevados contenidos de
ésta (TOC de hasta 10.8% y reflectancia de vitrinita de 1.2%) la cual en su mayoria
es de procedencia marina, principalmente algas, esto indica las buenas condiciones
de la cuenca para la generacién de hidrocarburos.

1.4.2.7 Formacion Umirtl, Se define como un conjunto de lodolitas grises a negras,
carbonosos, micaceos, con concreciones ferruginosas e intercalaciones cada vez
mas abundantes hacia el tope de areniscas liticas, limolitas grises y presencia de
mantos explotables de carbon. Su espesor se ha determinado entre 1000 y 1400 m.
Esta reposa sobre biomicritas fosfaticas limosas del Miembro Galembo de la
Formacion Luna.

Aungue en su gran mayoria son lodolitas grises, las areniscas de base a techo
representan composicionalmente aumento de los componentes liticos, variando de
sublitoarenitas a litoarenitas, siendo las particulas liticas predominantes en clasticos
volcanicas y metamorficas de bajo grado. Esto evidencia el inicio de aportes
terrigenos desde el occidente, correspondiente a la apertura del levantamiento de
la Cordillera central y a la consecuente conformacién de ambientes muy someros,
a manera de mares restringidos con ocasionales desarrollos de areas pantanosas,
con los respectivos depdésitos de materia organica, posteriores formadores de
mantos de carbon.

1.4.2.8 Formacién Lisama'®. Agrupa a un conjunto de lodolitas de multiples
colores (rojas, cafés, moteado gris a gris claro), e intercalaciones de areniscas
grises a grises verdosas, tiene localmente una estratificacion cruzada y de grano
mas grueso hacia el tope. Se presentan algunos mantos de carbdon poco
desarrollados en comparacion a los de la Formacion Umir.

La edad de la formacion se ha establecido por palinologia por la asociacion
Bombacacidites annae, Bombacacidites protofoveoreticulatus, Corsinipollenites
psilatus, Ephedripitesv vanegensis, entre otras que ubican la formacion en el
Paleoceno Tardio.

1L SARMIENTO. Op. cit., p. 67.
12 |bid., p. 69.
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1.4.2.9 Formacion La Paz®3. La base de la Formacion La Paz se encuentra en un
nivel basal de conglomerados que varia de espesor y textura a través del Sinclinal
Nuevo Mundo y marca la discordancia del Eoceno Temprano. Se trata de
conglomerados de guijarros y guijas con clastos bien redondeados, principalmente
de cuarcita y Chert y en minima proporcion de arenas cuarzosas y limolita roja, el
cual reposa en discordancia erosiva sobre niveles de arcillolitas con varias
coloraciones de la Formacion Lisama, mostrando un evidente cambio litologico y
por ende en los medios sedimentarios y una fuerte activacion de las areas de aporte
terrigenas.

Encima del conglomerado basal, existe un nivel de lodolitas denominado ‘Toro
Shale’, identificado hacia el flanco occidental del Sinclinal Nuevo Mundo, este es un
nivel de limolitas siliceas gris claro con huellas de raices y moteado morado oscuro,
de extension local que representa facies finas de planicie de inundacion que fueron
alteradas por procesos pedogenéticos y corresponde a la continuacion de la
Formacion La Paz hacia el sector noroccidental de SNM.

Los clastos redondeados de los conglomerados son compuestos de Chert
diagenético, biomicritas y biomicritas parcialmente silicificadas, cuarzo y otros tipos
de liticos de afinidad volcénica, sedimentaria y metamoérfica. Las capas varian desde
macrocuneiformes de 5 m de espesor, a conjuntos de capas gruesas cuneiformes
con estratificacién cruzada. Estas capas estan separadas por areniscas de grano
grueso a fino con estratificacion cruzada angular a laminacion plano-paralela. Sobre
este segmento continua un conjunto de areniscas de grano medio a muy fino y
lodolitas con moteado pardo y tonos violaceos por efectos de pedobioturbacion. La
sucesion descrita corresponde a ambientes de alta energia asociados a abanicos
aluviales canaliformes y a rios trenzados.

1.4.2.10 Formacién Esmeraldas?!4. Estad compuesta por intercalaciéon de paquetes
de areniscas de coloracion gris a gris verdoso de grano fino a medio con alto
contenido de liticos, mica y gruesos niveles de arcillolitas. Las arcillolitas son
varicoloreadas hacia el flanco oriental del Sinclinal Nuevo Mundo y grises oscuras
con abundante materia organica (lutitas) hacia el flanco oriental del SNM, donde
también se intercalan localmente algunos paquetes de areniscas de grano medio a
grueso en capas de hasta 8 m de espesor. Los niveles arenosos de esta unidad
presentan buena continuidad lateral.

El contacto entre la Formacion Esmeraldas y la suprayacente Formacion Mugrosa
es discordante, dicha discordancia es mas notoria hacia el flanco occidental del
SNM, mientras que hacia el flanco oriental ésta es menos notoria. El contacto entre

13 CABALLERO, Victor; PARRA, Mauricio y BOHORQUEZ, Andres. Levantamiento de la Cordillera Oriental de
Colombia durante el Eoceno Tardio-Oligoceno Temprano: Proveiencia sedimentaria en el Sinclinal de Nuevo
Mundo, Cuenca Valle Medio del Magdalena. Boletin de Geologia. 2010. p.52-56.

4 bid., p. 56-57.
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las dos unidades es erosivo con cambio textural, facial y composicional, y la actitud
de las capas en esta transicion varia unos 5 a 10°en rumbo y entre 4 a 5° en
buzamiento.

La abundancia de materia organica, fragmentos de madera y hojas, la presencia de
estromatolitos de algas, conchas de gastropodos y bivalvos de aguas salobres, asi
como, las dos direcciones de paleocorrientes, junto con las demas caracteristicas
indican que la Formacion Esmeraldas se acumulé en ambiente fluvial a estuarino
con influencia mareal.

1.4.2.11 Formaciéon Mugrosa. La formacion Mugrosa es una unidad
predominantemente lodosa, compuesta de lodolitas varicoloreadas marron rojizo,
gris, amarillento, rojo, amarillo rojizo, en niveles métricos a decamétricos, con
estratos de areniscas granulosas blancas limpias, en general no cementadas, con
gradacion normal y base conglomeratica, en niveles métricos o centimetros, la
mayor parte estan aisladas dentro de las lodolitas y con moderada continuidad
lateral.

En el flanco oriental del SNM tiene un espesor promedio de 1330 m, esta unidad al
norte presenta lodolitas de planicie fluvial y areniscas de complejo de desborde en
sistemas medandricos, y hacia el sur areniscas de canal fluvial meandrico y de
desborde de canal con intercalaciones de lodolitas arenosas de planicie y algunos
estratos de conglomerados de guijas finas. En el flanco occidental del SNM, tiene
un espesor de solo 780 m y disminuye hacia el norte hasta 570 m; consiste de
lodolitas varicoloreadas de planicie fluvial, arcillolitas lacustres, areniscas de
complejo de desborde, areniscas de barra puntual fluvial meandrico y paleosuelos.

El ambiente de depositacion de la Formacién Mugrosa es de canales fluviales de
tipo meandriforme y planicies de inundacion secas a hUmedas en alternancia de
condiciones climaticas humedas a aridas*®.

1.4.2.12 Formacién Colorado'®. La Formacién Colorado consta
predominantemente de arcillas de color gris claro, parpura y rojo, con
intercalaciones de areniscas de cuarzo en bancos de espesor variable con
estratificacion cruzada. La parte superior de la formacién consta de unos 100 m de
arcillas de color gris y negro, carbonaceas, con areniscas de cuarzo de grano medio
y poco potentes. Esta parte corresponde al Horizonte fosilifero La Cira o también
llamado Formacion La Cira por algunas literaturas. Por lo general estas capas no
suelen formar crestas que resalten morfolégicamente, pero en la Concesion de
Mares puede existir un nivel de areniscas conglomeraticas que puede formar un
filon.

15 Instituto Colombiano de Geologia y Muestreo Geoquimico. Op.cit., p. 132-134.
16 Instituto Colombiano de Geologia y Muestreo Geoquimico. Op.cit., p. 132-134.
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En su seccion tipo la Formacién Colorado tiene un espesor de 1200 m, pero éste
varia considerablemente y aumenta de una manera general hacia el oriente donde
puede alcanzar 2500 m al pie de la Cordillera Oriental. La formacion Colorado
descansa concordante sobre la Formacion Mugrosa y su limite inferior viene
determinado por la parte superior del Horizonte fosilifero Mugrosa. Cuando dicho
horizonte fosilifero no se encuentra presente, el limite con la Formacién Mugrosa
gueda determinado por la aparicion de arcillas rojizas, que corresponden a la parte
inferior de la Formacion Colorado y que contrastan con las arcillas mas oscuras de
la Formaciéon Mugrosa. En esta unidad, que en el segmento inferior presenta
lodolitas negras, ricas en materia organica carbonosa, areniscas e
interestratificaciones finas de areniscas y lodolitas, representa depdsitos en una
llanura costera deltaica (canales distributarios, margen de canal, pantanos, y de
bahia interdistributaria). EI segmento superior consiste esencialmente de lodolitas
masivas, moteadas o ferruginizadas de llanura de inundacion fluvial y, en mucha
menor proporcion, de areniscas de grano fino e interestratificaciones delgadas de
arenisca-lodolita corresponden depdsitos de canales y margen de canal.

1.4.2.13 Grupo Real. Se denomina Grupo Real a la unidad del Nedgeno cuya
localidad tipo se establece en inmediaciones a la desembocadura de la Quebrada
Real en el rio Opon al suroccidente del SNM. En general es una formacion mu
espesa formada a la base por 30 m de conglomerados de guijos de chert negro,
cuarzo, arenisca suprayacidos por mas de 500 m de areniscas guijosas con
estratificacion cruzada e intercalaciones de lodolitas varicoloreadas.

Sobre estas se presentan 1300 m de lodolitas varicoloreadas y areniscas
subordinadas con estratificacién cruzada y otros 1100 m de areniscas en las que
son comunes los fragmentos de troncos silicificados o carbonizados. Sobre este
material se presentan 500 m de lodolitas varicoloreadas con intercalaciones de
areniscas con grandes cantidades hornblenda y augita. Esta unidad se acumula
discordantemente sobre la Formacion Colorado en un contacto neto y contrastante.
La edad del Grupo Real se ha asignado al Mioceno Tardio.
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1.4.3 Modelo Estructural.

Figura 4. Rasgos estructurales esenciales del Valle Medio del
Magdalena.

FIG. 6- RASGOS ESTRUCTURALES ESENCIALES
DEL VALLE MEDIO MAGDALENA
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Fuente. MOJICA, Jairo y FRANCO, Ricardo. Estructura y
Evolucion Tecténica del Valle Medio y Superior del Magdalena,
Colombia. 1990. p. 50.

Visto en detalle el Valle Medio del Magdalena tiene cuatro importantes grupos de
estructuras:

e Unas series de pares anticlinal-sinclinal, asimétricos y en-echelon a lo largo del
borde occidental de la Cordillera Oriental, al sur de Bucaramanga. Estas
estructuras cabalgantes son similares a las dadas en el Valle Superior del
Magdalena, observandose una cadena plegada cabalgante con vergencia al
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occidente, de edad miocena, conformada por sistemas de fallas de Honda,
Cambras, Bituima y La Salina, los cuales producen anticlinales en rampa (corte
NN’), abanicos imbricados frontales (corte MM’, NN’, QQ’ y WW’) y fallas ciegas
(corte MM’, NN’ y TT")Y/,

Figura 5. Corte Geologico MM’, identificacion estructuras geologicas cuenca
Valle Medio del Magdalena.

Sistemo de Fallos
de Comboo

Fuente. MOJICA, Jairo y FRANCO, Ricardo. Estructura y Evolucién
Tectodnica del Valle Medio y Superior del Magdalena, Colombia. 1990. p. 58.

Figura 6. Corte Geoldgico QQ’, identificacion estructuras geoldgicas cuenca
Valle Medio del Magdalena.
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Fuente. MOJICA, Jairo y FRANCO, Ricardo. Estructura y Evolucion Tectdnica
del Valle Medio y Superior del Magdalena, Colombia. 1990. p. 59.

7 1bid., p. 56.
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Figura 7. Corte Geolégico WW’, identificacion estructuras geoldgicas cuenca
Valle Medio del Magdalena.
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Fuente. MOJICA, Jairo y FRANCO, Ricardo. Estructura y Evolucion Tectbnica
del Valle Medio y Superior del Magdalena, Colombia. 1990. p. 61.

Figura 8. Corte Geoldgico NN’, identificacién estructuras geoldgicas cuenca
Valle Medio del Magdalena.
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Fuente. MOJICA, Jairo y FRANCO, Ricardo. Estructura y Evoluciéon Tectbnica
del Valle Medio y Superior del Magdalena, Colombia. 1990. p. 58.

Figura 9. Corte Geologico TT’, identificacién estructuras geoldgicas cuenca
Valle Medio del Magdalena.
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¢ Una megafalla de rumbo sinestral (falla de Bucaramanga), a la que se asocian
pliegues cabalgantes marginales®®.

e Un juego de fallas normales, poco espaciadas, con sus bloques orientales
hundidos, a lo largo del borde oriental de la Cordillera Central. Estas fallas pueden
tener un componente importante de movimiento dextral y ser antitéticas de la Falla
de Bucaramanga. A este grupo corresponden las fallas de Casabe, Cimitarra y
Cantagallo®®.

e Un conjunto de fallas transcurrentes menores, que se aprecian claramente en
algunas areas como las de Opon y las Monas, las cuales son consecuencia del
rejuvenecimiento de antiguas fallas de basamento con direccién preferencial NW-
SE (noroccidente-suroriente). Este fallamiento transcurrente puede ser la causa
de los cambios de orientacion observados en la cadena plegada y cabalgante?©.

1.4.4 Geologia del Petréleo

1.4.4.1 Roca Generadora. Se puede identificar rocas del tipo caliza y lutita de las
formaciones La Luna, Simiti, Tablazo, Rosablanca y Umir, como las principales
rocas generadoras de la cuenca. idem, respecto al tipo de materia organica,
presenta un predominio de kerdgeno tipo Il, potencial generador de aceite,
principalmente. Cuenta con un TOC entre 1y 6% y una reflectancia de vitrinita (Ro)
del1.1a1.2%.%*

1.4.4.2 Roca Reservorio. EI 97% del petréleo probado en la cuenca proviene de
areniscas continentales cenozoicas (formaciones Lisama, Esmeraldas, La Paz,
Mugrosa y Colorado), con promedios de porosidad entre 15y 20%, y permeabilidad
de 20 a 600 mD. Los depésitos calcareos fracturados (Grupo Calcareo Basal y
Formacion la Luna) poseen un importante potencial exploratorio, sin embargo, no
han sido estudiadas a detalle??.

1.4.4.3 Roca Sello. Las Iutitas marinas de las Formaciones Simiti y Umir
representan los sellos de los potenciales reservorios cretacicos. En contraste las
arcillolitas plasticas continentales de las Formaciones Esmeraldas y Colorado
constituyen los sellos para los reservorios cenozoicos?3.

18 |bid., p. 56.

% 1bid., p. 56.

20 |bid., p. 56.

21 ANH. Integracion Geolégica de la Digitalizacién y Andlisis de Nucleos, Cuenca del Valle Medio del
Magdalena. 2012. Bogotd D.C. p.63.

22 pAgencia Nacional de Hidrocarburos. Informacién Geoldgica y Geofisica. Estudios Integrados y
Modelamientos. Poster Técnicos tipo I. 2009. p. 17

23 bid. p. 18.
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1.4.4.4 Migracion. La discordancia del Eoceno produce un sistema de rutas de
migracion apropiado para el transporte de los hidrocarburos. Se han identificado
tres tipos:

e Migracion vertical directa de los hidrocarburos generados en la formacion La Luna
hacia la discordancia del Eoceno.

e Migracion lateral a lo largo de las areniscas del Eoceno.

e Migracion vertical a través de superficies de falla en areas donde la Formacion La
Luna no esta en contacto con la discordancia del Eoceno?4.

1.4.4.5 Trampas?®. Cuatro tipos de trampas han sido identificadas:

Pliegues contraccionales asociados a fallas bajo superficies de cabalgamiento.
Estructuras ‘Duplex’ de cabalgamiento con cierre independiente.

Cierres dependientes de falla.

Trampas en el lado bajo de las fallas sellantes.

1.5 DEFINICION DE YACIMIENTOS Y PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS

Los yacimientos productores en el Campo Teca-Cocorna se divide en las zonas
llamadas Zona A y la Zona B, compuesta por una serie de cuerpos arenosos
intercalados con arcillas, de las cuales se tienen las propiedades petrofisicas
promedio y propiedades de los fluidos promedio.

Cuadro 2. Informacién general de los yacimientos para el Campo Teca-Cocorna

Parametro Zona A Zona B
Porosidad (%) 25 27
Espesor neto (ft) 50 -80

Saturacién de agua (%) |44 134
Permeabilidad (D) 06-1

Gravedad API 11.5 12.5

700-900 cp @
condiciones iniciales de

Viscosidad (cP) N/D yacimiento  (PVT  de
Cocorna-1)
1.035 (Moriche Sur-1,
Bo (Bbl/STB) N/D Zona B)
2 Ibid. p. 17.
2 |bid. p. 17.
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Cuadro 2. (Continuacion)

Parametro Zona A Zona B
Presion inicial de

yacimiento (Psi) 875 psi @ 1600 TVDSS

Presion actual de

yacimiento (Psi) N/D

Temperatura de

yacimiento (°F) 106 109
Mecanismo de

produccion Gas en solucion Gas en solucion
Salinidad promedio agua

de formacion (ppm CL-) |18000 — 46000

Fuente: ECOPETROL S.A. Oportunidades visualizadas Campos Teca -
Cocorné superintendencia de yacimientos. Bogota D.C.: Julio 2010, p. 22.

46



2. RECOBRO MEJORADO DE PETROLEO

La meta principal del recobro es la extraccion y aumento de reservas de un
reservorio dado, como cada reservorio es diferente aplican metodologias diferentes
para su adecuada explotacion, por esta razén se debe tener una descripcion
detallada del reservorio para asi formular una metodologia que se ajuste a cada
necesidad en particular. Para dar un contexto, en reservorios poco profundos y que
contengan crudo pesado (muy viscoso) requiere aplicaciones especiales de calor, y
reservorios profundos con crudo liviano pueden mejorarse su produccion y/o
reservas al aplicarles fluidos dependiendo las caracteristicas quimicas de este y las
propiedades petrofisicas del reservorio. El término recobro mejorado de petréleo,
hace referencia en un sentido generalizado, a ciertas metodologias empleadas para
la recuperacion adicional de petréleo de un reservorio, dado que el recobro primario
y secundario no tienen manera de implementacion, ya sea por factores técnicos o
econdmicos. Es importante por tal razén conocer las principales diferencias entre
los diferentes tipos de recobro y como se suplementa/aumenta la energia del
reservorio en cada caso.

El recobro primario como dice Russell’® esta caracterizado por la energia natural
inherente a cada reservorio, esta energia en forma de presion se puede dar por los
siguientes mecanismos: Expansion de acuifero activo o capa de gas, liberacion y
expansion del gas en solucion, en una baja medida de la expansion de la roca y
fluidos, drenaje por gravedad y una combinacion de todos estos mecanismos. A
continuacion, se puede observar como es la influencia de cada mecanismo de
produccion primaria en el recobro de un reservorio.

Gréfica 1. Influencia de cada mecanismo de
recuperacion primaria en el recobro de petroleo.
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Fuente. PARIS, Magdalena. Inyeccion de agua y
gas en yacimientos petroliferos. 2da ed. 2001. p. 5.

26 RUSSELL, Johns, et al. Defining Enhanced Oil Recovery. En: Fundamentals Of Enhanced Oil Recovery.
Richardson. 2014. p. 1.
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Cuando la energia de los mecanismos mostrados no es la suficiente para alcanzar
las tasas de extraccion de fluidos econdmicamente rentable, se incurren en
metodologias a nivel local o de pozo para suplementar la energia, estos
procedimientos son conocidos como “levantamiento artificial”. Estas se incluyen
dentro del recobro primario en algunas literaturas, pero hay que tener en cuenta
que, aunque aumentan la energia y tasas de produccion, no aumentan las reservas
ya que es procedimiento a nivel de pozo y no de reservorio, dentro de esta categoria
podemos encontrar técnicas como: bombeo mecéanico, levantamiento artificial de
gas, bombeo hidraulico y bombas eléctricas sumergibles (bomba de cavidades
progresivas, bomba electro sumergible).

El recobro secundario se usa ya sea para suplementar la energia de algun
mecanismo primario o para aumentar y mantener la presién. Este tipo de recobro
se caracteriza por la inyeccion de fluidos inmiscibles con el petréleo en el reservorio,
dependiendo de la permeabilidad relativa y barrido volumétrico. Este proceso se
asemeja a un empuije tipo pistén. Dentro de esta categoria se incluyen la inyeccion
de agua y gas, la inyeccion de gas se usa con mucha menor frecuencia que la
inyeccidn de agua ya que para que ésta sea efectiva, debe existir una capa de gas
la cual seria el punto éptimo de inyeccion para mantener la presion y expandir esta
capa, ademas que aunque se produce un aumento de la energia, esta decrece
rapidamente debido a factores como propiedades de los fluidos del reservorio,
geometria del reservorio, relieve estructural, presion y temperatura del reservorio.

En cuanto a la inyeccion de agua, es el método convencional de recobro mas usado
(por eso en muchos casos el recobro secundario es analogo a inyeccién de agua)
ya que, aunque en varios reservorios se han probado otros procesos no resultan
comercialmente tan viables como el caso de la inyeccién de agua. La inyeccién de
agua o gas se hacen en diferentes arreglos los cuales dependen de factores como
litologia, profundidad, porosidad, permeabilidades relativas, entre otras?’.

El recobro mejorado (EOR) o a veces llamado recobro terciario, se basa en la
inyeccion de materiales o sustancias que no estan comunmente presentes en el
reservorio y que interactian con el sistema roca/petréleo de este para crear
condiciones favorables para el recobro del mismo?8. El objetivo de esta metodologia
es aquel petrdleo que después de la aplicacién de las metodologias mencionadas
anteriormente (“Recobro Primario”) no se puede recuperar o es econémicamente
no viable por dichos métodos; este es llamado “petréleo residual” (Sor). El objetivo
con la implementacién de metodologias EOR es:

e Mejorar la eficiencia de barrido volumétrica disminuyendo la razén de movilidad
entre el fluido inyectado y el petrdleo.

27 SMITH, James Ty COBB, William M. Mechanism of inmiscible fluid displacement. Waterflooding. 1997. p.
3-1; 3-12.
28 RUSSELL. Op. cit., p. 1.
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e Eliminar o reducir de manera significativa las fuerzas interfaciales (IFT) y
capilares para asi mejorar la eficiencia de desplazamiento.

¢ Modificacién de la mojabilidad.

¢ Inducir un comportamiento de fases favorable.

e Inducir varios de estos fenémenos consecutivamente?®.

De esta manera las metodologias pretendidas para llevar a cabo estos fenomenos
en el reservorio se clasifican en:

e Métodos térmicos. Estos dependen de la aplicacion de energia térmica al
reservorio, ya sea ésta inyectada o generada in-situ para mejorar el recobro de
petréleo. Con la aplicacion de energia térmica se disminuye la viscosidad del
crudo, se induce un comportamiento de fases favorable con lo cual se mejora la
movilidad del crudo, por tanto, aumenta la eficiencia de desplazamiento y el
barrido volumétrico.

e Métodos quimicos. Este se basa en la inyeccion de ciertos quimicos como
surfactante y alcali, con los cuales se induce un comportamiento de fases
favorable y disminucion de la tension interfacial (IFT) con lo cual se mejora la
eficiencia de desplazamiento microscopica (que es la eficiencia de
desplazamiento del petrdleo en las zonas de la roca donde se encuentran en
contacto el fluido desplazante y el petrdleo y su variacion viene representada en
los cambios en el Sor).

e Métodos de fluidos miscibles. En este proceso el objetivo es la inyeccion de
fluidos que son miscibles con el petrdleo o que generen miscibilidad a través de
la alteraciéon de la composicion y comportamiento de fases. Un ejemplo de este
proceso son la inyeccion de solventes y la inyeccion de COo.

e Métodos de movilidad/control. Son usados como su nombre lo indica para
mantener los valores de la raz6n de movilidad en rangos donde se favorezca el
barrido volumétrico del petréleo y asi retrasar efectos de canalizacién de los
fluidos. Un ejemplo de esta seria el uso de polimeros que ayudan reducir las
canalizaciones del agua en las zonas de alta permeabilidad.

e Otros procesos. En esta categoria entran técnicas como la aplicacion microbiana
y la inyeccion inmiscible de CO2%.

Ahora es valido aclarar que las diferentes metodologias de recobro no se dan de
manera secuencial para un reservorio (es decir primero produccién por energia

2% AUREL, Carcoana. Enhanced Oil Recovery Methods. Applied Enhanced Oil Recovery. New Jersey. 1992. p.
9.
30 GREEN, Don W; WILLHITE, P. Enhanced Oil Recovery. Surfactants. Texas. 1998. p. 2. ISBN 1-55563-077-4.
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natural, luego inyeccion de fluidos inmiscibles y por ultimo técnicas EOR) ya que
como se mencion6 al principio la metodologia empleada depende de las
caracteristicas propias de cada reservorio, por lo que es de vital importancia la
caracterizacion y estudio del mismo, ya que por ejemplo en algunos crudos pesados
la energia natural del yacimiento no es la suficiente para producir a tasas rentables
y una aplicacion de inyeccion de agua puede no resultar favorable debido a la
diferencia de movilidad de las fases, por lo que daria lugar a canalizaciones del agua
y una temprana llegada al punto de ruptura, lo que significaria producir petroleo a
cortes muy altos de agua, por lo tanto para producir este tipo de crudo
econémicamente la solucidén podria ser Unicamente la implementacion de métodos
EOR.

Por esto la categorizacion de las diferentes técnicas en recobro primario, secundario
y mejorado son utilizados para describir los procesos involucrados en cada una y
no en una forma secuencial de aplicacion3'. A continuacién, se muestra una
representacion esquemaética de la clasificacion de recobro.

Figura 10. Clasificaciobn de métodos de recobro en un reservorio
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31 bid., p. 1

50



En la grafica se observa que se menciona el término Improved Oil Recovery (IOR)
el cual la mayoria de las veces se confunde o se usa en lugar de Enhanced Oil
Recovery (EOR), lo cual no es correcto ya que aunque no hay una definicion formal
de IOR, este se refiere a todas las técnicas y procedimientos aplicados en un
reservorio con el fin de incrementar la recuperacion de petréleo, por lo que el IOR
incluye al EOR, pero el IOR adem4s incluye otras practicas como la inyeccion de
agua, pozos horizontales, etc.

2.1 FUNDAMENTOS DE LA SIMULACION NUMERICA DE YACIMIENTOS

La simulacion numérica es la rama de la ingenieria de yacimientos que mediante el
uso de la ecuacion de difusividad y otras leyes fisicas fundamentales modelan el
flujo de fluidos en el medio poroso, y a través del uso de analisis matematicos busca
predecir el comportamiento futuro de un reservorio, cuando a este se le
implementan uno o0 mas esquemas de explotacion. Asi entonces es el proceso de
inferir el comportamiento real de un yacimiento a partir del comportamiento de un
modelo matemético que lo representa y cuyas ecuaciones se resuelven mediante
métodos numeéricos.

Un simulador es un conjunto de programas de computaciébn que mediante
algoritmos apropiados resuelve numéricamente las ecuaciones del modelo
matematico y obtiene soluciones aproximadas de tales ecuaciones.

La gran importancia de la simulacién de yacimientos segin Fanchi R3?. Radica en
la busqueda y determinacion de las condiciones éptimas necesarias para lograr
maximizar el recobro econémico de hidrocarburos de un reservorio operado
prudentemente.

La ingenieria de reservorios clasica trabaja con el reservorio asumiendo varios
pardmetros como promedios (tank basis), con lo cual no se puede modelar
adecuadamente las variaciones en los parametros del reservorio y fluidos en el
espacio y tiempo. La simulacion de yacimientos permite un estudio mas detallado
del reservorio al dividir éste en blogues o celdas a las cuales se les aplican
ecuaciones fundamentes de flujo para escribir su movimiento, teniendo en cuenta
la variacion de los diferentes parametros del reservorio y fluidos (pueden llegar a
ser miles de celdas) y asi obtener escenarios de mas representativos de los
fendmenos presentes en el reservorio®.

Los simuladores de yacimientos son ampliamente usados para estudiar y
determinar metodologias para mejorar la recuperacion de petréleo del yacimiento.

32 FANCHI R., John. Introduction to reservoir management. Principles of Applied Reservoir simulation. 3ed.
Burlington. 2006. p. 2.

33 AZIZ, Khalid y SETTARI, Antonin. Petroleum reservoir simulation. What’s a computer model. Londres. 1979.
p. 1.
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Actualmente cumplen un rol bastante importante en los procesos de gestion de
reservorios y son usados para desarrollar un esquema de gestién de un yacimiento
en particular. Este esquema incluye la habilidad para monitorear y evaluar el
comportamiento del reservorio, desde la exploracion y descubrimiento, su
caracterizacion, desarrollo, produccién y finalmente abandono.

2.2 RECOBRO TERMICO

Desde alrededores de 1960 el recobro térmico es la técnica mas empleada y
econdémicamente rentable a nivel mundial. Debe saberse que la mayor parte de las
reservas a nivel mundial son de crudo pesado, extra pesado y las conocidas tar
sands u oil sands y solo un tercio de las reservas representan el crudo convencional,
ademas que hasta hace unos afios la produccién mundial de crudo pesado era
alrededor del 1% del total. La caracteristica principal de este tipo de crudos es su
alta viscosidad (100-10000 cP), lo que reduce en gran medida la eficiencia de los
meétodos convencionales de produccion.

El aumentar la temperatura en un reservorio de este tipo mejora la produccion ya
que hay una relacion inversamente proporcional entre temperatura y viscosidad, la
cual se puede ver en la grafica a continuacion.

Grafica 2. Relacion entre viscosidad de un
crudo y temperatura.
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De esta manera la viscosidad de un crudo puede ser disminuida en gran medida,
incluso en factores de 100. A parte de esto el adicionar energia calorifica al crudo
tiene otras ventajas como el hinchamiento y destilacion de los componentes mas
pesados del crudo, con lo cual se mejora la eficiencia volumétrica de barrido, su
eficiencia de desplazamiento y por ende aumenta el factor de recobro.

Los mecanismos que se creen son los implicados en el incremento de recobro de
petrdleo por adicién de energia térmica son: la reduccion de la viscosidad in-situ,
permitiendo al petréleo moverse mas eficazmente, reduccion de la saturacion de
petréleo residual (Sor), aumento de la permeabilidad relativa al petréleo, mejora de
la eficiencia de barrido, incrementando el factor de volumen de la formacion,
evaporacion y destilacion de los compuestos condensados del crudo y el proveer
un mecanismo de arrastre por gas3*.

A continuacion, se comenzara hablando acerca de todos los aspectos generales
que afectan a los métodos térmicos dentro de un yacimiento, comenzando por las
propiedades mas importantes del yacimiento y los fluidos que éste contiene y que
afectan la recuperacion de petréleo, los métodos de transferencia de calor y
finalmente las propiedades térmicas tanto de la roca como de los fluidos.

2.2.1 Consideraciones Generales para la Aplicacion de los Procesos de
Recobro Térmico. A la hora de evaluar candidatos para la inyeccién térmica se
deben tener en consideracion ciertos factores, estos factores han sido descubiertos
y estudiados, basados en resultados de aplicaciones térmicas a diferentes campos
y analizando el comportamiento del mismo. Uno de los estudios mas importantes
realizados por Chu en 1985, el cual, a partir de resultados de 28 proyectos de
inyeccion de vapor, analizo la relacion existente y estableci6 ciertos valores a estos
pardmetros. Estos incluyen las propiedades de la roca reservorio, las caracteristicas
de los fluidos, historial de produccion del campo y el estado de los pozos. A
continuacion, se muestra algunos de estos factores.

2.2.1.1 Profundidad. En el disefio de proyectos de inyeccion, la profundidad del
reservorio es un parametro de importancia. Los reservorios poco profundos son los
mas eficientes dado que:

e Las pérdidas de calor en el pozo son minimas en reservorios a baja profundidad.

e Los reservorios profundos ya cuentan con una temperatura elevada, por lo que
los beneficios incrementales dada la inyeccion de vapor son bajos.

e A elevadas presiones de formacion, a significativas profundidades, se requieren
mayores temperaturas de operacion; lo que implica variaciones importantes en
los dafios de pozo durante la inyeccion de vapor.

34 DONALDSON C, Erle; CHILINGARIAN V, George y YEN FU, Teh. Enhanced oil Recovery, Il processes and
operations. Steamflooding for Enhanced oil Recovery. New York. 1989. p. 317.
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e El calor latente de vaporizacion disminuye al someter el vapor a altas presiones,
por esta razén es deseable tener bajas presiones de formacions®.

Dado estos criterios, Chu asigno un valor de la profundidad minima 400 ft, la maxima
profundidad ha sido establecida por diferentes autores como Farouq Ali (1974) en
3000 ft, Geffen (1973) en 4000 ft, Lewin y Assocs (1976) en 5000 ft y finalmente
lyoho (1978) propuso un rango de 2500 ft-5000ft.

2.2.1.2 Porosidad. A medida que la porosidad de un reservorio aumenta, la
cantidad de energia calorifica para calentar la roca reservorio disminuye, ademas el
mayor impacto de la porosidad es que se albergara mayor petroleo por unidad de
volumen de roca. Asi de esta manera la porosidad debe de ser almenos de 20%,
aunqgue estos valores son relativos, ya que dependen de otras variables como la
saturacion de petréleos®.

2.2.1.3 Espesor de formacion. Este parametro afecta primeramente las pérdidas
de calor ocurridas con el tope y base de la formacion (overburden and underburden
heat losses), asi entonces un proceso de inyeccién de vapor se desarrolla mejor en
formaciones con espesor mayor a 30 ft segun Farouq Ali, Chu argumenta con un
espesor mayor a 10 ft ya se obtienen resultados satisfactorios®’.

2.2.1.4 Saturacion de Petréleo. Un contenido minimo de petréleo (el producto de
saturacion de petroleo y porosidad) es necesario para poder compensar el
requerimiento de energia de un proceso de inyeccién de vapor. Este producto debe
ser de por lo menos 0.13 0 1000 bbl/ac-ft para una inyeccién de vapor efectiva. Esto
significa que el reservorio debe tener suficiente petréleo recuperable para cubrir los
requerimientos de energia del proceso y suplir produccién adicional para hacer el
proceso viable econémicamente. No hay un valor de cuanto debe ser la saturacion
de petréleo Gptima para un proceso de inyeccion de vapor, este debe ser estudiado
junto con las otras variables como la porosidad para cada reservorio en especifico®.

2.2.1.5 Permeabilidad de la formacion. La permeabilidad debe ser lo
suficientemente alta para permitir la inyeccion de vapor a tasas adecuadas y viables
econémicamente, y asi asegurar el rapido flujo de petréleo hacia el pozo. Una
permeabilidad entre 100-4000 mD es considerada satisfactoria. Hay una relaciéon
importante entre la permeabilidad (k), espesor (h) y viscosidad el petréleo (u), que
crea el criterio kh/u el cual es una medida de flujo del crudo, esta debe ser mayor a
20 segun Geffen (1973) y mayor a 50 segun lyoho (1978). Este criterio nos dice que

35 |bid., p. 320

36 SARATHI S, Partha y OLSEN K, David. Practical Aspects of Steam Injection Processes A Handbook for
Independient Operators. Criteria for evaluating Steam Injection Prospects. Bartlesville. 1992. p. 24.

37 DONALSON C. Op. cit., p. 320.

38 SARATHI S. Op. cit., p 24.
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para un crudo pesado la relacion entre su permeabilidad y espesor deber ser mucho
mas grande que la viscosidad del crudo para garantizar el flujo de petréleo®.

2.2.1.6 Estratificacion. Los procesos de inyeccion de vapor se dan mejor
generalmente en arenas masivas sin estratificacion, sin embargo, cuando estos
contienen Shales en laminas con espesor muy delgado (<2 ft de espesor) y la
continuidad de arena aun pueda ser trazada de inyector a productor, se puede dar
un buen escenario para la inyeccion de vapor. Si hay una zona de Shale con espesor
significativo (>50 ft), las arenas deben ser inyectadas por separado?°.

2.2.1.7 Movilidad del Petroleo. En algunos yacimientos, se presentan escenarios
en donde la recuperacion de petroleo se ve dificultada porque el petroleo
originalmente no presenta ninguna movilidad. En estos casos, es necesario generar
una fractura con el propésito de calentar el yacimiento a través del area de esa
fractura. En caso de que el yacimiento no presente la suficiente movilidad, es
necesario mejorar las condiciones de los pozos productores por medio de una
estimulacion.*

A continuacién, se muestra la tabla de screening para los procesos de inyeccion de
vapor.

Cuadro 3. Screening para inyeccion de vapor.

Mo Yew A & L mu  m % 8 s
Gefin 1973 =10 * *e <4000 =20
Faroug Al 1974 1235 1000 =30 1%3;1;30 ~1000 <3000 =30
Lewn& Assocs 1976 =10 NC =50 NC NC =5000 =20
Tyoho 1978 1020 200-1000 =30 =50 =1000 2500-5000  30-400
Clu 1985 =36 =20 =40 =400 =10
Brashear & Kuskraa 1978 =10 NC 42 NC NC =5000 =20
Taber & Martn 1997 8-25  =100.000 =40 =200 NC =5000 =20
Dickson 2010 8-20  1.000-10.000 =40 =250 400-4500  15-150
Abdasani&Bai 2010 8-30 SE6-3 12-65 3590  1-15000 10-350 200-9000 =20

Fuente. HAMA, Mariwan Qadir. Updated screening criteria for Steam flooding based
on oil field projects data. 2014. P. 18.

2.2.2 Mecanismos de Transferencia de Calor. La transferencia de calor, es un
fendbmeno que ocurre cuando se transfiere energia en forma de calor de un sistema
a otro como resultado de una diferencia de temperatura. Siempre la transferencia

39 DONALSON C. Op. cit., p. 321.

40 SARATHI S. Op. cit., p 23.

41 Rodriguez Marcano, Gleydis Chiquinquira; Armas Gonzélez, Francisco José. Determinacidn de la Longitud
de Calentamiento en la Aplicacion de la Técnica sw-sagd al Yacimiento MFB-15. Maracaibo. Universidad de
Zulia. 2012. p.44.
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de calor se da desde los cuerpos de mayor temperatura hacia los cuerpos de menor
temperatura y este fenébmeno se detiene cuando la temperatura de los cuerpos se
iguala. A pesar de que este fendmeno puede ocurrir por diversos mecanismos, los
principios de estos son muy similares.

2.2.2.1 Conduccioén. Este fendbmeno consiste en la transferencia de calor entre dos
soélidos que se encuentran a diferente temperatura, las condiciones que afectan esto
son: la configuraciéon geométrica del cuerpo, su espesor y su material. “?En el caso
de un yacimiento, este fenOmeno se presenta cuando se genera primero una
transferencia de calor a uno de los estratos del yacimiento por medio de una
inyeccion de vapor y luego por medio de la conduccion térmica parte de esta energia
pasa de un estrato a otro del yacimiento.

Figura 11. Esquema de transferencia de calor por
conduccion.

Fuente. Cengel, Yunus A. Transferencia de Calor y
Masa un Enfoque Préactico. México D.F. McGraw-Hill
Interamericana. 2007. P.17. Modificada por los autores.

2.2.2.2 Conveccibdn. La conveccion es un proceso de transferencia de calor que
se presenta entre un fluido y un sdlido, la transferencia de calor se incrementa
significativamente si el fluido presenta una velocidad de movimiento mayor. La
conveccion se puede presentar de forma tanto natural como forzada, la conveccion
forzada se caracteriza en que el fluido es empujado hacia la superficie de un solido
y la natural es cuando el fluido debido a su densidad fluye hacia el sélido. “3En el
caso de un yacimiento este fenomeno se presenta tanto en la transferencia de
temperatura tanto de la roca hacia los fluidos como desde los fluidos hacia la roca.

42 Cengel, Yunus A. Transferencia de Calor y Masa un Enfoque Practico. México D.F. McGraw-Hill
Interamericana. 2007. p.17.
4 |bid., p. 25
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En caso de que el fluido no se encuentre en movimiento, la transferencia de calor
se dara por conduccion.

Figura 12. Proceso de transferencia de
calor por conveccion.

20°C
5m's
"H‘._. Adire 3
| ) —
\ Ly -
S0°C
\ ———= ll./
— p—
a) Conveccidn forzada
Aire caliente
Aj N elevindose
Aire »
A 3
a A ‘a 3 -
o e L . .
— e T .-" ™ L
[ |
by Conveccidn libre
Mo hay corriente
. 1 de convecc in
Adire
[ ]
¢} Conduccidn

Fuente: Cengel, Yunus A.
Transferencia de Calor y Masa un
Enfoque  Practico. México D.F.
McGraw-Hill  Interamericana. 2007.
P.22. Modificada por los autores.

2.2.2.3 Radiacién. Consiste en la transferencia de calor por medio de ondas
electromagnéticas, esta transferencia se da en un espectro electromagnético muy
amplio. Todos los cuerpos emiten radiacion y de la misma forma que emiten estos
absorben, esto lleve a que se genere una transferencia de calor sin que los cuerpos
necesariamente se encuentren en contacto.*

44 Cengel, Yunus A. Transferencia de Calor y Masa un Enfoque Préctico. México D.F. McGraw-Hill
Interamericana. 2007. p.27.
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Figura 13. Emision de radiaciéon en un
caso tipico.
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de Calor y Masa un Enfoque Préctico.

México D.F. McGraw-Hill Interamericana.
2007. P.27. Modificada por los autores.

2.2.3 Propiedades Térmicas de la Roca y los Fluidos. Al momento de realizar
cualquier procedimiento de simulacion de yacimientos de un proceso térmico, los
ingenieros poseen una gran cantidad de informacién acerca de las propiedades
térmicas de los fluidos. Por esto, la siguiente seccidn es una recopilacion de todas
las propiedades térmicas de la roca. Las cuales afectan la forma en que el calor se
disipa a través de las rocas que constituyen la matriz de la roca de la formacion.
Entre las propiedades mas importantes se encuentran:

2.2.3.1 Capacidad Calorifica volumétrica. Determina la cantidad de calor
necesario para elevar la temperatura de una unidad de roca (y de cualquier fluido
intersticial contenido en esta roca) en un grado. #°

2.2.3.2 Conductividad Térmica. Es la capacidad de los materiales que mide su
capacidad para conducir calor. Esto quiere decir, que esta es la capacidad de los
materiales de transferir energia cinética de sus moléculas hacia otras sustancias o
materiales con los que se encuentre en contacto. 46

2.2.3.3 Difusividad Térmica. Determina la velocidad con la que se desplaza un
frente de temperatura a través del yacimiento. 4’

45 Chekhonin, Evgeny; Parshini, Anton; Pissarenko, Dimitri; Popov, Yury; Romushkevich, Raisa; Safonov,
Sergey; Spasennykh, Mikhail; Chertenkov, Mikhail V.; Stenin, Vladimir P. Cuando las Rocas se Calientan: Las
Propiedades Térmicas de las Rocas Yacimiento. Moscu. Lukoil. 2013. p.22

46 ECCI. Laboratorio de Conductividad Térmica. Bogota D.C. Universidad ECCI. 2014. p.1

47 Chekhonin. Op. cit., p.23.
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2.2.3.4 Coeficiente de Expansion Térmica. Aumento de volumen de un cuerpo
de roca debido a un aumento de la temperatura que provoca en el cualquier medio.
La contraccién térmica es la disminucién del volumen por unidad de temperatura.*®

A continuacion, se procedera a explicar el método térmico que se empleara en este
trabajo de grado. La inyeccion ciclica de vapor.

2.2.4. Inyeccion de Vapor. La inyeccion de vapor es el proceso térmico con el cual
se busca suplir la energia calorifica para incrementar la temperatura y la energia en
el reservorio, para favorecer la movilidad y desplazamiento del petréleo. El vapor es
el agente de arrastre provisto por el generador de vapor (de superficie o fondo de
pozo). La inyeccidn continua de vapor llamada ‘Steamdrive’ o ‘Steamflooding’ es en
el cual a través de pozos inyectores y productores dispuestos en patrones de flujo
(como en una inyeccién de agua) se inyecta el vapor. La inyeccién ciclica de vapor,
también conocida como ‘Steam Soak’ o ‘Huff-and-puff’ es una operacion en un solo
pozo, en la cual se inyecta el vapor dentro del pozo por un tiempo, permitiendo el
calentamiento/remojo de éste y después se produce por el mismo pozo. Uno de los
principales mecanismos de éste proceso es la relacion de la viscosidad con la
temperatura, ya que a mayor temperatura tenemos menores viscosidades y por
ende mejora el flujo del petréleo. A continuacion, se muestra como es esta
relacion*d,

Grafica 3. Relacion de la viscosidad del

crudo y agua con la temperatura.
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Fuente. HAMA, Mariwan Qadir. Updated

screening criteria for Steam flooding based on
oil field projects data. 2014. p. 11.

El propésito de estas metodologias térmicas es la de incrementar el factor de
recobro (Ultimate Recovery Factor). Con la inyeccion ciclica lo que se busca es la
estimulacion de la formacion, para producir a tasas mayores. Solo en algunos casos
con condiciones especificas (reservorios de baja profundidad, con buen buzamiento

48 Robertson, Eugene C. Thermal Properties of Rocks. Reston. United States Department of the Interior
Geological Survey. 1988. P.91.

4 AUREL, Carcoana. Enhanced Oil Recovery Methods. Applied Enhanced Oil Recovery. New Jersey. 1992. p.
41.
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y buena permeabilidad lateral) se estimulan los procesos de gravedad y drenaje,
con lo cual se aumenta el factor de recobro. La inyeccion continua de vapor provee
un recobro altimo mayor al de la inyeccion ciclica por lo cual es mas usado.

La aplicacion de energia térmica al reservorio es hoy en dia la econdmicamente
mas rentable y mas usada dentro de los procesos EOR comerciales, y la explotacién
econdémica de esta metodologia se dio desde el afio 1960. A continuacion, se
muestra el comportamiento de un campo sometido a inyeccion de vapor y como
mejoro su produccion debido a la implementacion de esta metodologia.

Gréafica 4. Aumento de produccion de petroleo en
California, USA. Debido a la implementacion de
inyeccion de vapor.

Fuente: DONALDSON C, Erle; CHILINGARIAN V,
George y YEN FU, Teh. Enhanced oil Recovery, Il
processes and operations. Steamflooding for
Enhanced oil Recovery. New York. 1989. p. 318.

Los fendmenos por los cuales se incrementa el recobro con la inyeccion de vapor
son:

e La reduccion gradual de la viscosidad in-situ del petréleo, haciendo que este
fluya mas eficientemente.

e Lareduccion del petroleo residual (Sor) y el aumento de la permeabilidad relativa
al petréleo.

¢ Mejora de la eficiencia volumétrica de barrido, con lo cual se incrementa el factor
volumétrico de la formacion.

e Evaporizacion y destilacion de los hidrocarburos condensados contenidos en el
crudo.
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e El vapor provee un mecanismo de arrastre por gas (gas drive mechanism)>3°,

2.2.5 Inyeccioén continta de vapor. En la inyeccion continua de vapor, el vapor
inyectado en el reservorio trasmite calor a la formacion y a los fluidos que contiene.
El calor disminuye la viscosidad del petréleo, lo que incrementa su movilidad.
Mientras el vapor se va enfriando se va convirtiendo en agua. En este proceso como
el vapor es continuamente inyectado, el agua condensada es empujada a traves del
reservorio hacia los pozos productores.

2.2.5.1 Parametros para inyeccion continua de vapor. Alteraciones de las
propiedades de los fluidos in-situ. Esto comprende cambios en el comportamiento
de fases, densidades, viscosidades, composicién, compresibilidades y las
relaciones PVT.

e Propiedades de Ila roca como permeabilidad absoluta, porosidad,
compresibilidad de la roca y los cambios en estas propiedades generados por la
inyeccion del vapor.

e Propiedades relacionadas con la interaccion roca fluido como las saturaciones
residuales de los fluidos (que su vez estén relacionadas con la mojabilidad y la
tension interfacial, saturaciones y permeabilidades relativas), presiones
capilares, permeabilidades relativas y su dependencia de la temperatura.

e Propiedades térmicas de la roca y los fluidos contenidos, como calor especifico,
conductividades térmicas, coeficientes de expansién y los cambios inducidos en
estos.

e El ambiente del reservorio, net to gross ratio, presencia de barreras de
permeabilidad como shales, heterogeneidad, anisotropia, estratificacion,
propiedades del tope y base del reservorio (overburden and underburden
properties), presion, temperatura inicial y saturacion inicial de los fluidos.

e Geometria de los patrones, forma de patron y espaciamiento, localizacion del
intervalo de produccién/inyeccién y espesor®l.

2.2.5.2 Mecanismos implicados en la inyeccién continua de vapor. Los
mecanismos involucrados en la inyeccion continua de vapor se pueden entender al
considerar vapor en un medio poroso que contiene agua connata y saturacion de
petréleo. El petréleo en contacto inmediato con el vapor recién inyectado es
vaporizado y empujado, primeramente, una parte del petrdleo no evaporado es

50 DONALDSON C, Erle; CHILINGARIAN V, George y YEN FU, Teh. Enhanced oil Recovery, Il processes and
operations. Steamflooding for Enhanced oil Recovery. New York. 1989. p. 318.
51 |bid. p. 3109.
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dejado atras cuando la temperatura aumenta debido al calor cedido por el vapor,
este debido a la perdida de calor con el tope y base del reservorio se condensa y
forma un banco de agua a la temperatura del vapor. Esta agua empuja al crudo
mientras se mueve cediéndole energia calorifica y por lo tanto enfriAndose hasta
llegar a la temperatura del reservorio, y desde este punto en adelante el proceso se
convierte en una inyeccién de agua convencional. De esta manera, se identifican
tres etapas en el proceso importantes, la zona de vapor, la zona de
agua/condensado caliente, la zona de agua/condensado a temperatura del
reservorio. A continuacién, se muestra una grafica de las diferentes zonas
mencionadas®2.

Figura 14. Etapas de la inyeccion continua de vapor.
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Fuente. LAKE W, Larry. Enhanced Oil Recovery. Case History. New Jersey. 1989.
p. 489.

e Zona de vapor. En esta zona el efecto predominante es la destilacion del
petréleo. La alta temperatura y la presencia de una fase de gas promueve la
evaporizacion de los componentes mas volatiles, los cuales son transportados
por el movimiento del vapor hasta que se condensan en la parte mas fria del
reservorio, los componentes mas pesados del petrdleo (es decir los
caracterizados por una presion de vapor alta) son dejados atras. El petréleo
adelante es contactado por las fracciones livianas por lo que se vuelve rico en
estas y favorece su movilidad y extraccion. El recobro por destilacion puede
alcanzar el 20% del OOIP en un crudo que sea destilable un 50% a 340 °F>3.

52 |bid. p., 319
53 |bid. p., 319
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Zona de agua/consensado caliente. La recuperacion de petroleo en este punto
esta altamente gobernada por las propiedades térmicas del petréleo involucrado.
Si la viscosidad del crudo exhibe cambios fuertes con el incremento de la
temperatura, el recobro por el agua/condesado a temperatura del vapor sera
considerable. La eficiencia de desplazamiento esta relacionada con la reduccion
en la saturacién de petréleo residual con la temperatura. El petréleo en esta zona
recuperado es de alrededor de 10-20% del petréleo en las zonas no barridas por
el vapor. Inyeccion de quimicos en este punto puede ayudar a aumentar la
recuperacion.>

Zona de agua/condensado a temperatura de reservorio. La recuperacion
llevada a cabo en esta zona es la del comportamiento tipico de una Inyeccién de
agua convencional con sus respectivos valores de recobro. La saturacion de
petréleo residual alcanzada es de 20-35% del OOIP>>.

2.2.5.3 Caso de estudio.

Kern River Field, California. Este es uno de los campos donde la aplicacion de la
Inyeccion continua de vapor fue muy exitosa. Este campo tiene propiedades que
son las tipicas de un proceso de Inyeccion de vapor continua. Es de profundidad
somera, la presién original del campo es baja, su espesor de bastante grueso, y
porosidad y permeabilidad alta. Todos estos aspectos en lo que resulta es en tener
pérdidas de calor muy bajas. En la siguiente tabla se resume la informacién del
campo.

Cuadro 4. Resumen datos del campo Kern River, 1968.

Depth TOO=T770 ft 213-235 m
Estimated original reservoir pressure 225 psig 1.53 mPa
Current reservoir pressure 60 psig 0.41 mPa
Average net sand thickness 70 fi 2l m
Reservoir temperature 80 °F 300 K

0il viscosity at 85 °F 2,710 ep 2710 mPa — s
Qil viscosity at 350 °F 4 ¢p 4710 mPa — s
Average permeability to air 7,600 md 7.6 um?
Average porosity B % 35 %
Average oil content 1,437 bbl/ac-ft 0.185 m*/m*
Average oil saturation 52 % 32 %

Fuente. LAKE W, Larry. Enhanced Oil Recovery. Case History. New
Jersey. 1989. P. 494,

Uno de los proyectos realizados en Kern River, un arreglo de 10 pozos de inyeccién
de vapor en donde los arreglos de pozo son seis inyectores, cada uno rodeando un

5 |bid. p., 319.
55 |bid. p. 320.
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inyector, la extraccion se hace viable econdmicamente debido a las bajas
profundidades del reservorio. Cada patron es relativamente pequefio ya que la
productividad de petroleo frio y caliente es mucho menor en comparacion con la
inyectividad de vapor, asi el tener mayores pozos productores que inyectores
mejorara el balance de los fluidos. A continuacion, se puede ver los resultados de
este proyecto.

Grafica 5. Comportamiento de produccion arreglo de diez pozos, campo
Kern River.
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Fuente. LAKE W, Larry. Enhanced Oil Recovery. Case History. New
Jersey. 1989. P. 494.

Como se puede ver la respuesta del petréleo a la inyeccion de vapor fue inmediata
y muy fuerte. La rapida respuesta pudo haber sido dado que precediendo la
inyeccion continua se realizé una inyeccion ciclica de vapor, pero la razén principal
mas probable es debido a la implementacion de la tecnologia en si. EI maximo pico
de tasa de petréleo se dio en 1970 y se dio una declinacién leve desde entonces. A
través de la historia mostrada, la tasa de petroleo fue mucho mas elevada que la
tasa de petrdleo primaria estimada. La relacién vapor-petrdleo alcanzé un minimo
en 1972 e increment6 después de eso cuando el vapor alcanzé mas y mas pozos
productores.

2.2.6 Inyeccion ciclica de vapor.
2.2.6.1 Generalidades de la Inyeccion Ciclica de Vapor. Es la inyeccién
alternada de vapor y produccién de aceite con vapor condensado del mismo pozo

0 pozos. Este proceso predominantemente se aplica en pozos verticales, alternando
ciclos de inyeccion de vapor con ciclos de producciéon de crudo pesado y vapor
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consensado. El vapor inyectado calienta el petréleo pesado y disminuye su
viscosidad. Luego de que la zona calentada es generada, el hidrocarburo calentado
fluye de nuevo hacia el pozo. Este es un proceso de desarrollo de pozos; donde la
mayor limitacion es que se puede recuperar menos del 30% del petrdleo original in-
situ.>®

Figura 15. Esquema de un proceso de inyeccion ciclica de vapor.
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Fuente. Alvarado, Douglas A.; Banzer S. Carlos; Mora Rincén, Dr. Adafel C.
Recuperacion Térmica de Petroleo. Maracaibo. Universidad de Zulia. 2004.
P.216.

2.2.6.2 Resefia histérica. La inyeccion ciclica de vapor fue descubierta por
accidente en el campo “Mene Grande” en Venezuela en el ano 1959 cuando el vapor
se ubico detras del revestimiento en un proceso de inyeccion de vapor. Este pozo,
gue no habia producido petrdleo anteriormente, producia a tasas entre 100 y 200
barriles por dia.

La siguiente figura, ilustra la respuesta del campo “Midway sunset” a una inyeccion
ciclica de vapor. El descubrimiento de que la inyeccién de vapor en yacimientos de
crudo pesado podia incrementar las tasas de produccién en factores de 5 a 10 fue
un punto historico para el desarrollo de las técnicas de recobro térmico. La inyeccion

%6 Speight, James G. Enhanced Recovery Methods for Heavy Oil and Tar Sands. Houston. Gulf Publishing
Company. 2009. p.89.
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ciclica de vapor se esparcié rapidamente en California y en 1965, los proyectos
estaban en marcha en la mayoria de reservorios de crudo pesado en California. 7

Grafica 6. Comportamiento de produccion a través del tiempo para el
campo “Midway Sunset”
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Fuente. Green, Don; Willhite, Paul G. Enhanced Oil Recovery.
Richardson. SPE Textbook. 1998. p.311. Modificada por los autores.

La inyeccién ciclica de vapor es usada en California, en el oeste de Canada,
Indonesia, Oman y China. La produccion del campo Kern River en California, se
encontraba por debajo de 20000 barriles por dia en los afios 50 antes de la inyeccion
ciclica de vapor, después de la inyeccion ciclica de vapor para los afios 80, se
alcanz6 una tasa de produccion de 120000 barriles por dia. EI campo Duri en
Indonesia es la zona mas grande de inyeccion de vapor y produce 230000 barriles
por dia con un factor dltimo de recuperacion aproximado del 70% en algunas
ubicaciones. °8

2.2.6.3 Mecanismos de Operacion. Los reservorios de crudo pesado se
caracterizan por tener viscosidades a temperaturas de yacimiento en el orden de
los 100 a 10000 cp. Cuando un reservorio tiene una fuente de energia natural para
desplazar el petréleo desde el yacimiento a los pozos productores, la tasa de
petréleo estara controlada primariamente por la resistencia de flujo en las

57 Green, Don; Willhite, Paul G. Enhanced Oil Recovery. Richardson. SPE Textbook. 1998. p.310
58 Speight, James G. Enhanced Recovery Methods for Heavy Oil and Tar Sands. Houston. Gulf Publishing
Company. 2009. p.163.
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inmediatas cercanias del pozo. La inyeccion ciclica de vapor calienta la roca del
reservorio alrededor de la zona del pozo y permite que esta region se mantenga a
una temperatura elevada por largos periodos de tiempo.>°

Los principales requerimientos para una aplicacion exitosa de una estimulacion por
inyeccion ciclica de vapor es una fuente de energia natural en el reservorio. La
energia disponible puede estar en forma de:

e Expansion de los fluidos por gas en solucién o una reduccion de la presion del
reservorio.

e Acuifero activo.

e Drenaje gravitacional.

e Compactacion de la roca.

Es un proceso de tres etapas que comienza con una inyeccion a alta presion de
vapor por varias semanas, el cual es seguido por un periodo de remojo permitiendo
que el vapor inyectado difunda su calor inyectado a través del reservorio. Durante
este periodo, el vapor calienta el petréleo viscoso e incrementa su movilidad.
Subsecuentemente, el tercer paso comienza usando el mismo pozo como pozo de
produccion para extraer el petr6leo movil. La tasa de produccion se mantiene a un
nivel alto por un corto periodo de tiempo antes de que se decline gradualmente en
varios meses.

Este ciclo entonces se repite sucesivamente hasta alcanzar un factor de recobro
deseable. La inyeccion ciclica de vapor es usualmente aplicada luego de que se
produjo por recobro primario, sin embargo, esta se debe aplicar antes de cualquier
otro método de recobro mejorado. Debido a esto, la alta presion resultante durante
la inyecciodn ciclica de vapor también incrementa los requerimientos para mantener
el yacimiento. Acorde a esto, la cantidad de vapor requerida durante cada cicloy la
duracion para cada ciclo debe ser fuertemente considerada, esto depende en mayor
medida del espesor del reservorio, la permeabilidad de la formacién y la viscosidad
del aceite. El incremento de la efectividad de la inyeccién ciclica de vapor, depende
de que el vapor inyectado sea modificado adicionando aditivos quimicos tales como
solventes, surfactantes, alcalis y gases. °

59 Green. Op. cit., p. 312.
80 Guo, Kun; Li, Hailong; Zhinxin, Yu. In-Situ Heavy and Extra-Heavy Oil Recovery: A Review. University of
Stavanger. Stavanger. 2016. p.888
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Figura 16. Esquema tipico de un proceso de inyeccion ciclica de vapor.
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Fuente. Guo, Kun; Li, Hailong; Zhinxin, Yu. In-Situ Heavy and Extra-Heavy Oil
Recovery: A Review. University of Stavanger. Stavanger. 2016. p.889.
Modificada por los autores.
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2.2.6.4 Caracteristicas del Proceso. A continuacion, se exponen las condiciones
necesarias para aplicar la tecnologia de la inyeccion ciclica de vapor:

Cuadro 5. Criterios para la aplicacion de la tecnologia e informacion promedio
de los campos.
Criterios para la Aplicacion de la Tecnologia e Informacién Promedio de

los Campos

Parametros Valores de | Valores de disefio | Informacion
criterios promedio de los

campos

Gravedad del | 8-35 <15 14.4

petréleo, °API

Viscosidad del | 50-350000 4000 5247

petréleo In Situ,

cP

Saturaciéon  del | >0.4 - -
aceite, fraccion
Espesor neto, m | >6 >9 24.2
Relaciéon Net-to- | >0.4 - -

gross, fraccion

Porosidad, >0.18 >/=0.35 0.32
fraccion

Permeabilidad, >50 >/=1000 1736
mD
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Cuadro 5. (Continuacion).

los Campos

Criterios para la Aplicacion de la Tecnologia e Informaciéon Promedio de

Parametros

Valores
criterios

de

Valores de diserfo

Informacion
promedio de los
campos

Transmisibilidad,
mD-ft/cP

>5

Profundidad, m

<1525

Capa de gas

No deseable

Acuifero

No deseable

Fractura

No

Arcilla

Bajo

Calidad
vapor, %

del

Presiéon de

vapor, psig

-1500

900

Tiempo de
inyeccion, dias

14-21

11

Tiempo de
remojo, dias

1-4

6.25

NUimero de

ciclos

3-5

3

Duracion ciclo,

Mmeses

-6

-6

Fuente. Sheng, James. Enhanced Oil Recovery Field Case Studies. Houston.
The Pennsylvania State University. 2013. p.395.

2.2.6.5 Condiciones Generales de Aplicacion de laInyeccién Ciclica de Vapor.
Si la viscosidad del petréleo es 50-150 mPa*s, la inyeccidén de agua es seguido por
una inyeccion de vapor. Si la viscosidad se encuentra entre 150-10000 mPa*s, la
inyeccion de vapor se aplica directamente debido a que la inyeccion de agua puede
no ser efectiva. La inyeccion ciclica de vapor seguida por una inyeccion de vapor
sera mas efectiva. Cuando el petréleo tiene una viscosidad entre 10000 a 50000
mPa*s, la inyeccion ciclica de vapor es necesaria. Cuando la viscosidad del petroleo
se encuentra por encima de 50000 mPa*s, se deben emplear técnicas especiales

de produccién, como fracturamiento, pozos horizontales y adiciéon de quimicos.5*

61 Sheng, James. Enhanced Oil Recovery Field Case Studies. Houston. The Pennsylvania State University.

2013. p.388.
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2.2.6.6 Aplicaciones de la Inyeccion Ciclica de Vapor en Campo.

Bloque 66 Du en el Campo Liao Shuguang, China. Este es otro caso donde
se aplicé exitosamente la inyeccion ciclica de vapor, el resto en este yacimiento
se debia a que la geologia del yacimiento hace que este se estructure en capas
delgadas de arena intercaladas de arcillas. Debido a esto, se debia tener
extremo cuidado al inyectar el vapor ya que este puede hinchar a las arcillas
afectando drasticamente la permeabilidad de la formacion. Entre las lecciones
gue se aprendieron de este bloque se encuentran:®?

Combinar capas delgadas en capas mas gruesas y perforar selectivamente
estas capas.

La calidad del vapor debe ser mas alta en aquellos reservorios con muchas
capas delgadas.

Se deben tomar medidas para prevenir el hinchamiento de las arcillas.

Usar empaques con el propésito de realizar la inyeccion ciclica de vapor en
capas separadas para reducir el flujo cruzado entre capas o entre yacimientos.

Bloque Jin 45 en el Campo Liaohe Huanxiling, China. Este es un yacimiento
donde se presentaba un acuifero activo, debido a esto, en algunas zonas del
yacimiento fue beneficiosos para la inyeccion ciclica de vapor ya que ayudaba
al sostenimiento de la presion, de esta forma se mantenian tasas de
hidrocarburos muy altas, sin embargo, en algunas zonas (especialmente los
pozos que se ubican en la base del reservorio) luego de aproximadamente un
tercer ciclo de inyeccién de vapor, se producia la ruptura del frente de agua en
el pozo, a partir de este punto la inyeccion ciclica de vapor dejaba de ser
rentable. $3Entre las lecciones aprendidas en este bloque se encuentran:

Aunqgue el acuifero de fondo genera un mantenimiento de presion y aumenta la
tasa de produccién de petréleo en los dos primeros ciclos, cuando el agua
irrumpe en el pozo reduce el numero de ciclos y deteriora el desempefio del
periodo de remojo. Para controlar el irrumpimiento del acuifero en el pozo, se
empleaban bombas alun mas grandes.

El vapor fue inyectado de forma separada en las capas, de esta forma las tasas
de inyeccidn en las diferentes capas fueron controladas.

62 |bid. p.406.
83 Sheng, James. Enhanced Oil Recovery Field Case Studies. Houston. The Pennsylvania State University.
2013. p.408.
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Se observo que el vapor inyectado irrumpié a través de los pozos vecinos. Esto
fue debido a que la presion de inyeccidn era muy alta, se formaron algunas
fracturas; y el vapor irrumpié a través de las fallas. Por lo tanto, la tasa de
inyeccion de vapor, la presion de inyeccion y la fuerza de la inyeccion deben ser
controladas.

e Bloque 97 y 98 en el Campo Karamay, China. Este caso sirve para ilustrar el
desempefio de la inyeccion ciclica de vapor en yacimientos con una muy alta
viscosidad, en el cual las técnicas convencionales de produccion no son muy
efectivas. ®*Entre las lecciones aprendidas en este yacimiento se encuentran:

Debido a la alta viscosidad del petréleo, el petrdleo no podia fluir sin emplear
ninguna técnica de calentamiento.

La inyeccién de vapor hizo fluir el petréleo de forma natural. Pero el tiempo de
produccién fue de 1 a 32 dias con un promedio de 7.5 dias. Las tasas de
produccion iniciales eran altas, pero decrecian rapidamente.

Las tasas de produccién de petroleo y la relacién entre vapor inyectado y
petréleo producido aumentaban mas en el segundo y tercer ciclo que en el
primero. El irrumpimiento del vapor y la produccion de arena eran los problemas.

2.3 RECOBRO MEJORADO CON QUIMICOS

En este tipo de recobro se usan una serie de fluidos que inducen una tension
interfacial baja (IFT) al juntarse con el crudo. Existe una relacién entre en el recobro
en un proceso de desplazamiento y el efecto de la tension interfacial, donde el
petroleo residual (Sor) se ve alterado conforme se hacen variaciones en el nimero
capilar Nc.

Para entender el fendbmeno asociado a la disminucion de la tension interfacial se
debe definir antes el concepto de numero capilar que se define para una roca
mojada por el agua como:

Ecuaciéon 1. Numero capilar para un crudo mojado por agua.
L

Cc — i )

a(Cos #)

Donde

V: Velocidad de Darcy en el frente de desplazamiento.
M: Viscosidad el fluido.

o: Tensién interfacial.

6 |bid. p.410.
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Este parametro es la relacion entre las fuerzas viscosas e interfaciales y es de gran
importancia ya que se ha demostrado experimentalmente que, al aumentar el
namero capilar, la saturacion residual disminuye y por lo tanto la recuperacion de
petroleo aumenta. Esta relacion entre saturacion residual y el numero capilar es
llamada “Curva de desaturacion capilar”.

Gréfica 7. Curva de desaturacion capilar.
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Fuente: SHENG, James. Enhanced Oil Recovery Field Case
Studies. 1 ed. 2013. p. 123

2.3.1 Inyeccion de Surfactantes

2.3.1.1 Estructurade los surfactantes. En su estructura comudn se tiene una parte
no polar, hidrofébica, cola o “hydrcarbon tail”’, que en la gran mayoria de los
surfactantes es una cadena de hidrocarburos de longitud de 12 a 18 atomos de
carbono y con un anillo aromatico, y una parte iénica, hidrofilica o polar llamada
cabeza o “hydrcarbon head”. Los surfactantes también son llamados moléculas
ambifilicas ya que poseen una cadena no “polar tail” y un grupo polar “head group”
dentro de la misma molécula. Una representacion de los surfactantes en su forma
mas basica es mostrada en la Figura 17 junto con su orientacion en el agua en la
Figura 18.%5

La eficiencia o el funcionamiento del surfactante se basa en el balance que hay
entre la parte polar y no polar, ya que por un lado las moléculas de agua reaccionan
muy deficientemente con las no polares y tienden a extraerlas de si, mientras que
las moléculas polares tienen a entrar en solucion con el agua. Debido a esto se
caracterizd6 empiricamente un nimero para caracterizar los surfactantes, éste es el
HLB o hydrophilic/lipophilic balance, el cual a través de la experimentacion se ha
concluido que ayuda a establecer la tendencia de solubilizacién en agua y en crudo

8 SANDERSEN BULOW, Sara. Enhanced Oil Recovery with Surfactant Flooding. Doctorado. Kongens
Lyngby. Technical University of Denmark. 2012. p. 8.
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del surfactante y asi mismo la tendencia a formar emulsiones agua en petréleo o
petréleo en agua, por lo que si tenemos un valor de HLB bajo significa que habra
mas tendencia de solubilizacion en crudo y a formar emulsiones del tipo agua en
crudo.%®

Figura 17. Representacion de la forma estructural
basica de un surfactante.

AAAAA

Chaln (Tail)
Linear or Sranched
Hydrocarbon or Fluorocarbon

Head
Group

Fuente. GREEN, Don W; WILLHITE, P. Enhanced
Oil Recovery. 1998. p. 241; modificada por los
autores.

Figura 18. Molécula de surfactante y su orientacion en el agua.

-
s ﬁ‘\\ 4 N
® 466 &6
Hydrophilic head group Lipophilic hydrocarbon tail Water
L"x (polar part) (nonpolar part) J

Fuente: SANDERSEN BULOW, Sara. Enhanced Oil Recovery with Surfactant
Flooding. Technical University of Denmark. 2012, p.8.

2.3.1.2 Clasificacion de los surfactantes. Los surfactantes pueden ser
clasificados de distintas maneras, como por ejemplo el uso que tiene dicho
surfactante, pero debido a que los surfactantes tienen amplios usos se volveria
confusa esta clasificacion. Cientificamente la clasificacion de surfactantes mas
aceptada es la basada en cémo es su disociacion en el agua. Asi los tipos de
surfactantes son:

8 GREEN, Don W; WILLHITE, P. Enhanced Oil Recovery. Surfactants. Texas, 1998. p. 241. ISBN 1-55563-077-
4,
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Cuadro 6. Clasificacion de surfactantes se

Un su estructura.

constituyen el surfactante
Zwitteridnico

Industria textil

Surfactante | Propiedades Aplicacién Ejemplo
Anidnicos Cargado negativamente Como Dodecil sulfato
Tipos: Sales de acido | detergentes en | de sodio
sulfonico, alcohol la operacién de .
Sulfatos, recuperacion de | AMAAAN oot
alquilbencenosulfonatos petréleo, Como =
Esteres de acido fosférico, | en la
ésteres de acido | rehabilitacion de
carboxilico hidrogeologia de
Sales &cidas, No toxico contaminantes
Cationicos Positivo cargado, | Como agentes | Bromuro de
antibacteriano desinfectantes y | cetiltrimetilamon
Tipos: 1) Aminas de | antisépticos, io
cadena larga agente
(Aceite natural, grasas y | antiestético,
materias sintéticas formulacion
Aminas): Soluble en pH | cosmética, ANANNNNNY B
<7y suavizante textil, -
Insoluble en pH> 7. inhibidores  de
2) Cuaternario corrosion,
Sales de amonio: | productos
Estables en su conjunto guimicos de
Rango de pH flotacion,
derivados  del
petréleo
No Iénicos Grupo  hidrofilico  de | Buen Polioxietileno (4)
cabeza solubilizador lauril éter
Tipos: etoxilatos  de | El uso
alcohol, generalizado en /\/\/\/\/\/‘%o/\kw
Alguilfenol etoxilatos, petréleo y
Alcanolamidas y | Aplicaciones
tensioactivos de azucar, ambientales
No toxico
Zwitterioni- Positivo o] negativo | Industria
cos dependiendo de farmacéutica, L IECUUUED I
PH  Fosfolipidos que | Industria de N\/“\/\—f»*wlr””
constituyen pintura, En | Lecitina
biomembranas gue | industria animal,

Fuente. SCHRAMM L, Laurier. Surfactants: Fundamentals and Applications in
the Petroleum Industry.
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Los surfactantes de tipo Anidnicos, son los que mas han sido utilizados como
método de recobro de petrdleo. Son los mas usados debido a que tienen buenas
propiedades, son relativamente estables, su absorcidon en la roca es baja y ademas
pueden ser manufacturados econémicamente.®’

Los surfactantes del tipo no iénico principalmente se han usado como co-
surfactantes para mejorar el comportamiento y desarrollo del sistema de surfactante
ya que estos son mucho mas tolerantes por ejemplo a la alta salinidad, pero a su
vez sus propiedades para reducir la IFT no son tan eficientes como las de los
surfactantes Aniénicos.58

Los surfactantes del tipo cationico generalmente no se usan, ya que por la
naturaleza de su carga reaccionan con la roca reservorio y se adsorben
drasticamente por lo que su rentabilidad en un proceso EOR no es viable.®°

Los surfactantes comunmente usados son los hidrocarburos sulfonados como
sulfato de propoxilato o sulfonato de alcohol propoxilato. Para obtener una inyeccion
de surfactantes mas eficiente, polimeros son afiadidos al sistema, ya que los
surfactantes se encargan de la reduccion de la tension interfacial y alteracion de
humectabilidad y los polimeros de agregar viscosidad al sistema y asi optimizar la
eficiencia de barrido volumétrica. Estos hidrocarburos sulfonados son utilizados
para aplicaciones donde haya una baja salinidad (<2 0 3% en peso de NaCl) y son
ampliamente usados ya que bajan la tension interfacial, son relativamente baratos
y quimicamente muestran estabilidad.

Los sulfonatos son solubles ya que poseen un grupo SOgs, y por ello tienden a
precipitarse o solubilizarse en salmueras con alta salinidad y dureza (alto contenido
de calcio o magnesio). Las caracteristicas de los sulfonatos dependen de la
composicién de la roca, el grado de sulfatacion y el numero promedio de moléculas
de sulfato enlazadas a cada molécula.

Junto con los surfactantes se adicionan a la mezcla co-surfactantes para optimizar
las propiedades de la solucion de surfactante, también estos promueven
condiciones favorables con respecto a la temperatura, presion y salinidad. Debido
a las caracteristicas fisicas de reservorio, como adsorcion de la roca y el
entrampamiento del fluido en la estructura de poros, pérdidas considerables de los
surfactantes pueden ocurrir. Es importante saber que la estabilidad del surfactante
no solo debe ser monitoreada y controlada a condiciones estandar, sino ademas a
las condiciones del reservorio para conocer su estabilidad. Es bien sabido que los

57 SALAGER, Louis. Surfactant Types and Uses. Mérida, Venezuela. Universidad de los Andes. p. 17-26. 2002
& |bid., p. 28-34.
8 Ibid., p. 36-40.
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surfactantes son sensibles a altas temperaturas y altas salinidades, por lo que la
formulacién del surfactante que pueda soportar estas condiciones debe ser usado.”
El sistema de surfactante usualmente consiste en el surfactante y el co-surfactante.
Sin embargo, estd mezcla de multiples componentes puede no trabajar bien debido
a la separacion que ocurre en el reservorio, ya que la concentracion de la solucién
cambia rapidamente de su valor optimo al darse la separacion.

Un criterio importante al realizar una inyeccion de surfactante es maximizar la
cantidad de petréleo residual que puede ser movilizado al minimo costo de
quimicos. En esta medida no s6lo minimizar la tensién interfacial resulta en una
optimizacion eficiente del recobro, sino ademas otras condiciones deben ser
controladas para maximizar el recobro como la salinidad, temperatura, la absorcién
del surfactante, la concentracion y los cambios en los que incurre al estar en
condiciones de reservorio. Teniendo todo esto en cuenta se sabe claramente
entonces que para cada reservorio en especifico se debe formular un tipo de
surfactante que trabaje especificamente a esas condiciones.’*

Cuadro 7. Tipos de inyeccion de surfactante.

Type of surfactant flooding

Technigue

™ote

Micelle/polymer flooding:

Microemulsion flooding:

Alkaline/surfactant/polymer

(ASP) flooding:

A micelle slug usually of
surfactant, co-surfactant,
alcohol, brime and oil 15
injected into the
reServioLr.

Surfactants, co-
surfactants, alcohol and
brine are injected o
the reservoir to form
microemulsions to obtain
ultra low IFT.

The addition of alkaline
chemicals reduces the
IFT at significantly
lowwer surfactant
CONCenirations.

Dnsplacement efficiency
close to 100 %% ( measured
in laboratory ).

Can be designed 1o
perform well ine. g high
temperature or salinity or
low permeable areas
where polymer and/or
alkali cannot work.

Lowwer corncentration of
surfactants i1s involved in
this process, which
reduces the cost of
chemicals.

Fuente. SANDERSEN BULOW, Sara. Enhanced Oil Recovery with
Surfactant Flooding. Technical University of Denmark. 2012, p.6

e Micelas y micro- emulsiones. Cuando un surfactante es agregado a un solvente
en bajas concentraciones las moléculas disueltas se dispersan como monémeros,
al incrementar la concentracion de surfactante estos monomeros van aumentando
y se van juntando. Por encima de cierta concentracion llamada concentracion
micelar critica (CMC) la adicién de surfactante da como resultado la formacién de
micelas y después de este punto al aumentar la concentracion del surfactante, la
cantidad de este como mondmero permanecera constante, por lo que al aumentar
la concentracion después de CMC se aumentara la cantidad de micelas, pero

0 SANDERSEN BULOW, Sara. Enhanced Oil Recovery with Surfactant Flooding. Doctorado. Kongens
Lyngby. Technical University of Denmark. 2012. p. 8.
1 bid., p. 7
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poco la concentracién de surfactante como mondmero como se muestra en la
siguiente gréfica. "

Gréfica 8. Grafica de energia en la superficie o
interface versus la concentracion de surfactante.

Mp— T2 ) m

Linssr region

Typically 2030 m) m3

Lag Joomcentrmion of surfactant)

Fuente. SANDERSEN BULOW, Sara. Enhanced
Oil Recovery with Surfactant Flooding. Technical
University of Denmark. 2012, p.16.

De esto se puede concluir que la solubilidad del aguay el petréleo aumentan cuando
se tienen concentraciones iguales o mayores al CMC ya que se aumentan la
cantidad de micelas. El proceso formacion de micelas es mostrado a continuacion.

Figura 19. Formacion de micelas.

S A
@ jé:.aﬁ"
» o ’%}1’?6‘*0
b E %&fg&e}q
v o & P% 2 s
?
- - = C{ .-OQ'?

oMo
Surfactant Concantratlon

Fuente. GREEN, Don W; WILLHITE, P. Enhanced Oil
Recovery. 1998. p. 243; modificada por los autores.

72 GREEN, Don W; WILLHITE, P. Op. Cit., p. 242
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Aqui se puede observar la formacidbn de micelas después de aumentar la
concentracion de surfactante y alcanzar el punto micelar critico. En la parte inferior
se muestran las micelas cuando el agua es el solvente y la fase continua ya que
tienen la cabeza o grupo polar en la parte exterior y la cadena de hidrocarburos al
interior debido a las interacciones quimicas, y en la parte superior se ve la forma de
las micelas cuando el solvente es petréleo, estas son inversas y la parte no polar
ahora es la que reacciona con el petréleo y el grupo polar esta en el interior

Algunas caracteristicas de las micelas son:

e Estas tienen una forma esférica y el radio de la micela es tan grande como el
largo de la cadena de hidrocarburos en el surfactante.

e Las micelas contienen de 50-100, aunque estudios posteriores demostraron que
el namero de mondmeros por micela pueden estar afuera significativamente
fuera de este rango

e El proceso de micelacion ocurre dentro de un rango estrecho de concentracion
de surfactante.

e Las propiedades de la solucién cambian abruptamente después de alcanzar el
punto micelar critico, dentro de estas propiedades se incluye la conductividad
eléctrica, tension superficial y presion osmotica.

e Para surfactantes en solucidén acuosa, el interior de la micela es formada por la
asociacion de cadenas de hidrocarburos y estas tienen muchas de las
caracteristicas del hidrocarburo liguido como su capacidad para absorber
componentes liquidos.”

Como se mencion0 anteriormente en una solucién acuosa las micelas en su interior
pueden solubilizar una parte de hidrocarburos y a su contraparte en micelas donde
el solvente es petréleo se puede solubilizar agua dentro de estas micelas, por lo que
explicaria la razén del porqué al aumentar la concentracion de surfactante por
encima del CMC incrementa la solubilidad aparentemente ya que empiezan a formar
mas micelas y solubilizacién de agua o petrdleo segun sea el caso.

Asi entonces la forma tipica de las micelas y los tipos de micelas que por métodos
experimentales de dispersion de luz y dispersion de neutrones se han postulado.

3 GREEN, Don W; WILLHITE, P. Op. Cit., p. 243
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Figura 20. Diferentes modelos estructurales de las
micelas.
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Fuente. GREEN, Don W; WILLHITE, P. Enhanced Oil
Recovery. 1998. p. 243; modificada por los autores.

De este modo la definicion de microemulsion es “una solucion estable y translucida
micelar de petréleo y agua que puede contener uno o varios componentes
ambifilicos”.

2.3.2 Inyeccion de élcali.

También llamada caustic flooding o high pH-flooding, es un proceso caracterizado
por la reaccién entre un compuesto quimico de alto pH como el NaOH y los &cidos
organicos contenidos en el petréleo (compuestos saponificables), para generar
surfactantes in situ que reducen la tension interfacial IFT entre el agua y el petréleo
y producen emulsificaciéon. Este agente quimico al disociarse en una fase acuosa,
aumenta el pH significativamente. Con este método la eficiencia de desplazamiento
del petréleo se ve mejorada. Teniendo en cuenta la forma de calcular el pH de una
solucion acuosa ideal.

pH = —log[H"]

En la cual al aumentar la concentracibn de iones (OH’), se disminuye la
concentracion de iones (H*), ya que las dos concentraciones estan relacionadas a
través de la disociacion del agua, y debido a que la concentracion de agua en una
fase acuosa permanece constante, se obtiene entonces la expresion del equilibrio
de disociacion del agua’.

[OH™][H"]

' [Hy0]

74 LAKE W, Larry. Enhanced Oil Recovery. Prentice Hall. 1989. p 434.
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Varios quimicos han sido usados para generar altos pH, pero los mas comunmente
usados son hidroxido de sodio (caustic or NaOH), ortosilicato de sodio y carbonato
de sodio (Na2COs). Al ser un compuesto ionico el NaOH presenta una disolucion
total en medio acuoso, como se ve a continuacion’,

NaOH,. » Na* + OH~

Los otros compuestos generan OH™ por medio de la formacion de acidos débilmente
disociantes como se puede ver a continuacién para el carbonato de sodio’®,

Na,CO;3,. — 2Na* + CO35~

2H,0 + CO%~ > H,CO5 + 20H"

Asi entonces, las moléculas de OH- generadas reaccionan con los 4cidos organicos
(los mas comunes son acidos nafténicos) presentes en el petréleo para llevar a cabo
el proceso de saponificacion del petréleo y producir jabones (soap) in-situ en la
interfase agua-petréleo. El proceso ocurrido con estos quimicos es similar al
proceso con soluciones micelares, la diferencia radica en que en este caso la IFT
es reducida por surfactantes generados in-situ’”.

Se puede entender de esta manera que la efectividad de este proceso depende de
la cantidad de compuestos saponificables contenidos en el petrdleo y que puedan
reaccionar para formar los surfactantes in-situ. A continuacion, se muestra un
esquema del mecanismo general de este proceso.

Figura 21. Mecanismo general de alkaline flooding.
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Fuente. GREEN, Don W; WILLHITE, P. Enhanced Oil
Recovery. 1998. p.288; modificada por los autores.

75 |bid., p. 434
76 |bid., p. 434
77 GREEN, Don W; WILLHITE, P. Op. cit., p. 288.
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Como se puede observar en la figura, una parte de los acidos contenidos en el
petrdleo se particionan en la fase acuosa de acuerdo a la siguiente expresion de
solubilidad’®,

Donde Kb es el coeficiente de particion y HAo y HAw denotan los acidos en las fases
petroleo y agua.

Los acidos del petréleo que se disocian en la fase acuosa se comportan mediante
la siguiente expresion’®,
HAyw S HT + A~

Que formaria el siguiente equilibrio:
[H][A7]

K, =
47 [HAL

Donde [A7] es ya un surfactante generado por disociacion del &cido de petrdleo en

la fase acuosa. Por otra parte, el HAw no disociado reacciona con el compuesto

alcali disociado para generar y aumentar la concentracién de [A] mediante la

siguiente reaccion®,

HA,, + OH™ = A* + H,0

Con estos equilibrios se logra cualitativamente especificar el mecanismo de
generacion de los surfactantes in-situ. Ahora bien, la medida de la cantidad de
posibles acidos organicos existe en cierto crudo se hace mediante la cuantificacion
con KOH, midiéndose la cantidad en miligramos de KOH necesario para neutralizar
un gramo de acido del crudo, mediante la siguiente reaccion®.

KOH - OH™ + K*
HA, + OH™ - A7 + H,0

Hay que tener en cuenta que no hay una relacion entre el nimero acido y el aumento
del recobro, ya que en cada reservorio existen diferentes condiciones que provocan
que el comportamiento del recobro sea distinto.

78 |bid., p. 288
7 |bid., p. 288
8 |bid., p. 288
81 |bid., p. 288

81



2.3.2.1 Mecanismos de desplazamiento asociados a la inyeccién de Alcali. La
eficiencia de este proceso se ha atribuido a diferentes factores, algunos de los mas
representativos son:

Disminucion de la tension interfacial. Las soluciones alcalinas aumentan el
namero capilar por medio de la reaccion de los acidos organicos del petroleo,
formando emulsiones que disminuyen el valor de la IFT en varios ordenes de
magnitud. Se podria pensar ademas, que la relacion entre la concentracion y
disminucién de la tension interfacial es de manera proporcional, ya que suena
l6gica la premisa de que a mayor concentracion de compuesto Alcali, habra mas
cantidad de sustancia disponible para realizar el efecto de disminucién de la IFT;
lo cierto es que esto depende de la salinidad y el pH de la solucién, y la
concentracion donde se obtienen los valores de IFT mas bajos es un rango muy
estrecho que experimentalmente se debe determinar. Este rango Optimo en
muchos de los casos segun Donaldson et al. se encuentra entre 0.05y 0.2% en
peso a un pH de 12.5%,

Arrastre y emulsificacion. En este mecanismo debido a la disminucion de la
tension interfacial, el petréleo pasa por un proceso de emulsificacion en donde
es arrastrado por la solucién acuosa del quimico de alto pH. Este mecanismo
ocurre cuando se tienen condiciones de alto pH, numero &cido bajo, baja
salinidad y un tamafio de emulsion menor al didmetro de la garganta de poro.
Este mecanismo se da en aplicaciones donde la cantidad de quimico usada es
baja®.

Alteracion de humectabilidad. La forma de hacer eficiente el proceso de
inyeccion de Alcali depende en gran medida de la distribucion inicial del petréleo
residual (Sor) en el espacio poroso, que a su vez estad controlado por la
humectabilidad del reservorio, y por ende en la capacidad para alterar esta
humectabilidad esta4 gran parte del éxito de esta técnica. El objetivo de esta
alteracion es la disminucién de las fuerzas capilares que ofrecen gran
obstruccion al petréleo en el la matriz de poro. Los cambios en pH pueden
realizar estos cambios de humectabilidad a través de la reaccidon con los agentes
tenso activos en el petréleo adsorbidos en la superficie de la roca®*.

En el caso de alteracion de roca humectada por petréleo a humectada por agua,
la alteracion se da por la reaccion entre el Alcali y los acidos polares contenidos
en la roca humectada por petroleo. Debido a esto la produccion de petroleo
incrementa, dado que se inducen cambios favorables en las permeabilidades y

82 SHENG J, James. Modern Chemical Enhanced Oil Recovery Theory and Practice. Burlington. 2011. Elsevier.
p.399.

8 |bid., p. 421.

84 LAKE W, Larry. Op. Cit., p. 439.
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disminucién en la permeabilidad relativa al agua, lo que desemboca en un
aumento de la eficiencia de desplazamiento®®,

En el caso de alteracion de roca humectada por agua a humectada por petréleo,
la alteracion causa que la fase de petréleo residual discontinua y no humectante,
se extienda a una fase humectante y continua. Simultdneamente la baja tension
interfacial generada, induce la formacion de una emulsién de Alcali en petréleo
que bloquea canales de flujo y crea altos gradientes de presion locales. Estos
gradientes de presion ayudan a vencer las ya reducidas fuerzas capilares, y de
esta manera se reduce alin mas la saturacién de petréleo residual®®.

e Emulsificacion y atrapamiento. En este mecanismo el petréleo emulsionado
bloguea las gargantas de poro con menor didmetro que el de la emulsion,
forzando asi al agua de inyeccion a dirigirse a los poros que no han sido
desplazados; todo esto da como resultado la reduccion de la movilidad de la fase
acuosa (con lo que aumenta la eficiencia de desplazamiento) y la reduccion de
flujo por canales preferenciales (de alta permeabilidad). Las condiciones a las
gue se da este proceso son alto pH, nimero acido moderado, baja salinidad y
tamario de emulsiones mayor a didmetro de garganta de poro®’.

e Solubilizacion de las peliculas interfaciales rigidas. En algunos tipos de
petréleo (aquellos con contenidos considerables de resinas y asfaltenos) se
forma una pelicula insoluble en la interfase agua-petréleo. Estas peliculas
pueden ser redisueltas en el petroleo, pero se da a una velocidad muy baja,
ademas estas peliculas se alojan en las zonas del poro estrechas, causando asi
una pelicula rigida, insoluble e inmovil que disminuye la eficiencia de
desplazamiento. Este efecto ha sido marcado de afectar la eficiencia de
desplazamiento y la saturacion de petr6leo residual en sistemas porosos
heterogéneos, y no genera gran alteracion en sistemas porosos homogéneos®.

La forma en la que estos factores intervienen en el recobro, sea individualmente
0 en una combinacion, depende de las propiedades del crudo, del agua de
inyeccion y de cada reservorio en particular.

2.3.2.2 Interaccion alcali-roca®. La interaccién del alcali con la roca es uno de los
aspectos fundamentales que determinan el éxito de esta técnica, ademas es uno de
los aspectos mas dificiles de cuantificar. Debido a la complejidad mineraldgica en
los reservorios las interacciones alcali-roca derivan en gran cantidad de reacciones,
las cuales pueden retardar considerablemente la propagacion del alcali a través del
medio poroso.

8 SHENG J, James. Op. Cit. P 421.

8 |bid., p. 422

¢ |bid., p. 421.

8 DONALDSON C, ERLE; CHILINGARIAN V, GEORGE y YEN FU, Teh. Op. Cit., p. 231.
8 SHENG J, James. Op. Cit., p 405.
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Las arcillas al tener una gran area superficial, juegan un papel importante en el
proceso de desplazamiento del alcali. Las arcillas en principio estan en equilibrio
quimico con el agua de formacién, al agregar la solucion de alcali, la superficie de
la roca intentaré establecer un nuevo equilibrio en estas nuevas condiciones, por lo
gue se da lugar a un intercambio idnico entre la superficie de la roca y la solucién
de alcali. Dentro de los iones presentes en las arcillas se encuentra el hidrogeno y
mientras el pH de la solucién incrementa, los hidrégenos de la superficie reaccionan
con los hidroxidos dentro de la solucién de alcali, disminuyendo el pH de la solucion,
lo que hace que al desplazarse a través del medio poroso la solucién de alcali se
vaya consumiendo.

Los iones de calcio y magnesio también se encuentran presentes en las arcillas y
estos reaccionan con los iones de sodio presentes en la solucion quimica. Calcio y
magnesio son compuestos indeseables en la solucién de &lcali por lo que se deben
tener en concentraciones minimas, esto se hace a través de una solucion buffer de
carbonato de sodio que reacciona con este ion y lo precipita en forma de carbonato
de calcio, aunque a su vez los iones de carbonato se van consumiendo también,
por lo que la reaccion con calcio y magnesio también consumen la solucion alcali
mientras se mueve por el medio poroso.

La interaccion del alcali con los minerales presentes en el reservorio es un proceso
complejo de analizar y pueden incluir intercambios iénicos, hidrolisis, reacciones de
disolucién congruente e incongruente y formacion de sales insolubles por la
reaccion de iones asociados a la dureza como calcio, magnesio y los iones
presentes en la solucién quimica.

e Intercambio iénico entre alcali-roca®. Una de las interacciones alcali-roca es
el intercambio de hidroxidos representado por el equilibrio mostrado a
continuacion (este tipo de intercambio se da al interactuar el alcali con la
superficie de la roca),

MH + Na* + OH™ & MNa + H,0

Siendo M el sitio de intercambio i6nico en la roca (mostrado en la figura #). Asi
a medida que avanza el alcali a través del reservorio, los iones de sodio van
reaccionando con el mineral, lo que provoca que se vayan consumiendo los
iones de sodio e hidréxido (lo que significa que cierta concentracion del alcali se
estd adsorbiendo al interactuar con la superficie de la roca). Este tipo de
interacciéon se da en mayor magnitud en montmorillonita que en illita y caolinita.
De manera similar el alcali tiene un intercambio cationico con los divalentes de
la roca de la siguiente forma,

% WILLHITE G, Paul y GREEN W, Don. Op. Cit., p. 290
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Ca— X, + 2Na* + 20H™ & 2(Na — X) + Ca(OH),

Ca— X, + 2Na* + CO03~ & 2(Na — X) + CaCO,

Estos intercambios son equilibrios reversibles y rapidos ademas de que se
pueden representar mediante las isotermas de Langmuir,

C  KgC
HEC 1+ KgC

En donde C es la diferencia entre la adsorcién de los iones hidrogeno y los iones
hidroxido, HEC es la capacidad de intercambio de hidrogeno (consumo maximo)
y Ke es la constante de equilibrio del intercambio iénico.

e Reacciones alcali-roca®. Anteriormente solo se contemplé el intercambio
i6nico presentado en la superficie de la roca, pero el alcali ademas puede
reaccionar directamente con compuestos especificos de los minerales. Cuando
se tienen presentes iones divalentes como Ca?* y Mg?* en presencia de alcali,
estos reaccionaran y puede ocurrir precipitacion; un ejemplo es la reaccion de
anhidrita o yeso con hidroxido de sodio o carbonato de calcio para producir
hidréxido de calcio menos soluble.

CaS0ys) + NaOH & Ca(OH)(sy + Na,S0,
CaSO4(S) + Na2C03 A axd CaCO3(S) + Na2504

Otro compuesto con el que reacciona el alcali es la silice. Estas reacciones
pueden llevar a precipitados y taponamientos aparte de consumir el quimico.

En las soluciones alcalinas la silice existe en forma de diferentes especies
(mostradas en la Gréfica 9). A continuacién, se muestran algunas reacciones de
las diferentes especies de este.

91 SHENG J, James. Op. Cit., p 409.
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Gréafica 9. Diferentes especies de silice existentes en ciertos
rangos de pH.
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Fuente. James Sheng. Modern Chemical Enhanced Oil Recovery:
Theory and Practice. 2010.

Si(OH), + OH™ - Si(OH);0™ + H,0
Si(OH);0~ + OH™ — Si(OH),05~ + H,0
Si(OH),0%~ + OH™ - Si(OH),03~ + H,0

Si(OH)03~ + OH™ - Si0;~ + H,0

Y las reacciones de solubilidad del cuarzo y silice amorfo estan dados por,

Si0,(cuarzo) + 2H,0 — Si(OH),
Si0,(amorfo) + 2H,0 — Si(OH),
H,0 -» H* + OH™
Debido a los rangos de pH manejados en la inyeccion de alcali, la forma de silice
encontrada es Si(OH);0~ con su respectiva reaccion,

Si0,s) + H,0 + OH™ — Si(OH)30~

El proceso de disolucion de minerales de la roca por su reaccion con alcali, son
procesos cinéticos irreversibles a comparacion del intercambio i6nico
presentado anteriormente.
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2.3.3 Inyeccion de alcali-surfactante. Cuando se agrega Alcali a una solucion de
surfactante la salinidad de esta se ve aumentada ya que el Alcali provee electrolitos
lo que resulta en un punto de salinidad 6ptimo diferente al del surfactante solo, lo
que quiere decir que se aumenta el rango de salinidad donde se puede obtener IFT
ultrabajas. Otra caracteristica importante es que el Alcali disminuye la adsorcion del
surfactante debido al alto pH de la solucion del Alcali.%2

Ademas, el &lcali permite secuestrar iones divalentes en el agua de formacion, esto
entonces se ve reflejado en que el surfactante trabaja mas eficientemente y su
concentracion para un optimo funcionamiento disminuya. Aunque hay que tener en
cuenta que, si se excede de la concentracion requerida de alcali, debido al
incremento consecuente de las fuerzas i6nicas en la roca el surfactante se vera
adsorbido mas rapidamente.®?

2.3 PROCESOS TERMOQUIMICOS

Estos procesos se refieren a la combinacion de métodos de recobro quimico y
térmico para ofrecer las caracteristicas de ambos métodos y asi obtener mejores
condiciones. Estos métodos no han sido ampliamente estudiados en todas sus
posibles combinaciones por lo que se desconoce en muchos aspectos el potencial
real de optimizacion de un proceso de extraccion de hidrocarburos.®* Aqui se
trataran principalmente los procesos de inyeccién de surfactante a alta temperatura,
inyeccion de alcali a alta temperatura e inyeccién AS a alta temperatura.

2.4.1 Inyeccién de surfactante a alta temperatura. En este proceso se hace la
integracion de la inyeccién de surfactante e inyeccion de agua caliente, con lo cual
las caracteristicas propias de cada método se ven combinadas, ya que se cuenta
con la reduccion de viscosidad, formacion de micro emulsiones y disminucion de la
tensiéon interfacial optimizados con las caracteristicas de la alta temperatura
obteniéndose dentro de otras cosas una mejora en la razén de movilidad al disminuir
su valor.

La inyeccién de agua ha sido un método con gran tiempo de existencia y se continta
usando debido a sus relativamente bajos costos. La inyeccion de agua caliente es
un método muy importante ya que ayuda a disminuir propiedades como la
viscosidad del crudo con unos costos considerablemente bajos en relacion con otros
procesos térmicos.

En la inyeccion de agua caliente se logran mejoras tanto en el factor de recobro
como en el retraso de la llegada al punto de ruptura ya que se disminuye el valor de

92 SHENG, James. Op. Cit., p. 473.

% Dennis Denney. Enhanced Oil Recovery by Alkaline/Surfactant flooding. 2007. p. 91.

9 ALMANZA, Carlos y REYES, Dayane. Evaluacién de la viabilidad técnica de la inyeccién de vapor modificada
con alcali/surfactante/polimero como método de recobro mejorado para crudos pesados mediante
simulaciéon numérica. Ingenieros de petréleos. Bogota D.C. Universidad de América. 2014. p. 63.
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la razén de movilidad y el crudo se mueve de mejor manera respecto al agua
desplazante.

La inyeccion de surfactante mejora las propiedades en el crudo y al combinarse con
agua a alta temperatura se deben tener en cuenta los tiempos de degradacion y
estabilidad térmica del surfactante, una caracteristica importante al momento de
escoger el tipo de surfactante a inyectar es que a alta temperatura el surfactante
actué como un agente reductor de movilidad y que sea estable a estas condiciones.

Algunas de las variables que se deben tener en cuenta en el estudio de una
inyeccion de surfactante a alta temperatura son: tamafio del bache (slug) del
preflush, tamafio del bache del surfactante, concentracion del surfactante,
temperatura de inyeccion, material del ndcleo, control de la movilidad.

Los surfactantes que se comportan mejor a alta temperaturas son los del tipo
surfactantes sulfonatos (PS), alfa olefin sulfonato (AOS) y alkylaryl sulfonato
sintético. Se ha identificado que muchos de estos a temperaturas de 500°F (260°C)
no presentan descomposicién térmica. Ademas, se ha identificado segun los
estudios de V.M Ziegler que el comportamiento de fases donde hay mayor
interaccion interfacial esta en un rango de 150-350°F (65-177°C). La forma en la
que se determina la estabilidad de estos surfactantes a alta temperatura es
adicionando surfactante a ciertos recipientes a presion, estos se llenan de nitrégeno
y después parcialmente se llenan con los surfactantes, se deja una capa de
nitrdgeno ya que esta provee una atmosfera inerte y para aumentar la presion de
los recipientes. A continuacién, se muestra el esquema del equipo utilizado.®®

Figura 22. Esquema de equipo utilizado para medir la estabilidad térmica.
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Fuente. V.M. Ziegler, SPE, Chevron Oil Field Research Co. Laboratory
Investigation of High-Temperature Surfactant Flooding. 1988. p. 589;
modificado por los autores.

% V.M Ziegler. Laboratory Investigation of High-Temperature Surfactant Flooding. SPE-13071-PA. Mayo
1988. p. 587.
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Ademas, segun los estudios realizados por V.M Ziegler se determind que la
estabilidad térmica para estos tipos de surfactantes estudiados era en orden
creciente PS-AOS-AAS SINTETICO. A continuacién, se muestra la grafica del
comportamiento de los tres tipos de surfactantes sometidos a alta temperatura.

Gréfica 10. Estabilidad térmica para los
surfactantes del tipo PS, AOS Y AAS
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Fuente: V.M. Ziegler, SPE, Chevron Oil
Field Research Co. Laboratory
Investigation of High-Temperature
Surfactant Flooding. 1988. p. 590;
modificado por los autores.

Como se evidencia en esta grafica el PS es el que mas rapidamente muestra
degradacion ya que libera y el AOS y AAS son mas estables, teniendo en cuenta
que el AAS sintético segun estos estudios no mostré degradacion térmica a 500°F
en 15 dias, con esto se puede decir que los surfactantes del tipo ASO y AAS pueden
ser utilizados como aditivos para recobro a alta temperatura.

Respecto a la tension interfacial se deben estudiar variables como la concentracion
de surfactante, concentracién del co-surfactante, salinidad y temperatura. Un factor
muy importante a tener en cuenta al trabajar a alta temperatura es que la salinidad
Optima la que se pueden tener valores de IFT ultrabajas varia con la temperatura,
ademas aumenta los valores de IFT debido que a mayor temperatura aumenta la
solubilizacion del surfactante en el agua y debido a esto la concentracion de sal para
obtener los valores minimos de IFT aumenta.®®

% |bid., p. 589.
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La siguiente grafica muestra como es la modificacion de la IFT respecto a la
temperatura y salinidad:

Grafica 11. Gréfica de la variacion del
comportamiento de la IFT respecto a la
temperatura y salinidad para un sistema
con surfactante al 1% en peso de AAS.
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Fuente: V.M. Ziegler, SPE, Chevron Oil
Field Research Co. Laboratory
Investigation of High-Temperature
Surfactant Flooding. 1988. p. 591,
modificado por los autores.
2.4.2 Inyeccion de alcali-surfactante a alta temperatura.

Al utilizar la mezcla de surfactante-alcali a alta temperatura se saben segun
estudios de Shedid Ali Shedid y El Abbas A. Abbas que:

1.) Al hacer una inyeccion de alcali se realiza un recobro mayor que la inyeccién de

vapor convencional.

2.) Al realizar una inyeccion de surfactante se obtiene un recobro mayor que en la
inyeccion de alcali.

3.) Al realizar la inyeccion de la mezcla surfactante-alcali junto con la inyeccion de
vapor se puede obtener el mayor recobro de petrdleo.
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En este método se combinan la inyeccion de surfactante, inyeccién de alcali e
inyeccion de vapor con el fin de aprovechar las caracteristicas propias de cada
método y lograr un mayor recobro en comparaciéon a cada método por separado.®’

Asi entonces se aprovecha la disminucién de IFT y las fuerzas capilares del frente
de agua desplazante condensada por parte del surfactante. El alcali mejora la
eficiencia de desplazamiento y la inyeccion de vapor reduce la viscosidad del crudo
y por ende las fuerzas viscosas presentes.

Debido a la transferencia de calor hacia el medio poroso, el vapor se condensara
en el frente de desplazamiento, generando un condensado con alcali y surfactante
disuelto. Este condensado, disminuiré la IFT entre el agua y el petrdleo y alterara
favorablemente la Mojabilidad de la superficie de la roca. Ademas, la micro emulsion
en el condensado puede contribuir a la mejora de la eficiencia de barrido volumétrico
del vapor.®®

El resultado de esta mezcla es una significante disminucion del nUmero capilar y el
potencial de recuperar mayor petrdleo adicional que en un proceso de vapor
convencional, esta recuperacién se debe principalmente a la combinacion efectiva
de reduccioén de la viscosidad del crudo, reduccién de la tensién interfacial, procesos
de emulsificacion, optimizacién de la eficiencia de barrido dado por los quimicos ya
que obligan al vapor a fluir hacia las zonas de mayor saturacién de petréleo.®®

Gréfica 12. Grafica del comportamiento de la IFT en la inyeccion de
alcali, inyeccion de surfactante e inyeccion surfactante-alcali.
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Fig. 2 Wariation of IFT with temperature for surfactant (3 wt. 3%}, alklaine (2 wt %) and
surfactant-alkaline (1.5 wt. % for both) solutions.

Fuente: Shedid Ali Shedid; El Abbas A. Abbas. Experimental Study
of Surfactant Alkaline Steam Flood through Vertical Wells. 2000. p.
9; modificado por los autores.

97 SHEDID, Al Shedid y ABBAS, El Abbas. Experimental Study of Surfactant Alkaline Steam Flood Through
Vertical Wells. SPE 62562. 2000. p. 1.

% ALMANZA, Carlos y REYES, Dayane. Op. Cit., p. 64.

% SHEDID, Al Shedid y ABBAS, El Abbas. Op. Cit., p 5.
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Como se puede ver en la grafica anterior este método ofrece mayor recobro ya que
las IFT que logran son mas bajas (curva color negro) respecto a la inyeccion de
alcali y surfactante individualmente.
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3. EVALUACION DEL IMPACTO EN EL FACTOR DE RECOBRO DEL CAMPO
TECA COCORNA AL APLICAR EL METODO DE RECOBRO MEJORADO
PROPUESTO

Este capitulo va a estar comprendido por las siguientes secciones:

e Descripcion de la herramienta de simulacion CMG con la cual se recrearon los
diferentes escenarios.

e Descripcion del modelo estatico que fue entregado por parte del semillero de
simulacion de yacimientos y recobro mejorado en su convenio con ECOPETROL
S.A.

e Descripcion detallada de la informacién ingresada al simulador para recrear los
procesos de inyeccion continua de vapor, inyeccion continua de vapor asistida
por surfactante y finalmente, la inyeccion continua de vapor asistida por alcali-
surfactante.

Con la informacién obtenida mediante los diferentes escenarios de simulacion
evaluados, se evaluara el impacto en el factor de recobro que genera cada uno de
estos procesos en sus escenarios 6ptimos, para asi determinar cudl es el que
genera un mayor factor de recobro en el Campo Teca-Cocorna y, por tanto, cual
seria el mejor desde un punto de vista técnico.

3.1 DESCRIPCION DE LA SUITE CMG

Para la recreacion de los diferentes escenarios de simulacion concernientes a este
trabajo, se hizo uso de la herramienta de simulacion numérica de yacimientos
propiedad de Computer Modelling Group. Esta herramienta esta conformada por un
conjunto de software que permiten crear y modelar las caracteristicas de un
reservorio y su comportamiento bajo diferentes escenarios de explotacion como
recobro primario, secundario y mejorado; cuenta ademas con interfaces para la
visualizacion de resultados tanto en 2D como 3D, interfaces que permiten el
intercambio y transferencia de informaciébn con herramientas de simulacion
numérica de yacimientos de otros proveedores y software de modelamiento
geoldgico y geo-mecanico como Petrel. En este apartado se presentard una breve
explicacion de los modulos mas relevantes.

3.1.1 IMEX. Es la herramienta de la suite CMG encargada de modelar crudos tipo
Black Oil, dentro de sus funciones estan: calibracién del modelo de simulacion a
través del ajuste historico de produccion (history-match), modelamiento de procesos
de recobro primario, secundario y algunos de EOR e IOR como inyecciéon de
polimeros. En este se asume que solo hay tres fases presentes en el reservorio
(agua, gas y petréleo) dentro de las cuales la composicidn es siempre constante (no
existe transferencia de materia entre la fase de petrdleo liquida y gaseosa) y cada
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fase tiene asociado solamente un componente, asume que el proceso es isotérmico.
El modelamiento de los fluidos se hace a través de informacion de pruebas PVT,
regiones de equilibro, ademas de permitir modelar maltiples tipos de roca y curvas
de permeabilidad relativa.

3.1.2 GEM. Es la herramienta de la suite CMG composicional, es decir, basa el
modelamiento de los fluidos en base al comportamiento fisicoquimico de cada
componente, por lo que se hace necesario el uso de ecuaciones de estado y regla
de mezclas para propiedades como la viscosidad, asume que hay tres fases
presentes en el yacimiento (agua, gas, petréleo) y cada fase puede estar compuesta
por “m” y “n” componentes. Su uso es dado cuando se quieren modelar procesos
de transferencia de materia (precipitacion de sélidos y condensados) como la
inyeccion de fluidos miscibles y de gas, tiene en cuenta ademas los cambios

generados por efecto de la temperatura y presion.

3.1.3 STARS. Es la herramienta de procesos especiales de la suite CMG, dentro de
sus aplicaciones estan el modelamiento de procesos térmicos y de recobro
mejorado, ya que permite evaluar los efectos termodinamicos y fisicoquimicos de la
temperatura, perdidas de calor, transferencia y difusion de calor, reacciones
quimicas, entre otros. Esta herramienta ofrece la ventaja de trabajar tanto con datos
composicionales, como con datos de pruebas PVT (tipo Black Qil) y no necesita
ecuaciones de estado ya que se basa en constantes de equilibrio liquido-vapor.

3.1.4 BUILDER. Es una herramienta basada en Microsoft Windows usada para
crear datos de entrada de simulacion (datasets) para los diferentes médulos de la
suite CMG, tanto GEM como IMEX y STARS estan vinculados con Builder. Este
cubre todas las areas de ingreso de informacion de simulacién, desde datos de
creacion e importacion de mallas, pozos, importacion de datos de produccion de
pozo, y modelamiento de fluidos, etc.

3.1.5 Secciones de ingreso de datos. En esta seccion se mostraran las secciones
de las que esta compuesto builder y a través de las cuales se ingresa la informacion.

e Seccion /0 Control. En esta pestafia se ingresa la informacién de las
condiciones de inicializacion del simulador tales como fecha de inicio del
proceso, unidades, definicion de la forma en como se modelara la porosidad,
ademas de la configuracién de las variables de salida de las que queremos
visualizar los resultados.

e Seccidon Reservoir. En esta pestafia se ingresa toda la informacién de la
estructura del yacimiento y sus propiedades petrofisicas, la configuracion del
enmallado y propiedades térmicas del reservorio; permite la creaciéon y
asignacion de ecuaciones para modelar variables del reservorio como
permeabilidad, saturacién de agua y aceite residual.
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e Seccion components. En esta seccion se crean y definen los componentes del
proceso con sus respectivas propiedades tales como: densidad, viscosidad,
constantes de equilibrio, reglas de mezcla en caso de ser necesarias y permite
el ingreso de la informacion de pruebas PVT para el modelamiento del
comportamiento de los fluidos.

e Seccion Rock-Fluid. En esta seccion se ingresa la informacién con la cual se
define las propiedades de la roca y su interaccion con los fluidos tales como:
curvas de permeabilidad relativa en funcion de la saturacion de agua y
saturacion de liquido, datos de presiones capilares y datos PVT; con esta
informacion se modela la distribucion de fluidos en el reservorio y la manera
como estos se desplazan respecto a las demas fases presentes en el medio
poroso.

e Seccion Initial Conditions. En esta seccion se ingresa la informaciéon de
descripcion de regiones y las condiciones de inicializacion del modelo de
simulacién con el fin de la reproduccion certera del historial de produccion.
Algunos datos de gran relevancia en esta seccion son: Profundidad de referencia
con su respectiva presion, informacion de los contactos de fluidos y la region de
inicializacion.

e Seccion Numerical. En esta seccion se contemple el tamafio de paso, métodos
de solucion matematicos, controladores o métodos de solucion lineales.

e Seccion Wells & Recurrents. En esta seccion se realizan las creaciones,
importaciones y modificaciones de pozos, con sus completamientos, seccion
cafioneada, restricciones, tasa de produccion, composiciones de los fluidos a
inyectar, modificacién de pozos inyectores y productores, creacion de arreglos
de inyeccion, presiones y temperaturas de inyeccion de fluidos, entre otros.

El simulador exige una cantidad de variables minimas que deben ser ingresadas
por seccién para poder iniciar la simulacion numérica, en cada seccidn aparece un
chulo verde si se han llenado todas las variables necesarias, muestra una “X” roja
cuando los datos por seccidén no son los suficientes y un triangulo de alerta en caso
de que el simulador tenga la informaciéon basica para empezar la corrida de
simulacién, pero hay datos con incertidumbre o hace asunciones de otras variables.
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3.2 DESCRIPCION DEL MODELO ESTATICO

El modelo estatico utilizado para desarrollar los diferentes escenarios de simulacion,
fue desarrollado en el afio 2011 por Pineda y Sang!®, este modelo estéatico fue
construido por ellos a través del programa Petrel de la empresa Schlumberger. La
informacion que ellos usaron para la construccién de este modelo proviene de otra
tesis desarrollada en la Fundacion Universidad de América en el afio 1999 por
Ropain y Usechel®,

El modelo estatico se compone principalmente de seis zonas, las cuales son la zona
A, Al, A2, B, B1 y B2. Siendo la zona de interés, la zona B del modelo. Esta es la
zona de interés, debido a que esta no produce por flujo natural desde las primeras
etapas del campo.

Figura 23. Superficies estructurales de las que se compone el
modelo de simulacion.

Depth
o

Fuente. PINEDA SAENZ, Miguel Adrian y SANG LOPEZ,
Hernando Miguel. Evaluacion para la Implementacion de la
Tecnologia Segregacion Gravitacional Asistida por Vapor (SAGD)
en el Campo Cocorna del Valle Medio del Magdalena. Bogota
D.C.: Fundacién Universidad de América. Departamento de
ingenierias. Programa de ingenieria de petréleos. 2012. p. 59.

100 PINEDA SAENZ, Miguel Adrian y SANG LOPEZ, Hernando Miguel. Evaluacion para la
Implementacion de la Tecnologia Segregacion Gravitacional Asistida por Vapor (SAGD) en el Campo
Cocorna del Valle Medio del Magdalena. Bogota D.C.: Fundacién Universidad de Ameérica.
Departamento de ingenierias. Programa de ingenieria de petréleos. 2012. P. 53.

101 ROPAIN OROZCO, Lina Maria y USECHE HERNANDEZ, Mauricio. Evaluacion integrada de
Yacimientos del Campo Cocornd. Trabajo de grado. Bogota D.C. Fundacion Universidad de América.
Departamento de Ingenierias. Programa de Ingenieria de Petrdleos, 1999. Anexos estructurales.
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3.2.1 Composicion del modelo 3D original

3.2.1.1 Numero de celdas definidas. El nimero de celdas del modelo se definen
de la siguiente forma.

Celdas 3D generadas: 486720.
Ni = 39 celdas en el eje X.

Nj =26 celdas en el eje Y.

Nk = 480 celdas en el eje Z.

3.2.1.2 NUmero de nodos definidos. El nUmero de nodos definidos se define de
la siguiente manera.

Nodos 3D generados 519480.
Ni = 40 nodos en el eje X.

Nj =27 nodos en el eje Y.

Nk= 481 nodos en el eje Z.

3.2.1.3 Areade la celda. A continuacion, se realiza una correccion a la informacion
presentada por los creadores del modelo estatico. Ellos afirman en el documento
entregado, que el area de cada celda del modelo corresponde a 0.25 acres; sin
embargo, cada celda del modelo corresponde realmente a 0.6 acres.

Esta informacién se determiné por medio de la herramienta ruler tool presente en el
programa CMG, esta herramienta permite medir distancias planimétricas, al medir
el lado de una celda esta correspondié a 160 pies. Por lo que al calcular el area de
la celda se obtiene un valor de 0.6 acres.

3.2.1.4 Areadel modelo. Al tener en cuenta la correccion anterior del area de celda
se obtuvo un area de modelo corregida de 608.4 acres. Al verificar toda esta
informacion, se hace evidente que el modelo posee un area mucho mayor a la
reportada.

3.2.2 Composicion del modelo 3D modificado. Como se observa en la seccién
anterior, el modelo posee una gran cantidad de celdas en el eje z, raz6n por la cual
los tiempos de simulacion se hacian muy elevados para la capacidad de computo
disponible. Debido a esto, se decidi6 modificar el tamafio de las celdas en la
direccién z en cada una de las unidades geolégicas para que disminuyeran el
namero de celdas en el modelo y con este, los tiempos de simulacion.

Sin embargo, se debe tener en cuenta que en el proceso de re-enmallado del

modelo con unas celdas mas grandes en la direccion z, el POES cambié en el
reservorio, pasando de un valor de 1.5203E09 ft3 a uno de 1.5489E09 ft3. Por lo que
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los resultados obtenidos se consideran optimistas, debido al aumento del petréleo
en el yacimiento.

1.5203E09 — 1.5489E09

..y _ 0/ — 0
Variacion del modelo 15203609 * 100% = 1.8812 %

Adicionalmente, se cambi6 la resolucion del modelo tanto en las direcciones iy j de
este. La modificacion que se realizo consistio en multiplicar por dos las celdas en
estas dos direcciones, esto se realiz6 con el objetivo de aumentar el nimero de
celdas que se encontraban presentes entre los pozos inyectores y productores en
el modelo estatico.

3.2.2.1 Numero de celdas definidas en el modelo modificado. El nimero de
celdas del modelo se definen de la siguiente forma.

Celdas 3D generadas: 65910.
Ni = 78 celdas en el eje X.
Nj =52 celdas en el eje Y.
Nk = 24 celdas en el eje Z.

3.2.2.2 Numero de nodos definidos en el modelo modificado. El nUmero de
nodos definidos se define de la siguiente manera.

Nodos 3D generados 71280.
Ni = 79 nodos en el eje X.
Nj =53 nodos en el eje Y.
Nk= 67 nodos en el eje Z.

3.2.2.3 Area de la celda. Al realizar las modificaciones en la cantidad de celdas en
direccién iy j, el area de las celdas se modificd, pasando de un valor de 0.6 acres a
0.15 acres.

3.2.2.4 Area del modelo. 608.4 acres, esta area sigue siendo la misma que en el
modelo anterior. Esto se debe a que en ningdn momento se modificaron las
dimensiones del modelo, en este Unicamente se realizo un proceso de re-enmallado
para configurar el numero de celdas del modelo original.

3.2.3 Propiedades generales del yacimiento. A continuacion, se presenta un
cuadro en donde se exponen todas las propiedades generales del reservorio. Estas
propiedades se van a utilizar mas adelante para el calculo de variables operativas
en los procesos de recobro térmicos y termoquimicos.
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Cuadro 8. Datos generales del yacimiento en estudio.

Propiedad Valor Caracteristica Unidades
[ %] 0.28 Porosidad Ad.
AP 12.4 gravedad del petroleo Ad.
Sw 0.4783 saturacion de agua Fracc.
S0 0.321488333 saturacion de aceite Fracc.
Sl 0.496488333 Saturacion de liquido Fracc.
T 109 temperatura de yacimiento °F

Fuente. PINEDA SAENZ, Miguel Adrian y SANG LOPEZ,
Hernando Miguel. Evaluacién para la Implementacion de la
Tecnologia Segregacion Gravitacional Asistida por Vapor
(SAGD) en el Campo Cocorna del Valle Medio del Magdalena.
Bogota D.C.. Fundacibn Universidad de América.
Departamento de ingenierias. Programa de ingenieria de
petréleos. 2012. P. 76

3.2.4 Propiedades térmicas de laroca. En esta seccion se muestran los datos de
las propiedades térmicas para diferentes litologias. Esta informacion permitié
ingresar las propiedades térmicas tanto de las areniscas como de las lutitas en el
simulador, ya que estas son de suma importancia para poder recrear los procesos
térmicos y termoquimicos.

Cuadro 9. Propiedades térmicas de las rocas.

DENSIDAD CALOR ESPECIFICOD COND. TERMICA DIF. TERMICA

ROCA (1bs/ple’) (BTU/1bs="F) (BTU/hr-ple-"F) (ple®shr)
Arenisca 130 0. 183 0.507 0.0213
Arena clenosa 119 0.202 {0.400} {0.0167)
Limolita 120 (. 204 0.3% 0.0162
Lutlta 145 0. 192 0.603 0.021s
Callza 137 0. 202 0.983 0.0355
Arena (Flna) 102 0. 183 0. 362 0.0194
Arena (Gruesa) 109 0.183 0.322 0.0161
Rocas Saturadas de Agua
Arenisca 142 0. 252 1.592 0. 0445
Arena clenosa 132 0,288 {1.500) (0. 03949)
Limeolita 132 0.276 (1.510] (0.0414)
Lutita 149 0.213 0.975 0.0307
Caliza 149 0. 266 2.050 0.0517
Arena (Flna) 126 0,339 1.590 0.0372
Arena (Gruesa) 130 0,315 1.775 0.0433

Fuente. ALVARADO, Douglas A., BANZER S.
CARLOS. Recuperacion Térmica de Petrdleo. Re ed.
Maracaibo. 1998. P. 2-27.
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3.2.5 Informacién contenida en el modelo estatico del campo. El modelo
estatico que fue suministrado, cuenta con toda la informacién necesaria para poder
realizar una corrida en el estado en el que se encuentra. Tiene toda la informacion
concerniente a las propiedades de las rocas que componen el reservorio, cuenta
con la informacién de los fluidos del reservorio (agua, aceite y gas), los cuadros de
interaccion roca-fluido, las opciones de inicializacion necesarias para comenzar la
corrida de simulacion (presion del yacimiento, profundidad al datum y la profundidad
a la que se encuentran los contactos agua-petréleo y gas-petrdleo).

Adicionalmente, el modelo ain cuenta con todos los pozos que se generaron al
momento en que se realizd la construccion del modelo estatico, sin embargo, los
pozos que se encuentran en este modelo fueron utilizados para correlacionar las
diferentes zonas del yacimiento, por lo que no se van a conservar para realizar las
diferentes corridas de simulacion.

Vale la pena realizar la aclaracion de que el célculo y el ingreso de los datos que se
mencionaron anteriormente, fueron el trabajo de la tesis de Pineda y Sang'®?, por lo
gue en este documento no se van a especificar todos estos datos de forma precisa,
si el lector de este documento desea conocer toda esta informacion y la forma en
que se ingreso, esto se encuentra disponible en el documento desarrollado por ellos.

Figura 24. Visualizacion 2D en la suite CMG del modelo estatico del Campo
Teca-Cocorna.

Il Guilder - [CMG_COCORNA_SAGD_FACIES_DEF_ALL_RECURRENT dati1]

< FledWells (0)
< Dates (403)

< Triggers (0)
L Well List (Open/Shut)
< Heater Well

Fuente. PINEDA SAENZ, Miguel Adrian y SANG LOPEZ, Hernando Miguel.
Evaluacion para la Implementacion de la Tecnologia Segregacion Gravitacional
Asistida por Vapor (SAGD) en el Campo Cocorna del Valle Medio del
Magdalena. Bogota D.C.: Fundacién Universidad de América. Departamento de
ingenierias. Programa de ingenieria de petréleos. 2012. P. 114

ks, 1014 vi

102 pINEDA SAENZ, Miguel Adrian y SANG LOPEZ, Hernando Miguel. Op. cit. p. 53-115.
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3.2.6 Modificacién realizada al modelo para agregar un nuevo tipo de litologia.
Debido a que originalmente el modelo contaba con un solo tipo de roca (arenisca),
no se iba a apreciar el efecto que generan las lutitas como formaciones ladronas de
calor. Por lo tanto, se le agregd al modelo un tipo de roca adicional, este
correspondiente a las lutitas.

Las lutitas se agregaron al modelo haciendo la asuncion de que las zonas donde el
“Net-to-gross” es igual a cero, esa celda corresponde a una lutita. Esto permitio de
forma mucho mas sencilla realizar una modificacion del modelo estéatico que nos fue
entregado. Al agregar un nuevo tipo de roca, se vuelve necesario agregar las
propiedades térmicas de esta, las curvas de permeabilidad relativa que generan
este nuevo tipo de roca y todos los datos relativos a la interaccién entre la roca y los
fluidos.

A continuacion, se presenta el cuadro de las curvas de permeabilidades relativas
ingresadas en la suite CMG, las cuales fueron generadas por medio del programa
CMG, y adicionalmente se presenta el grafico que corresponde a estas:

Cuadro 10. Curvas de permeabilidades
relativas para las lutitas.

Sw Krw Krow

0.45 0 0.05
0.453125 | 3.05E-06 0.0398905
0.45625 3.45E-05 0.0313327
0.459375 ]0.00014272|0.0241742
0.4625 0.00039063|0.0182677
0.465625 |0.00085299|0.0134718
0.46875 0.00161465 | 0.00965051
0.471875 |0.00276945|0.00667419
0.475 0.00441942|0.00441942
0.478125 |0.00667419|0.00276945
0.48125 0.00965051 | 0.00161465
0.484375 ]0.0134718 |0.00085299
0.4875 0.0182677 |0.00039063
0.490625 ]0.0241742 |0.00014272
0.49375 0.0313327 |3.45E-05
0.496875 |0.0398905 |3.05E-06
0.5 0.05 0

Fuente. Elaboracion propia.
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Gréfica 13. Curvas de permeabilidades relativas para las lutitas.

Kr vs Sw
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Fuente. Elaboracion propia.

Los datos relacionados con las propiedades térmicas de las lutitas se tomaron del
Cuadro 9 que se present6 anteriormente desarrollado por Banzer y Alvarado'®3. Por
medio de esta informacién se completd de forma satisfactoria el segundo tipo de
roca en el modelo de la simulacion.

Adicionalmente, se aclara que no se va a contemplar en los escenarios de
simulacién las variaciones de las curvas de permeabilidad relativas de la lutita
producto de los efectos de los quimicos y el aumento de la temperatura. Esto debido
a que las lutitas es una litologia que posee una muy baja permeabilidad y porosidad
efectiva, por lo tanto, el petréleo que se desplaza en estas formaciones es
practicamente despreciable.

En el caso del recobro termoquimico, Unicamente se modificara la adsorcién de
quimico que causa la lutita en el yacimiento, ya que debido a falta de informacién
de variacion de IFT vs concentracion, no se puede modelar el efecto debido, ya que
a nivel de laboratorio nunca se realizan este tipo de pruebas en lutitas ya que esta
no es una formacién productora.

La forma en la que se realizé la caracterizacion de las litologias en el modelo fue a
través de las siguientes opciones de la seccidn reservoir:

e Adsorption type. Por medio de esta opcion se permite diferenciar entre las
diferentes adsorciones de los quimicos que posee cada una de las litologias.

103 ALVARADO, Douglas A., BANZER S. CARLOS. Recuperacion Térmica de Petroleo. Re ed.
Maracaibo. 1998. P. 2-27.
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e Rel Perm Set Num. Por medio de esta opcion se permite relacionar cada
litologia con su respectiva curva de permeabilidad relativa.

e Thermal/rock Set Num. Esta opcion permite relacionar cada litologia del modelo
con sus respectivas propiedades térmicas.

3.3 ESCENARIOS DE SIMULACION RECREADOS

En este apartado se realizard la descripcion de los diferentes escenarios de
simulacion de recobro mejorado. Primero se realiz6 la simulacién del recobro
térmico (inyeccion continua de vapor), seguido por el proceso de recobro quimico
(surfactante y alcali) en estudio y por ultimo la descripcion de la metodologia en la
cual se incluyen los dos tipos de recobro (recobro termoquimico).

Hay que tener en cuenta que todos los procesos modelados se realizaron bajo el
esquema de que desde el primer dia de la simulacion las inyecciones son
implementadas. El tiempo de evaluacion de los diferentes procesos fue de 10 afios,
empezando las simulaciones el primero de julio del 2018 y concluyendo cada una
de estas el primero de julio del 2028.

3.3.1 Recreacion de lainyeccion continua de vapor por medio del simulador.

3.3.1.1 Calculos previos. Antes de realizar cualquier proceso de inyeccion, se
debe realizar de forma previa los célculos de las condiciones a las cuales se va a
realizar el proceso de inyeccion de cualquier tipo de fluido al yacimiento. A
continuacion, se exponen estas condiciones.

e Restricciones. Por medio de la ecuacion de Hubber & Willis1%4 se determino la
presion maxima de inyeccion en el fondo del pozo, esta corresponde a 1059.3 psi.

Ecuaciéon 2. Gradiente de Fractura Maximo.

1 p
41+

Fuente. SCRIBD. Fracture Gradient Determinations. [En linea]. Disponible en
<http://es.scribd.com/doc/130873882/CHAPTER-3-FRACTURE-GRADIENT-
DETERMINATIONS>. [Citado en 9 de marzo del 2018]

Donde:

D: Profundidad, ft.

104 UNIVERSITETET i STAVANGER. Tech-drilling-FractureGrad.ppt. [En linea] Disponible en
internet<

https://lwww.google.com.co/url?sa=t&rct=j&q=&esrc=s&source=web&cd=2&cad=rja&uact=8&ved=0
CCcQFjAB&url=http%3A%2F%2Fwww1.uis.no%2FFag%2FLearningspace_kurs%2FPetBachelor%
2Fwebpage%2Ftech%255Cdrilling%255CFractureGrad.ppt&ei=JNDTU70ONKca58gG8toDoAQ&uUsg
=AFQjCNFwKO3sQpx_SdV8hUBilnUcjMhBUQ> Documento en ppt. [Citado en 9 de marzo del 2018]
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P: Presion de poro, psi.
Fmax: Gradiente de fractura maximo, psi/ft.

Ecuacién 3. Gradiente de Fractura Minimo.
1 2P
Fmin = = (1 + _)

3 D

Fuente. PARRIAG, E.R. PREDICTION OF FRACTURE GRADIENT IN SAMAAN
FIELD. 1972, (SPE 5950). p. 1

Dénde:

D: Profundidad, ft.
P: Presion de poro, psi.
Fmin: Gradiente de fractura minimo, psifft.

Teniendo una profundidad de 1600 ft y una presién de poro igual a 875 psi, se
calcularon los dos gradientes de fractura, siendo el gradiente de fractura méaximo
0.7734 psi/ft y el gradiente de fractura minimo 0.6979 psi/ft. Después, se obtuvo la
presion de fractura al multiplicar cada gradiente de fractura por la profundidad de
referencia. Siendo la presion maxima 1237.44 psi y la presion minima 1116.64 psi.
Al promediar las dos presiones de fractura, se obtiene una presion de fractura de
1177.4 psi.

A la presion de fractura obtenida se le resta un diez por ciento de su valor como
factor de seguridad para evitar cualquier eventualidad. De esta forma se garantiza
gue la formacion no sera fracturada ya que la presion maxima de inyeccién es menor
a cualquier presion de fractura de que las que se calcularon. Debido a esto, se
determind que la presion maxima de inyeccion corresponde a 1059.3 psi.

De igual manera, se establecié un caudal maximo de inyeccion en superficie que
corresponde a 500 Bbl/dia, este permite definir una velocidad de desplazamiento de
los fluidos inyectados al yacimiento correspondiente a 0.235 ft/dia. Esto disminuye
la canalizacién que se podria presentar en los estratos y optimiza el desplazamiento
de los fluidos en el interior del yacimiento, especificamente en los procesos
guimicos (como la inyeccion continua de vapor asistida por surfactante y por alcali-
surfactante). La ecuacion que se presenta a continuacion permite calcular la
velocidad promedio a la que se desplazan los fluidos en el interior del yacimiento.
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Ecuacion 4. Velocidad promedio del desplazamiento de los fluidos en el interior del
acimiento.

Xiny—prod
tr

Vdesp -

Dénde:

tr: Tiempo a la ruptura, dias.

X iny-prod: Distancia entre los pozos de inyeccion y produccion, ft.

Vdesp: Velocidad de desplazamiento promedio de los fluidos en el interior del
yacimiento (ft/dia).

El tiempo a la ruptura ha sido calculado por la ecuacidon que se presenta a
continuacion, este valor se calcula para determinar la velocidad promedio del
desplazamiento.

Ecuaciéon 5. Tiempo a la ruptura

VPcontactado
tr=————
Qinj

Doénde:

Qinj: Caudal de inyeccion Bbl/dia.

VP contactado: Volumen poroso contactado por los fluidos de desplazamiento hacia
la ruptura, Bbl.

tr: Tiempo a la ruptura, dia.

Para poder calcular el tiempo a la ruptura, se debe calcular el volumen poroso
contactado por los fluidos inyectados, para lograr esto se debe hacer uso de la
ecuacion que se presenta a continuacion.

Ecuacion 6. Volumen poroso que ha sido contactado por medio de los fluidos de
desplazamiento.

(T[ % (Xinj—prod)z) *h Q)
VPeontactado = 5.615

Doénde:

@: Porosidad, fraccion.

h: Espesor, ft.

VP contactado: Volumen poroso contactado por los fluidos hasta la ruptura, Bbl.
X inj-prod: Distancia entre pozos de inyeccién y produccion, ft.

5.615: Factor de conversion para convertir de ft2 a Bbl.
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Como se observa en esta ecuacion, se asume gue el volumen poroso es ocupado
por el fluido inyectado al momento que ocurre la ruptura. Se debe tener en cuenta
gue esto no es del todo cierto y por lo tanto esta ecuacion se debe usar con cuidado.

e Fluido Inyectado. En esta seccion se ingresa una fraccion molar de uno para el
agua debido a que es el unico fluido inyectado al yacimiento. Se inyecta a una
presion de 1059.3 psi, esta busca generar un gradiente de presion que optimice
el desplazamiento de los fluidos inyectados, especialmente cuando se agreguen
los surfactantes y el alcali. El gradiente de presion generado en la inyeccion se
calcula por medio de la ecuacion que se presenta a continuacion.

Ecuacién 7. Gradiente de presion.

VP =

Pinj - 1:)prod

Xinj—prod

Doénde:

Xinj-prod: Distancia entre pozos de inyeccion y produccion.
Pinj: Presion de inyeccién en el fondo del pozo, psi.

Pprod: Presion en los pozos de produccion en fondo, psi.
VP: Gradiente de presion, psifft.

Debido a que la presién en el yacimiento corresponde a 875 psi, el simulador
varia la presiéon dependiendo de las necesidades de la inyeccién, el valor
maximo de presion de inyeccién sirve como el limite para que el simulador jamas
lo supere y no fracture la formacion, esto evita que el pozo inyector se convierta
en productor, debido a que, si la presién del yacimiento supera a la de inyeccion,
los fluidos podrian empezar a llegar a superficie a través del pozo inyector.

Adicionalmente, se definié que la presién minima de cada pozo productor debe
ser el diez por ciento de la presién original del yacimiento, esto se debe a que la
presién de abandono de un pozo normalmente corresponde a este valor, por lo
tanto, la presion minima que debe manejar cada pozo productor corresponde a
87.5 psi.

3.3.1.2 Informacién ingresada al simulador para representar el proceso de
inyeccidn continua de vapor. En esta seccion se presenta toda la informacion que
se debe ingresar en el programa Builder-STARS para recrear la simulacién de un
proceso de inyeccion continua de vapor.

Toda la informacion requerida para que el simulador calcule las pérdidas de calor
en el pozo inyector se ha digitado en el apartado Wells & Recurrents. Esto se ha
realizado con el propdsito de que en ningln momento se supere la temperatura
maxima de operacion de lo quimicos, ya que haria que estos se degraden y no se
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obtenga el efecto deseado con la inyecciéon. Todo el proceso aqui descrito se basa
en el trabajo de Almanza y Reyes!®.

Se realiz6 una modificacion que corresponde a una variacion en los endpoints de
las curvas de permeabilidades relativas en funcion de las saturaciones residuales e
irreducibles del crudo y el agua, debido a un aumento de la temperatura. Estas
modificaciones se realizan en el modulo Rock-Fluid interaction. Las modificaciones
que se mencionaron anteriormente se realizaron de la siguiente manera: en la
seccion de Rock Fluid Types, en la pestafia Relative Permeability End Points
permite definir el cambio de los endpoints de las curvas de permeabilidad relativa
original respecto al cambio de la temperatura, para realizar esto, se debe activar en
cada endpoint la opcion de que este sea dependiente de la temperatura, se
selecciona la temperatura maxima y minima del rango de temperatura en el cual
variaran los endpoints, el nimero de intervalos en el que cambiaran los endpoints,
los datos de cada endpoint para cada temperatura especificada y el nimero de
intervalos dentro de cada rango de temperatura. Los datos ingresados en el
simulador se presentan a continuacion, primero se presenta la informacion de las
areniscas y después la de las lutitas, aunque como se menciond anteriormente, no
se va a modelar el efecto de la variacion de los endpoints de las curvas de
permeabilidad relativas para las lutitas.

e Modificacién en las areniscas.

Cuadro 11. Variacion de los endpoints de las curvas de permeabilidad relativa

en funcioén de la temperatura de inyeccidn para las areniscas.
Temperatura | SORW SOIRW SWR SWCRIT | KRWIRO
CF)
110 0.32148833 | 0.32148833 | 0.175 0.175 0.31580754
550 0.18477833 | 0.18477833 | 0.35581 | 0.35581 | 0.45530754

Fuente. Elaboracion propia.

105 ALMANZA CASTARNEDA, Carlos Alberto y REYES QADER, Dayane Yinet. Evaluacion de la
Viabilidad Técnica de la Inyeccion de Vapor Modificada con Alcali/Surfactante/Polimero como
Método de recobro Mejorado para Crudos Pesados Mediante Simulacion Numérica. Fundacion
Universidad de América: Bogota D.C. 2014. P.160
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Gréfica 14. Curvas de permeabilidades relativas para las
areniscas a 110 °F.
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Fuente. Elaboracion propia.

Gréfica 15. Curvas de permeabilidades relativas para las
areniscas a 550 °F.
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Fuente. Elaboracion propia.

e Modificacién en las lutitas. Se considera que el efecto de la temperatura no
genera una variacion ni en las saturaciones residuales en las lutitas ni en la
permeabilidad relativa al agua a la saturacion de agua irreducible. Por lo tanto, las
curvas de permeabilidades relativas para la lutita son las mismas a cualquier
temperatura, esto se observa en los cuadros y graficas que se presentan a

continuacion.
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Cuadro 12. Variacion de los endpoints de las curvas de permeabilidad relativa

en funcién de la temperatura de inyeccion.

Temperatura | SORW SOIRW SWR SWCRIT KRWIRO
F)

110 0.53 0.53 0.45 0.45 0.05

550 0.53 0.53 0.45 0.43 0.05

Fuente. Elaboracion propia.

Gréfica 16. Curvas de permeabilidades relativas para las lutitas
a 110°F.
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Fuente. Elaboracion propia.

Grafica 17. Curvas de permeabilidades relativas para las lutitas
a 550°F.
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Fuente. Elaboracién propia.
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Es importante realizar la aclaracion de que, si por algan motivo la temperatura en el
yacimiento llega a estar fuera del rango especificado, el simulador extrapolara la
tendencia para calcular los endpoints de las curvas de permeabilidad relativa. Sin
embargo, se eligieron estas temperaturas para que este escenario no llegue a
presentarse.

Los valores modificados fueron la permeabilidad relativa al agua a la saturacion
irreducible del crudo, la saturacién de agua connata y critica y la saturacién de crudo
residual e irreducible.

¢ El cambio de las saturaciones irreducible y residual de crudo se definio haciendo
uso de la pendiente usada por Alape y Chavarro'®® (-0.00031/°F). Las
saturaciones residual e irreducible de crudo a la temperatura de yacimiento para
las areniscas (0.21 a 110°F).

¢ El cambio de las saturaciones connata y critica de agua se establecio tomando la
pendiente usada por Maini y Batycky!%’ (0.00041/°F). Las saturaciones connatay
critica a la temperatura de yacimiento para las areniscas (0.25 a 100°F).

e La variacion de la permeabilidad relativa al agua a la saturacion irreducible de
crudo se determiné a partir de los datos de ensayos de desplazamiento de agua
a diversas temperaturas en nucleos de yacimientos de crudo pesado, toda esta
informacién se encuentra en el documento realizado por Maini y Batycky!%, de
estos se consiguié una pendiente de 0.00031/°F y de la permeabilidad relativa al
agua a la saturacion irreducible de crudo a la temperatura de yacimiento para las
areniscas (1 a 100°F).

3.3.1.3 Condiciones de recreaciéon del proceso de inyeccidon continua de
vapor. A continuacion, se exponen las condiciones de recreacién del proceso
térmico solicitadas por Ecopetrol S.A. Todas las condiciones operativas se
encuentran consignadas en el cuadro 13:

Cuadro 13. Condiciones operativas solicitadas por Ecopetrol S.A.

ZONA DE INYECCION B
TIPO DE PATRON 5 pozos invertido
TAMANO DEL PATRON 5 acres.

Fuente. Elaboracion propia.

106 ALAPE, C. Y Chavarro, N. Viabilidad técnica de la Implementaciéon de la Inyeccién ciclica de
Vapor Mejorado con Solventes como Método de Recobro Terciario de Crudo Pesado en un Campo
de la cuenca del Valle Medio del Magdalena. Fundacion Universidad de América: Bogota D.C.,
Colombia, 2003. Anexo Corridas de Simulacion.

107 MAINI, B. y BATYCKY, J. Effect of Temperature on Heavy-Oil/Water Relative Permeabilities in
Horizontally and Vertically Drilled Core Plugs. Petroleum Recovery Institute. 1985, (Paper SPE
12115). P. 1056

108 |bid., p. 1053.
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A continuacion, se presenta toda la informacion concerniente a la seccion Wells &
recurrent del simulador, los datos ingresados se pueden observar en el cuadro 14.
Estos se ingresaron en todos los pozos inyectores, para garantizar que la calidad
del vapor se mantuviera lo mas alta posible, antes de que este ingresara al pozo
inyector.

Cuadro 14. Datos ingresados en la seccion Wells & Recurrent

Wellbore

Profundidad 1700 ft

Longitud de pozo 1700 ft

Longitud de CSG 1680 ft

Longitud de aislante 1680 ft

Rugosidad relativa del | 0.0001

tubing

Radios

ID Tubing 0.14783 ft

OD Tubing 0.17 ft

Aislante (N2) 0.1895 ft

ID CSG 0.1895 ft

OD CSG 0.22917 ft

Hoyo 0.28 ft
Conductividad

Tubing 576.85 Btu/(ft*dia*°F)
Aislante (N2) 2.04 Btu/(ft*dia*°F)
CSG 576.85 Btu/(ft*dia*°F)
Cemento 4.8 Btu/(ft*dia*°F)
Formacion 24 Btu/(ft*dia*°F)
Emisividad

Tubing 0.8

Aislante (N2) 0

CSG 0.8

Formacion 0.94

Formacion

Capacidad de calor 0.35 Btu/(ft3*°F)
Gradiente.  Geotérmico | 0.0125 °F/ft
promedio

Temperatura de | 75 °F

superficie

Fuente. ALMANZA CASTANEDA, Carlos Alberto y REYES QADER, Dayane Yinet.
Evaluacion de la Viabilidad Técnica de la Inyeccion de Vapor Modificada con
Alcali/Surfactante/Polimero como Método de recobro Mejorado para Crudos
Pesados Mediante Simulacion Numérica. Bogota D.C. Fundacién Universidad de
América, 2014. P.160.
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3.3.1.4 Pozos generados para recreacion de escenarios de simulacion. Como
se menciond anteriormente, se van a generar arreglos de pozos con un area de
cinco acres. A continuacion, se presenta el modelo de simulacion después de
haberle agregado los arreglos de inyeccidn correspondientes. La Figura 25
presenta los pozos que se generaron en el modelo estatico de simulacion; cabe la
pena resaltar que los pozos se encuentran cafioneados en la zona B la cual
comienza en la capa 10 en la direccion “z” y termina en la capa 21.

Figura 25. Modelo estatico con los arreglos de cinco pozos generados para
escenarios de simulacion térmica y termoquimica.
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Fuente. Elaboracion propia.

HT

Se generd mas de un arreglo en el sector del campo para que los datos obtenidos
por medio de la simulacién sean mucho mas realistas, ya que se esta contemplando
un escenario bastante comun en cualquier campo de petréleo, en el cual se posee
un conjunto de patrones en una misma zona para maximizar la produccion de
petréleo, por lo que no seria representativo realizar las simulaciones con un Unico
patron de inyeccion.
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3.3.1.5 Variables de proceso sensibilizadas por medio de la simulacion
numeérica para la inyeccién continua de vapor. A continuacién, se presentan las
variables que se sensibilizaron por medio de la simulacion numérica de yacimientos.
Estas variables se seleccionaron por medio de un documento publicado por
Ecopetrol'®®, donde exponen los factores claves de éxito para aplicar la inyeccion
continua de vapor en la Cuenca del Valle Medio del Magdalena, que es donde se
encuentra el Campo Teca Cocorna.

Cuadro 15. Condiciones operativas a sensibilizar en la inyeccidn continua de vapor.
Parametro a

Modificar

Tasa de | 100 Bbl/d 200 Bbl/d 300 Bbl/d 400 Bbl/d | 500
inyeccion Bbl/d
Calidad del | 60% 65% 70% 75% 80%
vapor

Intervalo 100% 75% 50% 25% -

abierto al flujo
Variacion de
la tasa inicial

de inyeccion | 0% 30% 40% 50% 60%
después de

dos afos.

Area del | 5 acres 10 acres 15 acres - -
patrén

Fuente. TRIGOS, E.M. et al. Study of Success Factors in Continuous Steam
Injection: Field Case, Colombian Middle Magdalena Basin. SPE INTERNATIONAL:
Port of Spain., Trinidad y Tobago. 2012. p. 1-7.

Se seleccionaron estas variables debido a que se considera que son parametros
criticos en cualquier proceso de inyeccion continua de vapor. Al sensibilizar todas
estas variables se generara el escenario ideal de simulacién a través del cual se
obtendra el mayor recobro posible por medio de la inyeccion continua de vapor en
arreglo de cinco pozos invertidos.

Se aclara que el Unico patron al que se le realizaran todas estas modificaciones es
aguel que se seleccion6 previamente para evaluar los procesos térmicos y
termoquimicos que se evaluaran en este trabajo. El patron que se selecciono es
aguel que se encuentra enmarcado por el recuadro rojo en la figura presentada a
continuacion.

19 TRIGOS, E.M. et al. Study of Success Factors in Continuous Steam Injection: Field Case,
Colombian Middle Magdalena Basin. SPE INTERNATIONAL: Port of Spain., Trinidad y Tobago.
2012. p. 1-7.
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Figura 26. Patrén seleccionado para evaluar los diferentes procesos de
recobro.
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Fuente. Elaboracion propia.

Todos los pozos inyectores poseen las siguientes caracteristicas operativas, las
cuales se presentan en el siguiente esquema:

Cuadro 16. Caracteristicas operativas pozos inyectores.

Presién de inyeccion 1059.3 psi
Temperatura de inyeccion 400°F
Calidad del vapor 60%

Fuente. Elaboracion propia.

3.3.1.6 Resultados de las sensibilidades realizadas a la inyeccion continua de
vapor. En esta seccion se van a presentar los resultados obtenidos por medio de
las simulaciones para el recobro térmico. Se va a realizar una comparaciéon en
funcién del factor de recobro y el petréleo acumulado en cada uno de los escenarios
gue se sensibilizaron. Las graficas que se generaron por medio de la suite CMG
para los diferentes escenarios de inyeccion continua de vapor estan disponibles en
el anexo A.

e Tasa de inyeccion. Esta seccion se refiere a la tasa con la que se realizara la
inyeccién de vapor al interior del yacimiento, esta tasa se expresa en barriles de
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agua por cada dia y ademas va a ser constante a lo largo de los diez afios que
dura la inyeccion de vapor.

En el Cuadro 17 se encuentran los factores de recobro obtenidos y el petréleo
acumulado recuperado por medio de la inyeccion continua de vapor en arreglo
de cinco pozos invertidos, realizado con diferentes tasas de inyeccion de vapor.

Cuadro 17. Resultados obtenidos al sensibilizar la tasa inicial de inyeccion.

Tasa inicial de inyeccion | Petroleo Acumulado | Factor de recobro (%)
(Bbl/d) (MBDbI)

100 1239 38.104

200 1401 43.071

300 1552 47.694

400 1739 53.458

500 1797 55.248

Fuente. Elaboracion propia.

Gréfica 18. Variacion del factor de recobro con la tasa de inyeccion.
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Fuente. Elaboracion propia.

Como se aprecia en los resultados, a medida que aumenta la tasa de vapor
inyectada al yacimiento; el petréleo acumulado y el factor de recobro aumentan de
la misma manera. Sin embargo, esta tasa se vio limitada en 500 barriles por dia
debido a que fue lo maximo reportado en el documento de Sang y Pineda'l® y se
vio contrastado con los calculos que se realizaron previamente.

110 pINEDA SAENZ, Miguel Adrian y SANG LOPEZ, Hernando Miguel. Op. cit. p. 53-115.
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e Calidad de vapor. Este parametro se refiere a la relacion entre la fase liquida y
gaseosa en la que se encuentra el vapor. Esta toma un valor entre cero y uno,
siendo cero una fase totalmente liquida y uno una fase totalmente gaseosa. Asi
una calidad de 70% significa que hay 70% vapor y 30% agua en peso.

En el Cuadro 18 se encuentran los factores de recobro obtenidos y petréleo
acumulado recuperado por medio de la inyeccion continua de vapor en arreglo
de cinco pozos invertidos, realizado a diferentes calidades de vapor.

Cuadro 18. Resultados obtenidos al sensibilizar la calidad de vapor.

Calidad de vapor Petroleo Acumulado | Factor de recobro (%)
(MBbI)

60% 1825 56.091

65% 1798 55.267

70% 1783 54.802

75% 1797 55.248

80% 1805 55.489

Fuente. Elaboracion propia.

Gréfica 19. Variacion del factor de recobro con la calidad de vapor.
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Fuente. Elaboracion propia.

Contrario a lo que se pensaria, el escenario donde se obtuvo el mayor recobro no
fue el de mayor calidad. El escenario donde se genero6 la mayor cantidad de petréleo
recuperado del yacimiento correspondio a una calidad de vapor del 60%. Esto se
debe a que el vapor mezclado con agua provee mayor cantidad de energia calorifica
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que el vapor en 100% de saturacion, por lo que a 60% se logra aportar mayor
energia al crudo que en las otras relaciones vapor-agua analizadas***.

e Intervalo abierto al flujo. Esta seccién se refiere al porcentaje del pozo que se
encuentra abierto al flujo. Este porcentaje se modifico en el pozo inyector del
patron de interés.

En el Cuadro 19 se encuentran los factores de recobro obtenidos y petréleo
acumulado recuperado por medio de la inyeccion continua de vapor en arreglo
de cinco pozos invertidos, realizado a diferentes intervalos abiertos al flujo.

Cuadro 19. Resultados obtenidos al sensibilizar el intervalo abierto al flujo.

Intervalo abierto al flujo | Petréleo Acumulado | Factor de recobro (%)
(MBbI)

25% 1749 53.752

50% 1800 55.342

75% 1825 56.091

100% 1829 56.208

Fuente. Elaboracion propia.

Gréafica 20. Variacion del factor de recobro con el intervalo abierto a

flujo.
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Fuente. Elaboracion propia.

Luego de sensibilizado este parametro, se establecié que el recobro 6ptimo de
petréleo se generd con un intervalo abierto al flujo en el pozo inyector del 100%.
Esto se debe a que esto permite que el pozo genere un barrido mucho mas

11 SARATHI S, Partha and OLSEN K, David. Op. cit., p. 5.

117



uniforme en el arreglo, lo que garantiza una mayor cantidad de fluidos
desplazados hacia los pozos productores; por lo que se disminuyen los efectos
de adedamiento o fingering.

Variacion de la tasa inicial de inyeccién después de dos afos de
simulacion. Esta seccion evalla el efecto de la variacion de la tasa de inyeccién
dos afios después de que haya empezado la inyeccion de vapor, ésta se expresa
en un porcentaje de la disminucion de la tasa original de inyeccion.

En el cuadro que se presenta a continuacion se encuentran los factores de
recobro obtenidos y petroleo acumulado recuperado por medio de la inyeccion
continua de vapor en arreglo de cinco pozos invertidos, realizado a diferentes
variaciones de la tasa de inyeccion después de dos afos.

Cuadro 20. Resultados obtenidos al sensibilizar la variacion de la tasa inicial de
inyeccion después de dos afios.

Variacion de la tasa | Petroleo Acumulado | Factor de recobro (%)
inicial de inyeccién | (MBbl)

después de dos afios

(%)

0 1825 56.091

30 1709 52.538

40 1678 51.563

50 1419 43.618

60 1377 42.338

Fuente. Elaboracion propia.
Grafica 21. Variacion del factor de recobro con la variacion

después de dos afios.
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Después de sensibilizar este parametro, se hace evidente que el no disminuir la
tasa inicial de inyeccién, aumenta de forma significativa tanto el petrdleo
acumulado como el factor de recobro obtenido. Es recomendable evaluar este
parametro en un proyecto que posea evaluacion financiera, ya que a pesar de
que disminuye la produccion de petroleo, seria recomendable determinar si
resulta rentable el disminuir la tasa de inyeccion.

e Areadel patrén. Esta seccion evalGa la variacion del area del patron de interés,

la variacion de este aumenta la distancia entre los pozos productores y el pozo
inyector.

En el cuadro que se presenta a continuacion se encuentran los factores de
recobro obtenidos y petrdleo acumulado recuperado por medio de la inyeccién
continua de vapor en arreglo de cinco pozos invertidos, realizado con diferentes
areas de patron.

Cuadro 21. Resultados obtenidos al sensibilizar el area del patron.

Area del patron (Acres) | Petroleo Acumulado | Factor de recobro (%)
(MBbI)

5 1825 56.091

10 1706 52.441

15 1656 36.822

Fuente. Elaboracion propia.

Grafica 22. Variacion del factor de recobro con el area del patrén.
ICV - Area del patron
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Fuente. Elaboracion propia.
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Acorde al documento consultado acerca de la cuenca del Valle Medio del
Magdalenat'?, con un arreglo de una menor area, se consigue un mayor recobro
de petréleo. Esto se vio efectivamente contrastado en las simulaciones que se
realizaron, estos resultados demuestran por qué en el Campo Teca-Cocorna se
emplean arreglos de inyeccién de cinco pozos con un area de cinco acres.

3.3.1.7 Escenario 6ptimo de inyeccion continua de vapor. A continuacion, se
presenta un cuadro con las condiciones operativas seleccionadas para representar
la inyeccion continua de vapor. Se seleccionaron los parametros que aumentaron
de mayor forma el factor de recobro y con este el petréleo acumulado.

Cuadro 22. Escenario ideal de la inyeccion continua de vapor.

Pardmetro Condicién seleccionada
Calidad del vapor 60%

Intervalo abierto al flujo 100%

Tasa inicial de inyeccién 500 Bbl/d

Variacion de la tasa inicial de | 0%
inyeccién después de cinco afos
Area del patrén 5 acres
Fuente. Elaboracion propia.

El factor de recobro y el petréleo acumulado en el escenario seleccionado,
corresponden a los siguientes valores,

Cuadro 23. Resultados obtenidos en el escenario 6ptimo de la inyeccién continua
de vapor.
Escenario ideal inyeccién continua de vapor
Petr6leo acumulado (MBbl) 1825
Factor de recobro (%) 56.091
Fuente. Elaboracion propia.

A continuacién, se va a proceder a presentar los efectos que genera el uso del
recobro térmico en el yacimiento. Por medio las imagenes generadas en 3D results
de la suite CMG se espera ilustrar al lector y respaldar los resultados mostrados con
anterioridad, ya que se estan presentando todos los fenbmenos que aumentan el
recobro en el yacimiento.

Las imagenes que se presentan a continuacion corresponden a la primera capa que
pertenece a la formacion geoldgica “B” del yacimiento. Esta capa corresponde al
namero 10 del modelo. Esta es la primera capa que se encuentra cafioneada en
todos los pozos generados.

12 TRIGOS, E.M. et al. Study of Success Factors in Continuous Steam Injection: Field Case,
Colombian Middle Magdalena Basin. Op. cit. p. 1-7.
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e Distribucién de la energia calorifica en el reservorio.

Figura 27. Temperatura (°F) del reservorio al iniciar la
simulacion.

ICV + AS Teca Cocorna ACG
Temperature (F) 2018-07-01  Klayer: 10
[ S S B I N N B | T T T T T T T 1T T

3,033,000

Fuente. Elaboracion propia.

Figura 28. Temperatura (°F) en el reservorio al quinto
afo de simulacion.

ICV + AS Teca Cocorna ACG
Temperature (F) 2023-07-01 K layer: 10

Fuente. Elaboracion propia.
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Figura 29. Temperatura (°F) en el reservorio al final de la
simulacion.

ICW + AS Teca Cocorna ACG
Temperature (F) 2028-07-01 K layer: 10

L L B B B B T

Fuente. Elaboracion propia.

Al observar las imagenes, se ve cOmo se propaga la energia calorifica a través del
yacimiento a medida que se inyecta, la zona donde hay una mayor variacién en la
temperatura corresponde al patron de interés, esto se debe a que en esta zona se
estan inyectando 500 Bbl/dia de vapor y a una calidad superior que en los otros
pOZos.

Con el efecto del recobro térmico, la temperatura pasa en el pozo inyector de 108.4
°F hasta 406.9°F. Este cambio en la temperatura del yacimiento induce la
vaporizacién y destilacion de los componentes volatiles, causa ademas que
aumente la cantidad de petréleo mévil en el yacimiento, efecto que se ve
representado por la modificacion de los endpoints de las curvas de permeabilidades
relativas con la temperatura.
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e Efecto del aumento de temperatura en la viscosidad del petréleo.

Figura 30. Viscosidad del petréleo (cP) al inicio de la
simulacion en el arreglo confinado.

ICV + AS Teca Cocorna ACG
Oil Viscosity (cp) 2018-07-01 K layer: 10

T T T T T T 1 1 1 1 1 T T T ] T T T L Filer CMG_COCORNA, 05

22000 3,033,000 = User: Alejardra Camarga
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Scale: 1:4335
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- 302000 3,023,000 i

L |
Fuente. Elaboracion propia.

Figura 31. Viscosidad del petroleo (cP) al quinto afio de
simulacion en el arreglo confinado.

ICV + AS Teca Cocorna ACG
Oil Viscosity (cp) 2023-07-01 K layer: 10

FF—T T T T T T T T T 1 T 1 T T T | T T T T T T T 1 Filer CMG_COCORNA OS]

2092000 3053000 b User: Algjandra Carmarga
7 | Dame: 05082018

Scaler 14395
¥ 1001
| | i

- 3,092,000 3,093,000 i

Fuente. Elaboracién propia.
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Figura 32. Viscosidad del petréleo (cP) al final de la
simulacion en el arreglo confinado.

ICV + AS Teca Cocorna ACG
Oil Viscosity (cp) 2028-07-01  Klayer: 10

s Urits: §i
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Fuente. Elaboracion propia.

Como se observa en las imagenes, a medida que se propaga el vapor a través del
yacimiento, disminuye la viscosidad del petréleo debido a la energia calorifica
transferida al crudo a través del vapor. Al disminuir la viscosidad de un petréleo tan
pesado como el del Campo Teca-Cocorna (780 cP aproximadamente), éste se
vuelve mucho mas mévil (con lo que se disminuye la razén de movilidad y aumenta
la eficiencia de desplazamiento) y puede desplazarse de forma mas facil hacia los
pozos productores.

El efecto de la disminucién de la viscosidad se puede apreciar con bastante
facilidad, ya que, en el pozo inyector del patron interés, la viscosidad bajo desde los
780 cP hasta 2.1499, esto muestra que el efecto generado por la energia
suministrada al petréleo por el vapor en el yacimiento fue de los mecanismos mas
importantes en el aumento del recobro.
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e Efecto del aumento de temperatura en la densidad del petrdleo.

Figura 33. Densidad del petréleo (Ib/ft?) al iniciar la
simulacion en el arreglo confinado.

ICV + AS Teca Cocorna ACG
0Oil Mass Density (Ib/ft3) 2018-07-01  Klayer: 10
F T T T T T T T T T T T T T T T | T T T T T T T = [Fite M5 cocoRNA 0]
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Fuente. Elaboracion propia.

Figura 34. Densidad del petréleo (Ib/ft3) al quinto afio de
simulacién en el arreglo confinado.

ICV + AS Teca Cocorna ACG
Oil Mass Density (b/ft3) 2023-07-01  Klayer: 10
FT T T T T T T [ T T T T T T T T T | T T T T T T T T I [rcuscocominc]
ks

02000 301,000 User: Alegarrko Camarga
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Fuente. Elaboracién propia.
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Figura 35. Densidad del petréleo (Ib/ft®) al final de la
simulacion en el arreglo confinado.

ICV + A5 Teca Cocorna ACG
Oil Mass Density (Ib/ft3) 2028-07-01  Klayer: 10

File: CMG_COCORNA_ 05
User: Msarekn Camsrgn
Dase: 05062018

Scale: 14795
YK 1031
Ao Uries:

Fuente. Elaboracion propia.

En base a estos resultados se observa el efecto de la variacion de la temperatura
en la densidad del crudo, esto se debe a que el aumento de la temperatura que
genera el vapor permite que el crudo sufra un proceso de destilacibn-vaporizacién
en el interior del yacimiento de las fracciones mas livianas y que a su vez son
arrastradas por el vapor para que contacten la zona del reservorio donde esta el
petréleo mas pesado disminuyendo su densidad, y adicionalmente, se genera un
efecto de expansion del crudo, lo que hace que el petréleo sea producido con mayor
facilidad debido a su aumento de volumen por unidad de masa. Estos dos efectos
se ven representados por medio de la disminucion de la densidad del petréleo en el
yacimiento.

Por medio de estos resultados, se observa de forma acertada que en las
simulaciones estan tomando lugar todos los efectos esperados, los cuales se
enunciaron en el capitulo anterior, en todos los fenémenos relacionados con la
inyeccion continua de vapor.

3.3.2 Recreacion de la inyeccion continua de vapor asistida por surfactante
por medio de la suite CMG. Luego de que se ha representado y simulado el
proceso de inyeccidon continua de vapor, se utilizara el caso 6ptimo obtenido para
realizar las respectivas simulaciones de la inyeccion de vapor con surfactante.

Primero que todo, se recreara el proceso de inyeccion de surfactante a temperatura

del reservorio y luego de obtener el escenario 6ptimo a través de sensibilidades, se
procedera a hacer las modificaciones necesarias para recrear el escenario de la
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inyeccion de vapor asistida con surfactante con su respectivo analisis de
sensibilidad.

3.3.2.1 Surfactante utilizado en la simulacion. En esta seccion se realizara la
descripcion del surfactante utilizado en el proceso. Este fue seleccionado debido a
Su resistencia a las altas temperaturas, a continuacion, se expone un resumen de
las propiedades de este:

Tipo de surfactante. El surfactante que fue seleccionado fue el alquil aryl
sulfonato (AAS) debido a que este posee una alta resistencia a la degradacion
térmica, soporta temperaturas arriba de los 572 °F, esta se ha reportado como
la temperatura maxima de operacion en arena segun Keijser!*3,

Sin embargo, como reporta Ziegler''4, las condiciones en que se obtuvieron los
datos a usar en este trabajo, hacen que las IFT no sean las mas bajas posibles
de obtener; uno de los factores principales es debido a que el analisis
experimental de la IFT entre el crudo y la salmuera no fue realizado a las
condiciones 6ptimas de salinidad (debido a la complejidad experimental para la
determinacién del rango 6ptimo de salinidad).

Dentro de los datos minimos necesarios segun Almanza y Reyes!!® para
representar el comportamiento del quimico en la suite CMG se encuentran:

Presion critica.

Temperatura critica.

Peso molecular.

Fase en la cual se encuentra disuelto el quimico.

Coeficientes para las correlaciones gas-liquido.

La densidad.

La compresibilidad liquida.

Primer coeficiente de expansion térmica.

Variacion de la viscosidad liquida y gaseosa en funcién de la temperatura.
La variacion de la adsorcion en funcion a la concentracion.

Méxima capacidad de adsorcién de la roca.

Nivel de adsorcion residual.

Variacion de la IFT en funcion de la temperatura y la concentracion.

El impacto de la disminucién de la tension interfacial en las curvas de
permeabilidad relativa.

113 KEIJSER, P. P, et al. Application of Steam Foam in the Tijuana Field, Venezuela: Laboratory
Tests and Field Results. Koninklijke/Shell E&P Laboratorium. 1986, (Paper SPE 14905) p.329-330.
114 ZIEGLER, V. M. Laboratory Investigation of High-Temperature Surfactant Flooding. Chevron Oirl
Field Research Co. 1988, (Paper SPE 13071) p. 591

115 ALMANZA, Carlos and REYES, Dayane. Op. cit., p. 155.

127



En las secciones que se presentan mas adelante, se expone la forma en que se
ingresa la informacién al simulador para representar el proceso.

3.3.2.2 Condiciones para realizar la inyeccion de surfactante a temperatura
del yacimiento. En primera instancia se van a exponer las condiciones a las cuales
se realizara la inyeccion de surfactante a temperatura constante; es decir, por medio
de una inyeccidn de agua y después de esto se realizaran las modificaciones
necesarias para realizar la inyeccion de surfactante a alta temperatura.

e Seccion components del simulador. Debido a que es mucho mas
sencillo que un componente sea liquido y siendo el alquil aryl sulfonato un
sélido, se asumid que este posee caracteristicas parecidas al agua. Esta
asuncion puede ser aceptada para modelar los procesos de recobro
quimico, como puede verificarse en los casos de ejemplo de STARS
(templates), en los cuales se presentan tanto las inyecciones de alcali,
surfactante y polimero. Puede considerarse esta afirmaciéon como valida ya
gue las variaciones de algunas propiedades de la solucidon de surfactante
y agua respecto a las propiedades del agua no son considerables debido a
gue las concentraciones de surfactante son muy bajas (<5 wt%)16.

Asi entonces las propiedades mas representativas en las que se asumieron valores
similares para el surfactante y el agua fueron:

La fase de disolucion.

Los coeficientes para las correlaciones gas-liquido.

La densidad.

La compresibilidad liquida.

El primer coeficiente de expansion térmica.

La variacién de la viscosidad liquida y gaseosa en funcién de la temperatura.
Presion critica: 3247.8 psi

Temperatura critica: 705.2 °FY7

De esta manera el Unico dato ingresado del alquil aryl sulfonato en la seccion
de componentes fue el peso molecular. Debido a que en los documentos que
se consultaron no se especificaba el nombre ni el peso molecular del
surfactante, y existiendo una enorme variedad de este tipo de surfactantes, se

116 |hid., p. 168.

117 Karnananda, Wimpy., et al. Effect of termperature, pressure, salinity, and surfactant
concentration on IFF for surfactant flooding optimization. Saudi Society for Geosciences 2012.
2012. p. 1-5.
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consider6 un peso molecular de 457 Ib/lb*mol reportado por Isaacs!®é, el cual
es propio de un alquil aryl sulfonato como el LTS-18%19,

e Seccion Rock-Fluid Interaction del simulador. En esta seccién se modifican
dos caracteristicas, la primera en la cual se reproduce la adsorcion y la segunda,
la modificacion de las curvas de permeabilidades relativas del crudo y del agua
en funcién del cambio de la tension interfacial (IFT).

e Adsorption Components. Para poder realizar la simplificaciéon del
comportamiento de la adsorcion del alquil aryl sulfonato, la cual cambia en
funcion de la salinidad, el caudal, la concentracion, la temperatura y demas
factores, se utilizé la adsorcibn maxima de este componente a condiciones
estaticas en arena desagregada y limpia a 428 °F durante 24 horas,
resultados que fueron presentados por Keijser'?, igual a 0.0005 Kg de
surfactante por Kg de arena, esta puede ser incluso superior a la adsorcion
maxima de este componente al ser inyectado dentro de un yacimiento. Se
debe tener en cuenta, que no se tiene en cuenta la redisolucion de las
moléculas adsorbidas de surfactante dentro de la corriente o el medio de
inyeccién debido a la falta de informacién necesaria para representar dicho
efecto.

Dado que la adsorcidén se encuentra en unidades diferentes a las solicitadas
por el simulador, las cuales son Ibmol/ft> de volumen poroso, se realiz6 la
conversién mostrada en la ecuacion 7122,

118 |ISAACS, E, et al. Investigation of Foam Stability in Porous Media at Elevated Temperatures.
Albeta Research Council. 1998, (Paper SPE 15647). P. 566.

119 ALMANZA, Carlos and REYES, Dayane. Op. cit., p. 168.

120 KEIJSER, P. P., et al. Application of Steam Foam in the Tia Juana Field, Venezuela: Laboratory
Tests and Field Results. Koninklijke/Shell E&P Laboratorium. 1986, (Paper SPE 14905) p. 329,
330.

121 ALMANZA, Carlos and REYES, Dayane. Op. cit., p. 169.
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Ecuacion 8. Conversion principal asociada a la adsorcion de surfactante para la
arena.

Ibmol (0.0005 Kg de Surfactante) (1 Kg de Arena)

dsorcion [ 21T
SOTCION |3 4e VP 1 Kg de Arena 1000 g Arena

(193727.185 g de Arena) (1000 gde surfactante> ( 1 1b surfactante )

1 ft3de VP 1 Kg de surfactante / \453.6 g surfactante
(1 Ibmol de surfactante) 4.6727 « 10-4 Ibmol
= 4., * _
457 1b de surfactante ft3 de VP

Fuente: ALMANZA CASTANEDA, Carlos Alberto y REYES QADER, Dayane Yinet.
Evaluacion de la Viabilidad Técnica de la Inyeccién de Vapor Modificada con
Alcali/Surfactante/Polimero como Método de recobro Mejorado para Crudos
Pesados Mediante Simulacion Numérica. Bogota D.C. Fundacion Universidad de
América, 2014. P.169.

El factor que relaciona los gramos de arena por cada pie cubico de volumen poroso
de la roca a partir de la siguiente ecuacion. El valor de la porosidad usado en la
ecuacion corresponde a 28.35881%, este valor se determind por medio del
programa CMG con la funcion tools - grid and property statistics que da el promedio
de la variable seleccionada, en este caso la porosidad del yacimiento,

Ecuacion 9. Densidad de la formacién por medio de la porosidad.

Prormacion = 2.65 % (1~ 0) = 1.89849 —

Fuente. SOMERTON, W. Thermal Properties and Temperature-Related Behavior
of Rock-Fluid Systems. Amsterdam, Netherlands: 1992, p. 61.

Dénde:
Prormacicn. DeNsidad de la formacion, g/cms.
@: Porosidad, fraccion (0-1).

2.65: Factor que relaciona la porosidad con la densidad de formacion.

La densidad de la formacion se convirtié a las unidades solicitas por el simulador a
partir de la ecuacion que se presenta a continuacion,
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Ecuacion 10. Conversion de densidad de la arenisca.
[gArena] B ( 1.89849 g Arena ) ( 1 cm3 de V. Formacion )

ft3 de VP 1 cm3 de V. Formacion/ \0.00003531466 ft3 de VF
1 ft3 de V. Formacion — 193727185 g arena
0.2275ft3deVP | 77 ft3 de VP

Fuente. ALMANZA CASTANEDA, Carlos Alberto y REYES QADER, Dayane Yinet.
Evaluacion de la Viabilidad Técnica de la Inyecciébn de Vapor Modificada con
Alcali/Surfactante/Polimero como Método de recobro Mejorado para Crudos
Pesados Mediante Simulacién Numérica. Bogota D.C. Fundacién Universidad de
América, 2014. P.169

Cuadro 24. Informacion ingresada al simulador para representar la adsorcion
de surfactante.

Fase de la que se tomara la | Fase agua (acuosa)

dependencia de la composicion

Fraccion molar Moles absorbidas por unidad de VP
[lomol/ft3]

3.94E-08 4.6727*10*

7.88E-08 4.6729*10*

Fase de aplicacion de factor de | Fase default

resistencia

Capacidad maxima de adsorcién 0.00046729 lbmol/ft3

Nivel de adsorcion residual 0.00046729 lbmol/ft®

Fuente. Elaboracion propia.

Se selecciond la opcién fase agua (acuosa) como fase a partir de la cual se elegira
la dependencia de la composicion, ya que como se menciond anteriormente el
surfactante cuenta con la misma constante de particion en la fase gaseosa que el
agua.

Los valores que se ingresan en el cuadro de fraccidbn molar contra moles absorbidas
por unidad de volumen poroso segin Almanza y Reyes!?? hacen alusién a las
concentraciones de uno y dos partes por millon de surfactante y la adsorcion
maxima que corresponde a este componente. De igual manera, el nivel de adsorcion
residual y la capacidad maxima de adsorcién fueron iguales a la adsorcion maxima
para evitar el efecto de redisolucion.

La conversion entre partes por millon y fraccion molar se realizo por medio de las
dos ecuaciones que se presentan a continuacion,

122 |bid., p. 170.
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Ecuacion 11. Fraccion molar de un soluto en solucion

PM solucién)

Fracciéon molar = Fraccion masica soluto * (
PM soluto

Donde,
PM soluto: Masa molar del soluto, g/mol — Ib/lbmol.
PM solucion: Masa molar de la solucién, g/mol — Ib/lbmol.

Ecuacion 12. Conversion de ppm a fraccion masica.
F L4 14 L] pm
raccion masica = ——
1000

e Seccion Rock Fluid Types del simulador. Para la modificacion en esta
seccién, se debe tener en cuenta que el médulo STARS posee una caracteristica
gue permite adicionar varios sets de interpolacion y con esta opcién se pueden tener
varios sets de curvas de permeabilidades relativas. Esta opcion permite incorporar
la informacién de variacion de las curvas de permeabilidades relativas en funcién
del logaritmo base diez del nimero capilar propio de cada set de curvas, y como el
namero capilar es funcion de la IFT, se pueden ver los cambios producto de la
variacion de la concentracion del surfactante sobre la IFT (al disponerse de
informacion tabulada de IFT vs concentracion), suponiendo claro que la viscosidad
y velocidad del fluido son constantes.

Las tablas de IFT contra concentracion y temperatura se ingresan en este apartado.
Estos valores se obtuvieron por medio de la extrapolacion e interpolacién potencial
y exponencial de los valores que se encuentran reportados en el documento SPE
1307123, lo cual fue realizado por Almanza y Reyes, Dayane'?*. Se han
seleccionado estos datos de tensién interfacial debido a que los datos fueron
resultado de una investigacion con un crudo de 14.5 °API, lo cual no dista mucho
de la gravedad API del crudo en estudio (12.4 °APl), entrando los dos en la categoria
de crudos extra pesados.

Para generar las tablas de IFT a diferentes temperaturas y concentraciones, se
tomaron los que corresponden a concentraciones comprendidas entre 0.1 y 2 wt%
a 150°F, 250°F y 350°F'?5, Después se realizaron diferentes extrapolaciones e
interpolaciones segun el comportamiento de la tendencia, tanto en funcion de la
concentracion de surfactante como a la temperatura, para completar el cuadro que
se presenta a continuacion con los demas datos desconocidos.

123 ZIEGLER, V. M. OQ., cit, p. 590.
124 ALMANZA CASTANEDA, Carlos Alberto y REYES QADER, Dayane Yinet. Op., cit, p. 170.
125 1pid., p. 591.
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Sabiendo que la IFT en el campo Teca-Cocorna corresponde a 20.2248 dinas/cm a
condiciones de yacimiento, la cual cambia en funcion de la temperatura de manera
parecida a como varia la IFT de este crudo y el agua destilada al variar la
temperatura de acuerdo a lo reportado por Mehdizadeh y Handy'?¢. Acorde al
manual de CMG?'?’, se puede considerar que esta asuncion es valida ya que la IFT
comun entre agua de formacién y un crudo mediano es de 30 dinas/cm.

Los datos ingresados en el simulador en la seccion de Rocktype Properties, se
presenta en los cuadros que se presentan a continuacion.

Cuadro 25. Informacion ingresada en el simulador para el modelamiento de la
disminucién de la IFT.
Componente del que depende la | Surfactante
interpolacién
Fase en la que se tomara la composicion | Agua (acuosa) fraccion molar
del componente
Tension interfacial Independiente de la temperatura
Método de interpolacion Interpolacion logaritmica
Fuente. Elaboracion propia.

Cuadro 26. Cambio de la IFT en funcidon de la concentracion del surfactante a
100°F.

Composicion del componente | IFT (dinas/cm)
(Fraccion molar)

0 20.2248
3.94E-05 0.053688955
9.87E-05 0.116959902
0.000197887 0.115441566
0.000397693 0.198724925
0.000803177 0.42431372
0.001216682 0.391495378
0.002068728 0.110446669

Fuente. ALMANZA CASTANEDA, Carlos Alberto y REYES QADER, Dayane
Yinet. Evaluacion de la Viabilidad Técnica de la Inyeccién de Vapor Modificada
con Alcali/Surfactante/Polimero como Método de recobro Mejorado para Crudos
Pesados Mediante Simulacidon Numérica. Bogota D.C. Fundacion Universidad
de América, 2014. P.172.

126 MEHDIZADEH, A. and HANDY, L. Further Investigation of High-Temperature Alkaline Floods. U.
of Southern California, USA: 1989, (Paper SPE 154256). p.1.
127 CMG Ltd. STARS User’s Guide. Version 2011. p. 398.
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Grafica 23. Variacion de la IFT en funcion de la concentracion
de surfactante a 100°F

IFT vs Fraccion molar del surfactante
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Fuente. Elaboracion propia.

Se selecciond la fraccion molar global como la fase en la que se tomara la
composicién del componente, esto se debe a que, como se enuncié anteriormente,
el surfactante posee la misma constante de particion en su fase gaseosa que el
agua.

Es muy importante enunciar que los surfactantes normalmente se ubican en las
interfaces de los fluidos inmiscibles entre los que se disminuird la IFT y dentro los
fluidos en los que se desplazan y se inyectan. EI método de interpolacion que se
eligié fue el logaritmico, el cual es normalmente usado en los procesos que implican
la inyeccion de surfactante y/o alcali como lo mencionan Astros y Truijillo28,

El segundo set de interpolacién (producto del efecto del surfactante), se origind a
partir de los endpoints mostrados en el cuadro a continuacion.

Cuadro 27. Datos para la generacion de las permeabilidades relativas del
segundo set de interpolacion.

SWCON 0.3025

SWCRIT 0.3025

SOIRW
SORW

SOIRG

SORG

SGCON
SGCRIT

[ollellolleleo)e]

.05

128 ASTROS, I., y TRUJILLO, A. Estudio de la Viabilidad Técnica para la Implementacion de la
Inyeccion Alternada Agua-Gas Combinada con la Inyeccion de Quimicos en un Campo de Crudo
Mediano en Colombia. Universidad de América, Bogota, Colombia. 2013. Anexo Casos.Dat
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Cuadro 27. (Continuacion)

KROCW 1
KRWIRO 1
KRGCL 0.2
Exp. Krw @ KRWIRO 2
Exp. Krow @ KROCW 1.7
Exp. Krog @ KROGCG 1.7
Exp. Krg @ KRGCL 2

Fuente. Elaboracion propia.

En comparacion con el set de permeabilidades relativas original, los cambios fueron
una disminucion de las SORW y SOIRW a cero. Esto se ve respaldado por un
estudio realizado por Van Quy y Labrid*?°, en este se observa que a una IFT igual
a 0.017 dina/cm, la saturacion residual del crudo se vuelve cero y la permeabilidad
relativa al agua a esa saturacion se hace uno. Debido a que todas las IFT’s
insertadas en el simulador son mayores a 0.017 dina/cm, es razonable la
interpolacién de las curvas de permeabilidades relativas entre las curvas propias de
esta tension interfacial y las curvas que corresponden a una IFT de 20.2248
dina/cm.

A continuacion, se presenta el cuadro y la grafica que representa el segundo y tercer
set de interpolacién usados para representar el comportamiento del surfactante y
sus efectos sobre las curvas de permeabilidades relativas, y por lo mismo, sobre el
petréleo residual (Sor).

Cuadro 28. Permeabilidades relativas
agua — aceite Set 2.

Sw Krw Kro
0.175 0 1
0.22077571 0.009375 [0.90773047
0.26655142 0.0265165 |0.81848755
0.31232713 [0.04871393| 0.7323776
0.35810284 0.075 0.64951905
0.40387855 |0.10481569 |0.57004489
0.44965426 0.1377838 |0.49410589
0.49542997 [0.17362743| 0.421875
0.54120568 |0.21213203|0.35355339
0.58698139 0.253125 |0.28937905
0.6327571 0.29646353|0.22963966
0.67853281 |0.34202693(0.17469281

129 VAN QUY, N. Y LABRID, J. A Numerical Study of Chemical Flooding — Comparison with
Experiments. Inst. Francais du Pétrole. 1983, p.467
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Cuadro 28. (Continuacion)

Sw Krw Kro
0.72430852 |0.38971143 0.125
0.77008423 |0.43942656|0.08118988
0.81585994 10.49109253|0.04419417
0.86163565 |0.54463828| 0.015625
0.90741136 0.6 0

Fuente. Elaboracion propia.

Gréfica 24. Permeabilidades relativas agua — aceite Set 2.

Curvas de permeabilidad relativa Set 3 - Arenisca

1.2

Kr (Fraccion)
(@]
(o]

Sw (Fraccion)
Fuente. Elaboracion propia.

Cuadro 29. Permeabilidades relativas

agua — aceite Set 3.

Sw Krw Kro

0 0 1
0.0625 0.0625 0.9375
0.125 0.125 0.875
0.1875 0.1875 0.8125
0.25 0.25 0.75
0.3125 0.3125 0.6875
0.375 0.375 0.625
0.4375 0.4375 0.5625
0.5 0.5 0.5
0.5625 0.5625 0.4375
0.625 0.625 0.375
0.6875 0.6875 0.3125
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Cuadro 29. (Continuacion)

Sw Krw Kro
0.75 0.75 0.25
0.8125 0.8125 0.1875
0.875 0.875 0.125
0.9375 0.9375 0.0625
1 1 0

Fuente. Elaboracion propia.

Gréfica 25. Permeabilidades relativas agua — aceite set 3.
Curvas de permeabilidad relativa Set 2 - Arenisca

1.2

Kr (Fraccion)
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Fuente. Elaboracion propia.

Anteriormente se hablo de la relacion entre los sets de interpolacion y el logaritmo
base diez del numero capilar, asi entonces el DTRAPW y DTRAPN son los
pardmetros de interpolacion que relacionan los sets de interpolacion y el niumero
capilar en el simulador para la fase mojante y no mojante respectivamente. Este se
encuentra en la pestafia Interpolation Set Parameters. Como cada curva de
permeabilidades relativas de cada set de interpolacion tiene un valor dado de
namero capilar y tension interfacial, los valores del namero capilar para los
diferentes sets se asocian formando lo que se denomina la curva de desaturacion
capilar mostrada en la Grafica 26.
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Gréfica 26. Curva de Desaturacion Capilar.
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Fuente. Elaboracion propia.

A partir de los datos de la curva de desaturacion capilar y debido a la definicién de
DTRAPW, se obtuvieron los valores consignados en el Cuadro 30.

Cuadro 30. Valores de DTRAPW y su relacion con
la disminucién del Sor.

SOR (%) Log10(Ncap) | Ncap

o DTRAPW
100 -10.35 4.46684E-11
100 -7.58825668 | 2.58073E-08
28.79998 -5.37439092 | 4.22288E-06
0 -4.84744793 | 1.42086E-05

Fuente. Elaboracion propia.

Por medio de la curva de desaturacion capilar se representa la disminucién del
petréleo residual producto de la acciéon del surfactante.

e Seccion Wells & Recurrents. Las restricciones de presién de inyeccién y tasa
de inyecciébn se mantienen sin cambios, la variaciones estan en que este
escenario es isotérmico a la temperatura de reservorio y por lo mismo no hay
vapor, por lo gue se suprime el dato de calidad de vapor (escenario de inyeccién
de agua a temperatura de reservorio con surfactante), para el pozo productor del
patrén de interés, se ingresa la fraccidon molar de surfactante que se desea
inyectar al yacimiento, mientras que en los demas pozos se inyectara agua nada
mas.

Se debe recordar que para este tipo de inyecciones se va a inyectar el
equivalente al 30% del volumen poroso (este corresponde al bache de quimico)
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existente entre los pozos productores e inyectores, esto debido a lo reportado
por Almanza y Reyes'®, luego se continuara inyectando vapor sin el surfactante.

El célculo de este volumen poroso se determiné al calcular primero que todo el
area del arreglo en pies cuadrados, la cual es igual a 217800 ft?. Luego por medio
de los registros que se poseen, se determino que la zona B del yacimiento posee
un espesor de 92.78 ft131, Al multiplicar el espesor por el area se obtiene el
volumen bruto del yacimiento, el cual corresponde a 20.2MM ft3,

Ahora, este se multiplica por lo porosidad del yacimiento, la cual corresponde a
28.3% y se convierte de pies cubicos a barriles, asi entonces se obtiene el
volumen del bache que se inyectara; correspondiente a 280.89 MBBL. Tomando
en cuenta que la tasa de inyeccion seleccionada corresponde a 500 barriles por
dia, el bache se inyectara hasta el catorce de enero del afio 2020.

3.3.2.3 Condiciones para realizar la inyeccion de surfactante a alta
temperatura. La inyeccion de surfactante a alta temperatura relaciona todos los
aspectos relacionados con la inyeccion de surfactante y la inyeccién de vapor, tal
como se mencion6 en el capitulo anterior. Para la generacion de este modelo se
consideraron todos los aspectos que se sugieren en el apartado de inyeccién de
surfactante y de inyeccién de vapor. Las modificaciones que se realizaron en este
modelo se encuentran principalmente en los apartados de Rock-Fluid y Wells &
Recurrent.

Secciéon Rock-fluid Interaction. En la seccion de Rock Fluid Types, luego de
habilitar la opciobn de dependencia térmica de las tensiones interfaciales, se
agregaron tres tablas adicionales de concentracion de surfactante vs. IFT a 150,
250, 350, 446 y 572°F.

Las tablas que se ingresaron al simulador se muestran a continuacion, con su
respectiva grafica que muestra el comportamiento de las tensiones interfaciales
en funcién de la temperatura.

Cuadro 31. Variacion de la IFT en funciéon de la concentraciéon del surfactante a
150°F.

Composicion del componente | IFT (dina/cm)
(fraccion molar)

0 21.28113847
3.94E-05 0.327927
9.87E-05 0.342146
0.000197887 0.413748
0.000397693 0.410549

130 ALMANZA CASTANEDA, Carlos Alberto y REYES QADER, Dayane Yinet. Op., cit, p. 176.
131 pINEDA SAENZ, Miguel Adrian y SANG LOPEZ, Hernando Miguel. Op. cit. p. 61.
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Cuadro 31. (Continuacion)

Composicion del componente | IFT (dina/cm)
(fraccion molar)
0.000803177 0.698589

0.001216682

0.525045445

0.002068728

0.158503585

Fuente. ALMANZA CASTANEDA, Carlos Alberto y REYES QADER, Dayane
Yinet. Evaluacion de la Viabilidad Técnica de la Inyeccién de Vapor Modificada
con Alcali/Surfactante/Polimero como Método de recobro Mejorado para Crudos
Pesados Mediante Simulacién Numérica. Bogota D.C. Fundacién Universidad
de América, 2014. P.188.

Cuadro 32. Variacion de la IFT en funcién de la concentracion del surfactante a
250°F.

Composicion del componente | IFT (dina/cm)
(fraccion molar)

0 24.0242362
3.94E-05 1.80846
9.87E-05 1.86045
0.000197887 1.60831
0.000397693 1.68361
0.000803177 3.45181
0.001216682 0.931344109
0.002068728 0.320917863

Fuente: ALMANZA CASTANEDA, Carlos Alberto y REYES QADER, Dayane
Yinet. Evaluacién de la Viabilidad Técnica de la Inyeccién de Vapor Modificada
con Alcali/Surfactante/Polimero como Método de recobro Mejorado para Crudos
Pesados Mediante Simulacién Numérica. Bogota D.C. Fundacién Universidad
de América, 2014. P.188.
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Cuadro 33. Variaciéon de la IFT en funcion de la concentracion del surfactante a

350°F.

Composicion del

(fraccion molar)

componente

IFT (dina/cm)

0

27.16749338

3.94E-05 7.50184
9.87E-05 2.81621
0.000197887 2.71267
0.000397693 2.56377
0.000803177 2.2333

0.001216682

1.292320467

0.002068728

0.574899184

Fuente. ALMANZA CASTANEDA, Carlos Alberto y REYES QADER, Dayane
Yinet. Evaluacién de la Viabilidad Técnica de la Inyeccién de Vapor Modificada
con Alcali/Surfactante/Polimero como Método de recobro Mejorado para Crudos
Pesados Mediante Simulacién Numérica. Bogota D.C. Fundacién Universidad
de América, 2014. P.188.

Cuadro 34. Variacion de la IFT en funciéon de la concentracion del surfactante a

446°F.

Composicion del

(fraccion molar)

componente

IFT (dina/cm)

0

30.52729381

3.94E-05 15.58819362
9.87E-05 6.193796196
0.000197887 3.850620924
0.000397693 6.1520719

0.000803177 4.549458081

0.001216682

2.983566835

0.002068728

1.554446462

Fuente. ALMANZA CASTANEDA, Carlos Alberto y REYES QADER, Dayane
Yinet. Evaluacién de la Viabilidad Técnica de la Inyeccién de Vapor Modificada
con Alcali/Surfactante/Polimero como Método de recobro Mejorado para Crudos
Pesados Mediante Simulacién Numérica. Bogota D.C. Fundacién Universidad
de América, 2014. p.196.

Cuadro 35. Variacion de la IFT en funcion de la concentracion del surfactante a
572°F.

Composicion del

(fraccion molar)

componente

IFT (dina/cm)

0

35.60981003

3.94E-05

20.73903903

9.87E-05

11.10539342

0.000197887

6.450280904

141




Cuadro 35. (Continuacion)

Composicion del componente | IFT (dina/cm)
(fraccion molar)

0.000397693 10.19303501
0.000803177 6.449199989
0.001216682 4.928070641
0.002068728 2.854645196

Fuente. ALMANZA CASTANEDA, Carlos Alberto y REYES QADER, Dayane
Yinet. Evaluacion de la Viabilidad Técnica de la Inyeccién de Vapor Modificada
con Alcali/Surfactante/Polimero como Método de recobro Mejorado para Crudos
Pesados Mediante Simulacién Numérica. Bogota D.C. Fundacién Universidad
de América, 2014. p.196.

No fue necesario modificar el segundo set de interpolacion y con este su
DTRAPW, debido a que las IFT’s tienden a aumentar con el aumento de
temperatura. Sin embargo, es importante ingresar en este set la variacion
de las saturaciones criticas y residuales del agua en funcién de la
temperatura y el mantenimiento constante de la saturacion irreducible y
residual del crudo y la permeabilidad relativa de agua a dichas
saturaciones en cero y uno para todas las temperaturast3?,

Los datos que se introdujeron pueden contemplarse a continuacion:

Cuadro 36. Cambio de los endpoints de las curvas de permeabilidad relativa en
funcion del cambio de la temperatura en el segundo set de interpolacion.

Temperatura | SORW SOIRW SWR SWCRIT KRWIRO
CF)

110 0 0 0.3025 0.3025 1

550 0 0 0.1351 0.1351 1

Fuente. Elaboracion propia.

132

142



Gréfica 27. Cambio de los endpoints de las curvas de
permeabilidad relativa en funcion del cambio de la temperatura en
el segundo set de interpolacion.

Curvas de permeabilidad relativa - Set 2

=
BN

& 0.8

3

@ 0.6

T ==@==krw a 100°F
~ 04 P

X 0 Kro a 100 °F

=== krw a 550°F

o
o N

kro a 550 °F

0.3025
0.3151235
0.327747
0.3403705
0.352994
0.3656175
0.378241
0.3908645
0.403488
0.4161115
0.428735
0.4413585
0.453982
0.4666055
0.479229
0.4918525
0.504476
0.5170995
0.529723
0.5423465
0.55497

Sw (Fraccion)
Fuente. Elaboracion propia.

Asi, podemos observar que para recrear un escenario de simulacién de recobro
termoquimico se debe representar los cambios de las curvas de permeabilidad
relativa en funcion de la IFT y el nimero capilar (debido al agente tenso activo),
ademas de la variacion de los endpoints correspondientes debido a los cambios
de temperatura, y ademas representar la reduccion del Sor por medio de la curva
de desaturacion capilar.

e Seccion Wells & Recurrents. En esta seccion se va a dejar pre-establecido el
escenario 6ptimo de inyeccion continua de vapor generado anteriormente, sin
embargo, se hace la modificacion que permite representar el bache de
surfactante en la primera etapa de la simulacion.

3.3.3 Modificaciones realizadas para recrear el efecto de la lutita en los
escenarios de simulacion expuestos. En esta seccion, se van a exponer las
modificaciones realizadas al modelo de simulacion, para representar la presencia
de una lutita en la inyeccién continua de vapor asistida por surfactante.

3.3.3.1 Seccion Rock-Fluid Interaction. Para representar el efecto del surfactante
sobre la lutita, Unicamente se va a representar el efecto de la adsorcion; esto se
debe a que el quimico genera una variacion practicamente insignificante de las
curvas de permeabilidades relativas al agua y al petrdleo, y debido a la falta de
informacion detallada de las reacciones de consumo del surfactante a través de la
lutita, este efecto no se representara.

e Adsorption Components. Para representar como se comporta la adsorcion del
alquil aryl sulfonato, la cual cambia en funcién de la salinidad, el caudal, la
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temperatura, la concentracion y demas factores, se calculd el porcentaje en el
gue aumento la adsorcion del surfactante en la arena con respecto a la lutita y
por medio de este, se calculé un estimado del aumento que sufririan las
adsorciones en la lutita.

Los datos que se ingresaron al simulador, se presentan en el siguiente cuadro.

Cuadro 37. Informacion ingresada al simulador para representar la adsorcion
de surfactante.

Fase de la que se tomard la| Agua (acuosa) fraccién molar

dependencia de la composicion

Fraccién molar Moles absorbidas por unidad de VP
[lbmol/ft3]

3.94E-08 0.00179270

7.88E-08 0.00179273

Fase de aplicacion de factor de | Fase default

resistencia

Capacidad maxima de adsorcion 0.00179273 lbmol/ft3

Nivel de adsorcion residual 0.00179273 lbmol/ft3

Fuente. Elaboracion propia.

Se seleccion6 agua (acuosa) fraccion molar como la fase de la que se tomara la
composiciéon del componente, esto se debe a que, como se enuncid
anteriormente, el surfactante posee la misma constante de particion en su fase
gaseosa que el agua.

La conversion entre partes por millon y fraccion molar se realiz6 por medio de la
ecuacion nueve y diez.

3.3.3.2 Rock Fluid Types. A diferencia de la arenisca, esta seccién no se va a
modificar. Esto se debe a que la permeabilidad y la porosidad efectiva de la lutita
son muy bajos y por lo general los fluidos recuperados de ésta se asumen
despreciables, debido ademas porque los datos necesarios para representar este
efecto no se han estudiado de manera concisa, por lo que la modificacién de las
curvas de permeabilidades relativas no se representara.

3.3.4 Variables de proceso sensibilizadas por medio de la simulacion
numérica para la inyeccién continua de vapor Asistida por surfactante. A
continuacion, se presentan las variables que se van a modificar para encontrar el
proceso éptimo de inyeccion continua de vapor asistida por surfactante.
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Cuadro 38. Variables de proceso sensibilizadas para la inyeccion continua de vapor
asistida por surfactante.

Parametro a
Modificar
Partes  por | 1000 1500 2000 2500 | 3000 |4000 |5000
millon de
surfactante
en el vapor
(ppm)
Temperatura | 350 400 450 500 550
de inyeccion
CF)

Calidad del | 72.5 75 775|180 | 825 |85 87.5 |90
vapor (%)
Tasa de | 300 325 | 350 | 375 | 400 | 425 450 475 500
inyeccién
(Bbl/d)
Fuente. Elaboracion propia.

Estos parametros se consideran importantes para el proceso de inyeccion de
surfactante a alta temperatura, asi que por esa razébn se seleccionaron estas
condiciones operativas para su respectiva sensibilizacion.

3.3.4.1 Resultados obtenidos al sensibilizar la inyeccion continua de vapor
asistida por surfactante. En esta seccion se presentaran los resultados obtenidos
por medio de las simulaciones para el proceso de inyeccion continua de vapor
asistida por surfactante, se realizard una comparacién en funcion del factor de
recobro y el petréleo acumulado en cada uno de los casos que se sensibilizaron.
Las graficas que se generaron por medio de la suite CMG en la recreacion de este
proceso, se presentaran en el Anexo B.

e Partes por millébn en el bache de surfactante. Este parametro permite
identificar el efecto de la variacion de la cantidad de surfactante que se inyecta
al yacimiento.

En el Cuadro 39 se presentan los factores de recobro obtenidos y petréleo
acumulado recuperado por medio de la inyeccion continua de vapor asistida por
surfactante en arreglo de cinco pozos invertidos, realizado a diferentes
concentraciones.
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Cuadro 39. Resultados obtenidos al sensibilizar la concentracion del surfactante

en el vapor.
Partes por millon de | Petréleo Acumulado | Factor de recobro (%)
surfactante en el bache | (MBbl)
de quimico
1000 1844 56.680
1500 1895 58.264
2000 1994 61.281
2500 1675 51.473
3000 1904 58.518
4000 1929 59.309
5000 1856 57.045

Fuente. Elaboracion propia.

Gréafica 28. Variacion del factor de recobro con la concentracion de

AAS.
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Fuente. Elaboracion propia.

Acorde a los resultados obtenidos, se determiné que el escenario que genera un
mayor factor de recobro, es aquel donde se inyecto 2000 de quimico.

Esto se debe a que como se menciono en el apartado teorico, la relacion de la
concentracion de quimico y disminucién de la IFT no se da de manera
proporcional, sino que el rango 6ptimo de concentracion donde se logran IFT’s
ultra bajas es pequeio y depende de variables como la salinidad, tipo de crudo,
temperatura, presion y comportamiento de fases.

Temperatura de inyeccion del bache de surfactante. La temperatura a la que
se inyectara el bache condiciona la variacion en la IFT que realizara el
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surfactante, ya que la variacion en la IFT se encuentra en funcion de la
temperatura, como se puede observar en la seccidn anterior.

En el Cuadro 40 se encuentran los factores de recobro obtenidos y petréleo
acumulado recuperado por medio de la inyeccidn continua de vapor asistida por
surfactante en arreglo de cinco pozos invertidos, realizado a diferentes
temperaturas de inyeccion.

Cuadro 40. Resultados obtenidos al sensibilizar la temperatura de inyeccion del
bache de surfactante.

Temperatura de | Petroleo Acumulado | Factor de recobro (%)
inyeccién del bache de | (MBbI)

surfactante

350 °F 1887 57.989

400 °F 1994 61.281

450 °F 1897 58.304

500 °F 1929 59.309

550 °F 1915 58.863

Fuente. Elaboracion propia.

Grafica 29. Variacion del factor de recobro con la
temperatura del bache de AAS.
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Fuente. Elaboracion propia.

En los resultados obtenidos, a 450 °F se obtendria el mayor recobro, aunque hay
que tener en cuenta que la variacion que se observa de la IFT con respecto al
aumento de temperatura no es muy significativa, ya que la diferencia entre el factor
de recobro a 350 °F y 550 °F no es mucho con respecto a la gran variacion de la
temperatura (teniendo en cuenta el gran requerimiento de energia para alcanzar
temperaturas por encima de 400°F).
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Calidad del vapor a la que se inyectara el bache de surfactante. La calidad
a la que se inyectara el bache puede modificar la relacion de movilidad de los
fluidos desplazantes con respecto a los inyectados, por lo cual es una variable
gue debe ser modificada. Para saber cual es el escenario 6ptimo en el que se
obtiene un factor de recobro ain mayor, se debe sensibilizar este parametro.

En el Cuadro 41 se encuentran los factores de recobro obtenidos y petréleo
acumulado recuperado por medio de la inyeccion continua de vapor asistida por
surfactante en arreglo de cinco pozos invertidos, realizado a diferentes calidades

de vapor inyectadas.

Cuadro 41. Resultados obtenidos al sensibilizar la calidad de vapor a la que se

inyectara el bache de surfactante.

Calidad de vapor al que

Petréleo Acumulado

Factor de recobro (%)

se inyectara el bache de | (MBbl)

surfactante

725 % 1887 58.013
75 % 1967 60.456
77.5% 1856 57.053
80 % 1876 57.660
82.5 % 1872 57.537
85 % 2040 62.695
87.5% 1783 54.816
90 % 1567 48.155

Fuente. Elaboracion propia.

Gréafica 30. Variacion del factor de recobro con la calidad del bache

de AAS.
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Fuente. Elaboracion propia.
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Tasa a la que se inyectara el bache de surfactante. La tasa de inyeccion
afecta de manera significativa el factor de recobro del proceso, debido a que,
dependiendo del caudal de inyeccion, se puede llegar mas lento o rapido a la
ruptura, se inducen de cambios de fase instantaneos, ademas que la tasa de
inyeccion debe ser tal que asegure (segun la velocidad de reaccion del quimico)

la mayor eficiencia del quimico.

En el Cuadro 42 se encuentran los factores de recobro obtenidos y petréleo
acumulado recuperado por medio de la inyeccion continua de vapor asistida por
surfactante en arreglo de cinco pozos invertidos, realizado a diferentes tasas de

inyeccion para el bache de surfactante.

Cuadro 42. Resultados obtenidos al sensibilizar la tasa a la que se inyectara el

bache de surfactante.

Tasa a la que se | Petréleo Acumulado | Factor de recobro (%)
inyectara el bache de | (MBbl)

surfactante

300 Bbl/d 1572 48.310
325 Bbl/d 1723 52.961
350 Bbl/d 1601 49.201
375 Bbl/d 1592 49.944
400 Bbl/d 1593 48.965
425 Bbl/d 1841000 56.600
450 Bbl/d 2006000 61.659
475 Bbl/d 1884000 57.914
500 Bbl/d 2040000 62.695

Fuente. Elaboracion propia.
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Grafica 31. Variacion del factor de recobro con la tasa del bache de
AAS.
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Fuente. Elaboracion propia.

Como se puede ver al haber una disminucion de caudal disminuye el recobro del
proceso, en gran medida se debe a que cuando se usan tasas de inyeccion mas
bajas, la disipacion de la energia entregada por el vapor se hace mas rapida, y
en consecuencia la calidad de vapor también ira disminuyendo, logrando que no
se logre el efecto deseado en toda la zona de petréleo disponible.

3.3.5 Escenario O6ptimo seleccionado de la inyeccién continua de vapor
asistida por surfactante. A continuacion, se presenta un cuadro con las
condiciones operativas seleccionadas desde el ambito técnico para representar la
inyeccion continua de vapor asistida por quimicos. Se seleccionaron las variables
que mayor impacto generaron sobre el recobro tanto del escenario de inyeccion
continua de vapor, como de la inyeccion continua de vapor asistida por surfactante.

Cuadro 43. Escenario ideal de la inyeccién continua de vapor asistida por
surfactante.

Parametro Condicién seleccionada
Calidad del vapor 85%

Intervalo abierto al flujo 100%

Tasa inicial de inyeccion 500 Bbl/d

Variacion de la tasa inicial de | 0%
inyeccion después de dos afos

Area del patron 5 acres
Partes por millén de surfactante en el | 2000 ppm
vapor
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Cuadro 43. (Continuacion)

Parametro Condicién seleccionada
Temperatura de inyeccion del bache | 400°F

de surfactante

Fuente. Elaboracion propia.

El factor de recobro y el petréleo acumulado en el escenario seleccionado como
Optimo, corresponden a los siguientes valores:

Cuadro 44. Resultados escenario ideal de la inyeccién continua de vapor asistida
por surfactante.
Escenario ideal inyeccién continua de vapor asistida por surfactante
Petréleo acumulado (MBbl) 2040
Factor de recobro (%) 62.695
Fuente. Elaboracion propia.

Ahora se procedera a ilustrar los efectos que genera el uso del recobro
termoquimico en el yacimiento. Por medio de las siguientes imagenes generadas
en 3D Results de la suite CMG. Se espera ilustrar al lector y respaldar los resultados
mostrados con anterioridad, ya que se estan presentando todos los fenémenos que
aumentan el recobro en el yacimiento.

Las imagenes que se presentan a continuacion corresponden a la primera capa que
pertenece a la formacion geoldgica “B” del yacimiento. Esta capa corresponde al
namero 10 del modelo. Esta es la primera capa que se encuentra cafioneada en
todos los pozos generados.
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Densidad del petrdleo.

Figura 36. Densidad del petréleo (Ib/ft3) al iniciar la
simulacion de recobro termoquimico en el arreglo confinado.
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Fuente. Elaboracion propia.

Figura 37. Densidad del petréleo (Ib/ft®) al quinto afio de
simulacion de recobro termoquimico en el arreglo confinado.
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Fuente. Elaboracién propia.
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Figura 38. Densidad del petréleo al final de la simulacion de
recobro termoquimico.
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Fuente. Elaboracion propia.

Como se observa en las imagenes anteriores, en este proceso de recobro
termoquimico siguen estando presentes los efectos de expansion de los fluidos y la
destilacién/vaporizacién del petréleo en el interior del yacimiento. Debido a estos
dos efectos, la densidad del petréleo comienza a disminuir en los diferentes arreglos
de inyeccion. Debido a este fendmeno, la densidad del petrdleo pasa de 60.1651
Ib/ft3 hasta un valor minimo de 51.5940 Ib/ft3.
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Viscosidad del petréleo.

Figura 39. Viscosidad del petréleo (cP) al inicio de la
simulacion de recobro termoquimico en el arreglo confinado.
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Figura 40. Viscosidad del petréleo (cP) al quinto afio de

simulaciobn de recobro

confinado.

termoquimico en el

arreglo
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Fuente. Elaboracién propia.
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Figura 41. Viscosidad del petréleo (cP) al final de la simulacion de
recobro termoquimico en el arreglo confinado.

ICV + AS Teca Cocorna ACG
0il Viscosity (cp) 2028-07-01 K layer: 10
L B B T T

IMFIO0 AT M5S0 BN IMTSN0  IHA100 AM00300  AMASH  IH0AT0 2085

F]
153
3
i
3807
I
= & 8

File: CMG_COCORNA_0S
User: Aleiareko Camargo
Dene: 05042018

Scabe: 1415
v 1001
i Uit

201

T20

T
g

T T T T T T
[ |
8 3 g

OCUDEE  DOZ/OET  DOFIMEE  COSUIEE  [OFJOFE  OOORCEE  OOZEORE  COVECRT  DCEBOEE  COBEDRE

Fuente. Elaboracion propia.

Como se observa en las imagenes anteriormente presentadas, el efecto de la
disminucién de la viscosidad del petroleo sigue estando presente en el yacimiento
debido a la energia entregada al crudo por parte del vapor. Por medio de esta, el
petréleo se hace mucho mas movil, disminuye la razén de movilidad, aumenta la
eficiencia de desplazamiento y la eficiencia de barrido volumétrico.

El petréleo pasa desde una viscosidad de 780 cp hasta un valor minimo de 2.4935
cp, gracias a esto se observa que la viscosidad del petréleo del Campo Teca-
Cocornd es extremadamente sensible a los cambios de la temperatura del
yacimiento.
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Fraccion molar de surfactante en el yacimiento.

Figura 42. Fraccion molar de surfactante antes del inicio de
la simulacion de recobro termoquimico en el arreglo

confinado.
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Figura 43. Fraccién molar de surfactante al segundo afio de
simulacién de recobro termoquimico en el arreglo confinado.
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Fuente. Elaboracién propia.
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Figura 44. Fraccion molar de surfactante al cuarto afio de
simulacion de recobro termoquimico en el arreglo confinado.
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Fuente. Elaboracion propia.

Figura 45. Fraccion molar del surfactante al sexto afo de
simulacién de recobro termoquimico en el arreglo confinado.
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Figura 46. Fraccion molar del surfactante al octavo afio de

simulacion de recobro termoquimico.
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Figura 47. Fraccion molar de surfactante al final de la
simulacién de recobro termoquimico en el arreglo confinado.
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Fuente. Elaboracién propia.
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e Tension Interfacial.

Figura 48. Tension interfacial (dina/cm) en el yacimiento al
iniciar la simulacion de recobro termoquimico en el arreglo
confinado.
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Figura 49. Tension interfacial (dina/cm) en el yacimiento al
qguinto afio de simulacion de recobro termoquimico en el
arreglo confinado.
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Figura 50. Tension interfacial (dina/cm) en el yacimiento al
final de la simulacién de recobro termoquimico en el arreglo
confinado.
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Fuente. Elaboracion propia.

En las imagenes presentadas previamente, se ve el efecto que genera el surfactante
en el reservorio sobre la IFT, a medida que el surfactante se propaga a través del
yacimiento, este es capaz de disminuir la tension interfacial entre el agua y el
petréleo a valores muy bajos. Siendo capaz de llevar la tension interfacial original
desde un valor de 20.2092 dina/cm, hasta un valor minimo de 0.1548 dina/cm.

Ademas, se observa que, desde el inicio de inyeccion del surfactante en el
reservorio, este tiene una accion rapida sobre la IFT disminuyéndola, esto se debe
en gran parte a los parametros de interpolacion ingresados con sus
correspondientes curvas y la sinergia del agente tenso activo con las condiciones a
las que es expuesto junto con el vapor en el reservorio.

3.3.6 Recreacion de la inyeccion continua de vapor asistida por élcali-
surfactante mediante simulacion numérica. En esta seccion se van a explicar
todas las modificaciones realizadas al modelo para simular la inyeccion continua de
vapor asistida por alcali-surfactante, las variables seleccionadas para realizar las
sensibilidades, los resultados obtenidos por medio de la simulacion numérica y
finalmente, se va a determinar cuél fue seleccionado como el escenario 6ptimo de
este proceso.

En el modelo utilizado en esta seccidn, se tienen en cuenta todas las modificaciones

realizadas previamente en el caso de la inyeccion continua de vapor convencional
y la inyeccién continua de vapor asistida por surfactante.
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Vale aclarar que los procedimientos presentados para inyeccion de alcali a
temperatura de yacimiento e inyeccién de alcali a alta temperatura, son presentados
netamente para explicar de manera mas sencilla la posterior metodologia de interés
de este trabajo (inyeccion continua de vapor asistida por &lcali-surfactante), por lo
gue no se incluyen los resultados de simulacién de estas.

3.3.6.1 Agente alcali utilizado en la simulacion. El quimico seleccionado para
este proceso fue el hidroxido de sodio (NaOH). Se escogi6 debido a que es uno de
los quimicos mas frecuentemente usados en la inyeccion de alcali, por lo que se
dispondria de la informacién necesaria para su representacion. Uno de los factores
por los cuales se ha desarrollado gran cantidad de investigaciones del uso de
hidréxido de sodio en metodologias EOR, es debido a su relativo bajo costo (si lo
comparamos a los costos del surfactante) y aunque su eficacia no ha sido
comprobada de aumentar el factor de recobro representativamente como otras
metodologias, en conjunto con otros procesos puede llegar a un beneficio mayor
tanto en volumen de hidrocarburos como en adsorcién y estabilidad de la solucién.

Como se explicd en el apartado tedrico, el alcali genera un surfactante in-situ al
reaccionar con los acidos organicos presentes en el crudo. Para determinar la
cantidad de &cido presente en el crudo del yacimiento, se hizo uso de una relacion
entre el nUmero acido y la gravedad API de varios crudos, esta fue desarrollada por
Almanza y Reyes!33, En esta se observa, que a medida que la gravedad API del
crudo disminuye, su numero acido aumenta. Luego, haciendo uso de los mg de
KOH correspondientes al numero acido del crudo y las reacciones quimicas
implicadas en la creacién del agente tensoactivo in-situ, se calcul6 la cantidad de
acidos organicos por mol que hay presentes en cada mol de petréleo.

Dentro de los datos que solicita el simulador para representar el comportamiento
del hidréxido de sodio, se encuentran:

La presion critica.

La temperatura critica.

El peso molecular.

La fase en la cual se encuentra disuelto.

Los coeficientes para las correlaciones gas-liquido.

La densidad.

La compresibilidad liquida.

El primer coeficiente de expansion térmica.

La variacion de la viscosidad liquida en funcién de la temperatura.
La variacion de la viscosidad gaseosa en funcién de la temperatura.
Las reacciones quimicas en las que se ve implicado.

La variacion de la adsorcion en funcion de la concentracion.

133 ALMANZA CASTANEDA, Carlos Alberto y REYES QADER, Dayane Yinet. Op., cit, p. 156.
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¢ La maxima capacidad de adsorcion de la roca.
¢ Nivel de adsorcion residual.

Adicionalmente para evitar la degradacion del alcali, se debe tener en cuenta
que la temperatura méaxima a la que se puede inyectar este corresponde a
604.4 °F (318°C).

De igual forma se debe ingresar al simulador esta misma informacion para los
productos y reactivos producto de las reacciones quimicas que genera el
hidroxido de sodio en el reservorio, como son el ion hidroxido, el ion sodio, el
agente tensoactivo creado in-situ y el &cido orgénico.

Adicionalmente, es necesario ingresar el cambio de la IFT en funcion de la
temperatura y la concentracion y el impacto de la disminucion de la tension
interfacial en las curvas de permeabilidades relativas que el agente tensoactivo
general®,

3.3.6.2 Condiciones para realizar la inyeccién de alcali a temperatura de
yacimiento. Como se menciond previamente, la inyeccién de alcali considera la
generacion de un surfactante in-situ como producto de la reaccion entre los
componentes acidos del crudo y el alcali, el producto que se genera es el agente
tensoactivo, lo cual genera un escenario similar a la inyeccion de surfactante. De
esta forma, para la simulacion de este proceso de recobro se deben considerar
todos los productos y reactivos que se generan en las reacciones en las que se ve
implicado el hidréxido de sodio.

e Seccion reservoir del simulador. En array properties, se ingresa la fraccion
molar del &cido en la fase oleica. Este valor es hallado con el proceso que se
describe a continuacion.

Para realizar la estimacion de la fraccion acida del crudo presente en el yacimiento,
se hace uso de la Gréafica 32; ésta se presenta con la respectiva ecuacién que
describe el comportamiento del nimero acido en funcion de la gravedad API.

134 |bid., p. 156.
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Gréfica 32. Relacion entre la gravedad API y el numero &cido del crudo.
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Fuente. ALMANZA CASTARNEDA, Carlos Alberto y REYES QADER, Dayane Yinet.
Evaluacion de la Viabilidad Técnica de la Inyeccion de Vapor Modificada con
Alcali/Surfactante/Polimero como Método de recobro Mejorado para Crudos
Pesados Mediante Simulacién Numérica. Bogota D.C. Fundacién Universidad de
Ameérica, 2014. P.301.

Ecuacion 13. Numero acido en funcion de la gravedad API.
Nimero acido = 10.974 x e~ 0-129+°API

Fuente. ALMANZA CASTANEDA, Carlos Alberto y REYES QADER, Dayane
Yinet. Evaluacion de la Viabilidad Técnica de la Inyeccién de Vapor Modificada
con Alcali/Surfactante/Polimero como Método de recobro Mejorado para Crudos
Pesados Mediante Simulacién Numérica. Bogota D.C. Fundacién Universidad
de América, 2014. P.301

Tomando en cuenta que la gravedad API del crudo del Campo Teca-Cocorna
corresponde a 12.4 °API, haciendo uso de la ecuacion anterior, se determina que el
namero acido del crudo corresponde a 2.2165 mg KOH/g oil.

El agente tensoactivo se genera debido a la reaccion entre el hidroxido de sodio y

los acidos orgéanicos del crudo. Para esto se hace uso del nUmero acido que se
calculo previamente.
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Ahora, con el numero acido que se determiné para el crudo, se continué calculando
la fraccion molar que representa este valor para poder ingresarlo al simulador en la
seccion array properties. Esta fraccion es necesaria para determinar de forma
efectiva la fraccion de petroleo que reacciona con el alcali.

El nimero &cido se debe llevar a gramos de acido orgéanico por medio de las
relaciones estequiométricas que existen en los cuadros que se presentan a
continuacion. Sabiendo que hay una mol por molécula y ion en la ecuacion, se halla
su equivalencia en el producto para el ion OH-.

En estos cuadros, el valor en verde corresponde al dato de partida para calcular el
valor de color azul en el mismo cuadro.

Cuadro 45. Disociacion KOH.

Kt +OH™ o KOH

KOH > K* + OH-
Peso 56 39 17
molecular
(g/mol)
Masa en la | 0.0022165 0.0015436 0.00067287
reaccion
(9)
Mol en la|1 1 1
ecuacion
Mol en la | 3.88333E- 3.88333E-05 3.88333E-05
reaccion 05

Fuente. Elaboracion propia.

Una vez se halla la masa del ion hidréxido (OH") que reacciona con los &cidos del
petréleo y a través de la ecuacion que se presenta a continuacion, se calcula la
masa de hidréxido de sodio (NaOH), este es el quimico que ingresa de forma directa
al yacimiento y de esta manera, la sustancia que realmente reacciona desde la
perspectiva del simulador. Esto se realiza de la misma forma que para el ion
hidroxido (OH-).

Ecuacién 14. Masa gue reacciona en la ecuacion para cualquier componente.

Masa en la ecuacion = mol en la reaccion * peso molecular
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Cuadro 46. Disociacion NaOH.

Na* + OH™ & NaOH

Na* + OH- NaOH
Peso 23 17 40
molecular
(g/mol)
Masa en la | 0.000910354 0.00067287 0.00158322
reaccion
(9)
Mol en la|1 1 1
ecuacion
Mol en la| 3.88333E-05 3.88333E-05 3.88333E-05
reaccion

Fuente. Elaboracion propia.

Por medio del peso molecular de los compuestos acidos del petrdleo y la cantidad
de moles que van a reaccionar, se halla la masa en gramos que reacciona de alcali
de la misma forma en que se hallé para el OH"y el NaOH.

Cuadro 47. Reaccion de todos los componentes acidos.

HAy + NaOH - A~ + H,0 + Na*

HAw + | NaOH A + | H20 + | Na*
Peso 400 40 399 18 23
molecul
ar
(g/mol)
Masaen | 0.01583 0.001583 0.01579 0.0007124 0.000910
la 22 22 26 49 35
reaccio
n (9)
Mol en|1 1 1 1 1
la
ecuacio
n
Mol en | 3.88333 3.88333E 3.88333 3.88333E- 3.88333E
la E-05 -05 E-05 05 -05
reaccio
n

Fuente. Elaboracion propia.

Ahora, usando el peso molecular del petroleo, la masa y el peso molecular de los
componentes acidos que corresponden al nUmero acido calculado, se cuantifica la
cantidad de moles que reaccionan, por medio de la ecuacién que se presenta a
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continuacion, y por ultimo, se convierte a una fraccidon equivalente, que es la relacion
entre las moles del petrdleo y las del &cido.

Ecuacion 15. Ecuacion para calcular las moles equivalentes.

masa

Moles =

Peso Molecular

Cuadro 48. Fraccién molar acida

o]] HAw
Masa (Q) 1 0.00158322
Peso molecular (g/mol) 600 400
Mol 0.001666667 3.95805E-05
Equivalente mol 1 0.0237483

Fuente. Elaboracion propia.

Como resultado se determin6 que 0.0237483 moles de petrdleo reaccionan con el
alcali inyectado para el crudo de este reservorio. Este valor es el que se ingresa en
el simulador.

Seccién components del simulador. La informacion generada en esta seccion
se hace de manera anéloga a la seccién components de surfactante. Se asume
gue las caracteristicas del hidroxido de sodio, sus iones asociados y el agente
tensoactivo tienen propiedades similares a las del agua, por lo que solo se
ingresa el valor del peso molecular. Asi mismo las caracteristicas del crudo
organico determinado, se asume que tendra las mismas del crudo muerto.

Las propiedades del alcali, de los componentes que este genera por medio de
las reacciones quimicas y del acido organico que se ingresaron con valores
iguales a los del agua y a los del crudo muerto de forma respectiva fueron:

La fase de disolucion.

Los coeficientes para las correlaciones gas-liquido.

La densidad.

La compresibilidad liquida.

El primer coeficiente de expansion térmica.

La variacion de la viscosidad liquida en funcion de la temperatura.
La variacion de la viscosidad gaseosa en funcién de la temperatura.

A continuacion, se presentan los pesos moleculares de tanto los productos
como los reactivos, de la reaccion entre el acido organico y el hidroxido de
sodio:

El peso molecular del hidroxido de sodio es de 40 Ib/lbmol.
El peso molecular del ion sodio es de 23 Ib/Ibmol.
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El peso molecular del ién hidréxido es de 17 Ib/lbmol. 3

Segun Callaghan®®® para la determinacion del peso molecular de la fracciéon acida
del crudo a partir de la cual se genera el agente tensoactivo in situ, al reaccionar
varios de sus iones H* con el ion OH", es menor a 400 Ib/Ib-mol, por lo que se ha
asumido el peso molecular del surfactante in situ se da tomado como 390 Ib/Ib-mol.

Después de haber creado el componente acido y determinado la cantidad disponible
de &cidos organicos que reaccionaran con el compuesto alcali, se ingresa el valor
en la seccién reservorir = array properties de la fraccion molar del acido en la fase
oleica.

e Reacciones guimicas ingresadas al simulador.

Las reacciones quimicas que se ingresaron al simulador fueron las siguientes:

Reaccion 1. Generacion del surfactante in-situ.
| 1 NaOH + 1 4cido — 1 H,0 + 1Na* + 1 AAS |

Reaccion 2. Disociacion ionica del NaOH.
| NaOH - Na* + OH~ |

Las dos primeras reacciones se realizaron acorde a las reacciones presentadas
por Green & Willhite'®’. La funcién de la Gltima reaccion es la de correlacionar
las caracteristicas del surfactante con la del agente tensoactivo producto de la
reaccion del alcali, esto se asume debido a la limitacion del simulador STARS
para modelar paralelamente la variacion de la IFT vs la concentracion de dos
componentes, asi entonces lo que ocurre es que a medida que reacciona el alcali
y produce el agente tensoactivo, se aumenta la concentracion del surfactante.
Sin embargo, esta suposicion induce un error de balance de materia debido a
gue los pesos moleculares del agente tensoactivo y surfactante no son iguales.

En muchos casos como los templates incluidos en el simulador STARS, se
modela la inyeccion de alcali creando un componente asociado al compuesto
alcali y se modela de la misma manera que el surfactante en todas las secciones.

e Seccion Rock-Fluid Interaction del simulador. De la misma forma que con el
surfactante, esta seccion consta de dos partes; la primera concerniente a la
modelacién de la adsorcion y la segunda, en la variacion de las curvas de

135 |bid., p. 182.

136 CALLAGHAN, 1.C et al. Identification of crude components responsible for foaming. Abril 1985, (SPE
12342). p. 1.

137 GREEN, Don W; WILLHITE, P. Op. cit., p. 288.
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permeabilidades relativas del agua y del crudo en funcion de la tension

interfacial.

e Adsorption Components. A modo de simplificacion al igual que para el caso de
surfactante, la adsorcion seleccionada se asume constante a lo largo de la
inyeccién y se consider6 segun el procedimiento efectuado por Almanza y
Reyes'®, obteniéndose asi un valor de 0.0089 Ib/Ib-mol. La adsorcién del ion
sodio se asumio igual a la del hidroxido de sodio y de la misma manera las
caracteristicas de adsorcion del agente tensoactivo producto de la reacciéon del
alcali y los &cidos orgéanicos del crudo, se considera igual a la del surfactante

como se indica en la Reaccion 1.

Debido a su fase liquida, la adsorcion del ion OH"y la fraccidn de acidos organicos

presentes en el crudo no se modelaran.

La informacion ingresada al simulador se presenta en los cuadros a continuacion:

Cuadro 49. Informacion digitada del simulador para representar la adsorcion del

hidroxido de sodio (NaOH) en la arenisca.

Fase de la que se tomarda la |Agua (acuosa) fraccion molar

dependencia de la composicion

Fraccion molar Moles absorbidas por unidad de
volumen poroso (Ibmol/ft3)

4.50E-07 0.0088

9.00E-07 0.0089

Fase de aplicacion del factor de | Fase default

resistencia

Capacidad maxima de adsorcién

0.0089 Ibmol/ft3

Nivel de adsorcién residual

0.0089 Ibmol/ft3

Fuente. Elaboracion propia.

Cuadro 50. Informacion digitada del simulador para representar la adsorcion del

agente tensoactivo en arenisca.

resistencia

Fase de la que se tomara la |Agua (acuosa) fraccion molar

dependencia de la composicion

Fraccion molar Moles absorbidas por unidad de
volumen poroso (Ibmol/ft3)

4.51E-08 0.00053975

9.02E-07 0.000539755

Fase de aplicacion del factor de | Fase default

138 ALMANZA, Carlos y REYES, Dayane. Op. cit., p 300-303.
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Cuadro 50. (Continuacion)
Capacidad maxima de adsorcién 0.000539755 Ibmol/ft3
Nivel de adsorcion residual 0.000539755 Ibmol/ft3
Fuente. Elaboracion propia.

Cuadro 51. Informacion digitada del simulador para representar la adsorcion del ion
sodio (Na*) en la arenisca

Fase de la que se tomard la | Agua (acuosa) fraccion molar

dependencia de la composicion

Fraccién molar Moles absorbidas por unidad de
volumen poroso (Ibmol/ft3)

7.83E-07 0.0088

1.57E-0 0.0089

Fase de aplicacion del factor de | Fase default

resistencia

Capacidad maxima de adsorciéon 0.0089 lbmol/ft3

Nivel de adsorcién residual 0.0089 Ibmol/ft3

Fuente. Elaboracion propia.

De igual manera que para el surfactante, se selecciondé agua (acuosa) fraccion
molar como la fase en la que se tomara la composicién del componente, esto se
debe a que el compuesto alcali posee la misma constante de particion en su fase
gaseosa que el agua.

Los valores que se ingresados en los cuadros de moles adsorbidas por unidad
de volumen poroso vs. Fraccién molar corresponden a las concentraciones de
uno y dos ppm y las adsorciones maximas de estos componentes. Los niveles
de adsorcién residual y las capacidades maximas de adsorcidon se tomaron
iguales a las adsorciones maximas respectivas para evitar el efecto de
redisolucion®®,

Vale aclarar que las adsorciones del tensoactivo y el surfactante son diferentes
debido a la diferencia de pesos moleculares.

e Seccion Rock-Fluid Types. Debido a la limitacion del simulador STARS
presentada anteriormente y la asuncion propuesta por la Reaccién 1, donde el
surfactante resultado de la reaccion del alcali tiene las mismas propiedades del
surfactante utilizado en la inyeccion de surfactante, se hace evidente que la
informacion a llenar en esta seccidn es analoga a la informacioén del surfactante
con respecto a las tablas de variacion de la tension interfacial vs concentracion y
temperatura. Se debe tener en cuenta que, debido a la diferencia de pesos

139 |bid., p. 184.
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moleculares del agente tensoactivo y el surfactante, las concentraciones del
agente tensoactivo en las tablas mostradas a continuacion son diferentes.

Cuadro 52. Variacion de la tension interfacial en funcién de la concentracion del

agente tensoactivo a 100°F.

Composicion del componente (fraccién | IFT (dina/cm)
molar)

0 20

4.52E-05 0.053688955
1.12E-04 0.116959902

0.000226646

0.115441566

0.000455477

0.198734925

0.000919822

0.42431372

0.001393297

0.391495378

0.002368733

0.110446669

Fuente. ALMANZA CASTANEDA, Carlos Alberto y REYES QADER, Dayane Yinet.
Evaluacion de la Viabilidad Técnica de la Inyeccién de Vapor Modificada con
Alcali/Surfactante/Polimero como Método de recobro Mejorado para Crudos
Pesados Mediante Simulacion Numérica. Bogota D.C. Fundacion Universidad de
América, 2014. P.185.

Al habilitar la funcidén de interpolacion, los datos ingresados en el simulador en la
pestafia de Rocktype Properties se presentan en el cuadro y gréficos a continuacion.

Cuadro 53. Informacién ingresada al simulador para representar el efecto de la
disminucién de la tension interfacial.
Componente del que depende Ila
interpolacién

Fase de la que se tomard la
composicién del componente

Tension interfacial

Método de interpolacion
Fuente. Elaboracion propia.

Agente tensoactivo

Agua (acuosa) fraccion molar

Independiente de la temperatura
Interpolacion logaritmica
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Grafica 33. Cambio de la tension interfacial en funcion de la
concentracion del agente tensoactivo a 100°F.
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Fuente. Elaboracion propia.

En este proceso a temperatura de yacimiento, se usaron los mismos sets de
interpolacién, con las mismas curvas de permeabilidad relativa debido a que los
valores de tension interfacial registrados en los cuadros no fueron inferiores a 0.017
dina/cm. Se calcul6 el DTRAPW y DTRAPN para cada set de interpolacion y se
obtuvieron los mismos valores que para el escenario del surfactante.

e Wells & Recurrents. En este proceso se inyecta el alcali-surfactante de la
misma forma que se inyecto el surfactante en la seccién anterior; se va a realizar
una inyeccion de un bache del 30% del volumen poroso del arreglo de inyeccion,
por tanto, la inyeccion del bache de quimico terminaria el 14 de enero del 2020.

3.3.6.3 Condiciones pararealizar lainyeccion de alcali a altatemperatura. Para
la recreacion del escenario de inyeccién de alcali a alta temperatura, se hace un
procedimiento analogo al presentado en la inyeccidn de surfactante a alta
temperatura. Para recrear este proceso se presentaran las modificaciones
adicionales del escenario de inyeccion de alcali a temperatura de yacimiento.

e Rock-fluid. Después de elegir la dependencia térmica de las tensiones
interfaciales, se adicionaron cinco cuadros adicionales de concentracién del
agente tensoactivo vs la tension interfacial a 150, 250, 350, 446 y 572 °F. Esta
informacion se presenta en los cinco cuadros que se encuentran a continuacion
y la respectiva grafica donde se ilustra su comportamiento.
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Cuadro 54. Cambio de la tension interfacial en funcion de la concentracion del

agente tensoactivo a 150°F.

Composicion del componente (fraccion | IFT (dina/cm)
molar)

0 21.28113847
4.52E-05 0.327927
1.12E-04 0.342146
0.000226646 0.413748
0.000455477 0.410549
0.000919822 0.698589

0.001393297

0.391495378

0.002368733

0.110446669

Fuente. ALMANZA CASTANEDA, Carlos Alberto y REYES QADER, Dayane Yinet.
Evaluacion de la Viabilidad Técnica de la Inyeccion de Vapor Modificada con
Alcali/Surfactante/Polimero como Método de recobro Mejorado para Crudos
Pesados Mediante Simulacion Numérica. Bogota D.C. Fundacion Universidad de
América, 2014. P.193.

Cuadro 55. Cambio de la tension interfacial en funciéon de la concentracién del

agente tensoactivo a 250°F.

Composicion del componente (fraccion | IFT (dina/cm)
molar)

0 24.0242362
4.52E-05 1.80846
1.12E-04 1.86045
0.000226646 1.60831
0.000455477 1.68361
0.000919822 3.45181

0.001393297

0.931344109

0.002368733

0.320917863

Fuente. ALMANZA CASTANEDA, Carlos Alberto y REYES QADER, Dayane Yinet.
Evaluacion de la Viabilidad Técnica de la Inyeccion de Vapor Modificada con
Alcali/Surfactante/Polimero como Método de recobro Mejorado para Crudos
Pesados Mediante Simulacién Numérica. Bogota D.C. Fundacion Universidad de
América, 2014. P.193.

Cuadro 56. Cambio de la tension interfacial en funcion de la concentracion del
agente tensoactivo a 350°F.

Composicion del componente (fraccién | IFT (dina/cm)
molar)

0 27.16749338
4.52E-05 7.50184
1.12E-04 2.81621
0.000226646 2.7267
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Cuadro 56. (Continuacion)

Composicion del componente (fraccion | IFT (dina/cm)
molar)

0.000455477 2.56377
0.000919822 2.2333

0.001393297

1.292320467

0.002368733

0.574899184

Fuente. ALMANZA CASTANEDA, Carlos Alberto y REYES QADER, Dayane Yinet.
Evaluacion de la Viabilidad Técnica de la Inyeccién de Vapor Modificada con
Alcali/Surfactante/Polimero como Método de recobro Mejorado para Crudos
Pesados Mediante Simulacion Numérica. Bogota D.C. Fundacion Universidad de
América, 2014. P.193.

Cuadro 57. Cambio de la tensién interfacial en funcion de la concentracion del
agente tensoactivo a 446°F.

Composicion del componente (fracciéon | IFT (dina/cm)
molar)

0 30.52729381
4.52E-05 15.58819362
1.12E-04 6.193796196

0.000226646

3.850620924

0.000455477

6.1520719

0.000919822

4.549458081

0.001393297

2.983566835

0.002368733

1.554446462

Fuente. ALMANZA CASTANEDA, Carlos Alberto y REYES QADER, Dayane Yinet.
Evaluacion de la Viabilidad Técnica de la Inyeccion de Vapor Modificada con
Alcali/Surfactante/Polimero como Método de recobro Mejorado para Crudos
Pesados Mediante Simulacién Numérica. Bogota D.C. Fundacién Universidad de
América, 2014. P.198.
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Cuadro 58. Cambio de la tension interfacial en funcion de la concentracion del

agente tensoactivo a 572°F.

Composicion del componente (fraccion | IFT (dina/cm)
molar)

0 35.60981003
4.52E-05 20.73903903
1.12E-04 11.10539342

0.000226646

6.450280904

0.000455477

10.19303501

0.000919822

6.449199989

0.001393297

4.928070641

0.002368733

2.854645196

Fuente. ALMANZA CASTANEDA, Carlos Alberto y REYES QADER, Dayane Yinet.
Evaluacion de la Viabilidad Técnica de la Inyeccion de Vapor Modificada con
Alcali/Surfactante/Polimero como Método de recobro Mejorado para Crudos
Pesados Mediante Simulacién Numérica. Bogota D.C. Fundacién Universidad de
América, 2014. P.198.

Gréafica 34. Cambio de la tensidon interfacial a la concentracion del agente
tensoactivo a 100, 150, 250, 350, 446 y 572°F.
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Fuente. Elaboracion propia.
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No ha sido necesario modificar el segundo set de interpolacién ni su DTRAPW,
puesto que las tensiones interfaciales tienden a aumentar con el aumento de
la temperatura. Sin embargo, es importante ingresar en este set la variacion de
las saturaciones critica y residual del agua en funcién de la temperatura y el
mantenimiento constante de la saturacion irreducible y residual de crudo y la
permeabilidad relativa de agua a dichas saturaciones en cero y uno para todas
las temperaturas respectivamente.

Para el segundo set de interpolacion se ingreso la misma informaciéon de la
variacion de los endpoints que en el escenario del surfactante, de forma que
la saturacion irreducible del crudo disminuyo hasta cero y la saturacion de
agua irreducible y critica aumento49,

3.3.6.4 Modificaciones realizadas para larecreacion de la inyecciéon de alcali-
surfactante en lutita atemperatura del yacimiento y a alta temperatura. En esta
seccién, se van a exponer todas las modificaciones realizadas al modelo de
simulacién, para representar la presencia de una lutita en la inyeccion continua de
vapor asistida por alcali-surfactante.

Roca-Fluido. En esta seccion se debe hacer una aclaracion. La inyeccion de
alcali tiene una gran limitacibn debido a que sus reacciones con la roca
reservorio y sus compuestos minerales no pueden ser despreciadas. Para la
reproduccion de la adsorcion del compuesto alcali de este trabajo no se toma en
cuenta las pérdidas asociadas a reacciones alcali-minerales debido a la
complejidad de representacion por parte del simulador y la informacion poco
certera (las reacciones alcali-minerales se abordan en la seccion tedrica de
inyeccion de alcali).

Para representar el efecto del alcali sobre la lutita, Unicamente se va a
representar el efecto de la adsorcion; esto se debe a que el quimico genera una
variacion practicamente insignificante de las curvas de permeabilidades relativas
al agua y al petréleo, ademas de que la lutita no es una formacién productora de
petréleo.

Adsorption Components. Para representar como se comporta la adsorcion del
hidroxido, la cual cambia en funcién de la salinidad, el caudal, la temperatura, la
concentracion y demas factores, se trabajo con la adsorcion maxima de este
componente a condiciones estéticas, la cual corresponde a 0.001162 kg de
surfactante por kg de lutita'4!. No se esta considerando la redisolucién de las
moléculas adsorbidas de surfactante dentro del medio o la corriente de
inyeccion.

140 |bid., p. 194.
141 ZHANG, Jin. Surfactant Adsorption Investigation in Ultra-Lower Permeable Rocks. University of North
Dakota, USA: 2016, (Paper SPE 180214-MS). p. 1-4.
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Debido a que no se cuenta con informacion acerca de la adsorcion del agente
tensoactivo, el hidroxido de sodio ni el ion sodio, se va a calcular la relacion entre
la adsorcion del surfactante en la arenisca y en la lutita, por medio de esta, se
va a calcular las adsorciones de cada uno de estos componentes en la lutita. A
pesar de que estos valores no son exactos, permiten representar el aumento en
la adsorcidén que genera la lutita en los componentes.

Los datos que se ingresaron al simulador, se presentan en el siguiente cuadro.

Cuadro 59. Informacion digitada del simulador para representar la adsorcion del

hidroxido de sodio (NaOH) en la lutita.

Fase de la que se tomara
dependencia de la composicion

la

Agua (acuosa) fraccién molar

Fraccion molar

Moles absorbidas por unidad de

volumen poroso (Ibmol/ft3)

4 .50E-07 0.03414
9.00E-07 0.03415
Fase de aplicacion del factor de | Fase default
resistencia

Capacidad maxima de adsorcién

0.03415 Ibmol/ft3

Nivel de adsorcién residual

0.03415 lbmol/ft3

Fuente. Elaboracion propia.

Cuadro 60. Informacion digitada en el simulador para representar la adsorcion del

agente tensoactivo en la lutita.

Fase de la que se tomara
dependencia de la composicion

la

Agua (acuosa) fraccién molar

Fraccion molar

Moles absorbidas por unidad de

volumen poroso (Ibmol/ft3)

4.51E-08 0.00207
9.02E-07 0.002071
Fase de aplicacion del factor de | Fase default
resistencia

Capacidad maxima de adsorcion

0.002071 Ibmol/ft3

Nivel de adsorcién residual

0.002071 Ibmol/ft3

Fuente. Elaboracion propia.

Cuadro 61. Informacion digitada en el simulador para representar la adsorcion del

ion sodio (Na*) en la lutita.

Fase de la que se tomara
dependencia de la composicion

la

Agua (acuosa) fraccion molar

Fraccion molar

Moles absorbidas por unidad de

volumen poroso (Ibmol/ft3)

7.83E-07

0.03414
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Cuadro 61. (Continuacion)

1.57E-0 0.03415

Fase de aplicacion del factor de | Fase default
resistencia

Capacidad maxima de adsorciéon 0.03415 Ibmol/ft®
Nivel de adsorcién residual 0.03415 lbmol/ft3

Fuente. Elaboracion propia.

Se eligio fase agua (acuosa) fraccion molar como la fase a partir de la cual se elegira
la dependencia de la composicion, pues el agente tensoactivo, el hidroxido de sodio
y el ion sodio; cuentan con la misma constante de particion en la fase gaseosa que
el agua.

e Rock Fluid Types. A diferencia de la arenisca, esta seccidén no se va a modificar.
Esto se debe a que la permeabilidad y la porosidad efectiva de la lutita es
bastante baja y los volimenes de hidrocarburos asociados a esta litologia en
muchos casos por practicidad se asumen despreciables. Por lo que la
modificacion de las curvas de permeabilidades relativas no es necesaria, ni el
adicionar otro set de interpolacion para esta litologia.

3.3.7 Variables de proceso sensibilizadas por medio de la simulacién
numeérica para la inyeccién continua de vapor Asistida por alcali-surfactante.
En el Cuadro 60, se presentan las variables que se modificaran para encontrar el
proceso 6ptimo de inyeccidn continua de vapor asistida por alcali-surfactante. Estas
variables a sensibilizar, se seleccionaron en base a los parametros criticos en cada
uno de los procesos recreados a lo largo de este trabajo.

Cuadro 62. Variables de proceso sensibilizadas para la inyeccién continua de vapor
asistida por alcali-surfactante.

Parametro a
Modificar
Partes  por | 1000 1500 2000 2500 | 3000 |4000 |5000
millén de
surfactante
en el vapor
(ppm)
Partes  por | 1000 2500 5000 10000 | 20000 | 30000 | 50000
millén de
alcali en el
vapor (ppm)
Calidad del | 72.5 75 77.5 80 82.5 85 87.5 90
vapor (%)
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Cuadro 62. (Continuacién)

Parametro a
Modificar

Temperatura | 350
de inyeccion

(°F)

400

450

500

550

Tasa de | 300
inyeccién
(Bbl/d)

325 | 350

375

400

425

450

475

500

Fuente. Elaboracion propia.

3.3.7.1 Resultados obtenidos al sensibilizar la inyeccién continua de vapor
asistida por alcali-surfactante. En esta seccion se presentan los resultados
obtenidos por medio de las simulaciones de las variables criticas para el proceso de
inyeccion continua de vapor asistida por alcali-surfactante, se realizard una
comparacioén en funcion del factor de recobro y el petréleo acumulado en cada uno
de los casos que se sensibilizaron. Las graficas que se generaron por medio de la
suite CMG para los procesos de inyeccidén continua de vapor asistida por alcali-

surfactante se van a presentar en el anexo C.

e Partes por millon de surfactante en el vapor. Este pardmetro permite
identificar el efecto de la variacion de la cantidad de surfactante que se inyecta
al yacimiento, siendo el factor de recobro y petréleo acumulado el resultado de

como se afecta la IFT vs la concentracion.

En el Cuadro 63 se encuentran los factores de recobro obtenidos y petréleo
acumulado recuperado por medio de la inyeccion continua de vapor asistida por
alcali-surfactante en arreglo de cinco pozos invertidos, realizado a diferentes
partes por millon de surfactante inyectadas en el yacimiento.

Cuadro 63. Resultados obtenidos al sensibilizar la concentracion del surfactante en

el vapor.

Partes por millon de | Petroleo Acumulado | Factor de recobro (%)
surfactante en el bache | (MBbl)

de quimico

1000 2249 69.137
1500 2121 65.183
2000 1994 61.281
2500 1820 55.954
3000 1861 57.191
4000 1898 58.326
5000 1941 59.671

Fuente. Elaboracion propia.
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Acorde a los resultados obtenidos, se determind que el escenario que genera un
mayor factor de recobro, es aquel donde se inyecto una concentracion de 1000 ppm
de surfactante en el bache del quimico. Esto se debe a que como se ha explicado
anteriormente, la concentracion del quimico debe ser baja para que logre el efecto
deseado en la IFT, ademas de solo haber un pequefio rango de concentracién en
la que se logran IFT’s ultrabajas (viéndose afectado este rango con las condiciones
de salinidad, presion, temperatura y comportamiento de fases).

e Partes por millén de alcali en el vapor. Este parametro permite identificar el
efecto de la variacion de la cantidad del compuesto élcali que se inyecta al

yacimiento.

En el Cuadro 64 se encuentran los factores de recobro obtenidos y petréleo
acumulado recuperado por medio de la inyeccion continua de vapor asistida por
alcali-surfactante en arreglo de cinco pozos invertidos, realizado a diferentes
partes por millon de alcali inyectadas en el yacimiento.

Cuadro 64. Resultados obtenidos al sensibilizar la concentracion del alcali en el

vapor.
Partes por millén de alcali | Petroleo Acumulado | Factor de recobro (%)
en el bache de quimicos | (MBbl)
1000 2224 68.351
2500 2302 70.748
5000 2172 66.748
10000 2249 69.137
20000 2144 65.914
30000 2168 66.635
50000 2222 68.313

Fuente. Elaboracion propia.

179



Grafica 35. Variacion en el factor de recobro de la concentracion de

alcali.
ICV+AS - Concentracion de Alcali
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= 70 -
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2050000 63
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Concentracion de alcali (ppm)

Fuente. Elaboracion propia.

Acorde a los resultados obtenidos, se determiné que el escenario que genera un
mayor factor de recobro, es aquel donde se inyecto 2500 ppm de alcali en el bache
del quimico. Esto se debe a tres razones principales: la primera es el efecto inducido
al inyectar surfactante y alcali paralelamente, la mayor funcién de alcali es entonces
la de disminuir la adsorcion del surfactante en el reservorio, la segunda es la
reactividad del alcali con la mineralogia del reservorio y por ultimo las elevadas
temperaturas a las que se somete el alcali aumentan su consumo.

e Calidad del vapor a la que se inyectara el bache de quimicos. La calidad a
la que se inyectara el bache modifica la relacion de movilidad de los fluidos
desplazantes con respecto a los inyectados, por lo cual es una variable que debe
ser modificada. Para saber cual es el escenario ideal en el que obtiene un factor
de recobro aun mayor, se debe sensibilizar este parametro.

En el Cuadro 65 se encuentran los factores de recobro obtenidos y petréleo
acumulado recuperado por medio de la inyeccién continua de vapor asistida por
alcali-surfactante en arreglo de cinco pozos invertidos, realizado a diferentes
calidades de vapor inyectadas.
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Cuadro 65. Resultados obtenidos al sensibilizar la calidad de vapor a la que se
inyectara el bache de quimicos.

Calidad de vapor al que | Petroleo Acumulado | Factor de recobro (%)
se inyectara el bache de | (MBDbI)

guimicos

72.5% 2262 69.523
75 % 2275 69.944
775 % 2258 69.406
80 % 2274 69.890
82.5 % 2272 69.840
85 % 2233 68.630
87.5% 2070 63.619
90 % 2056 63.182

Fuente. Elaboracion propia.

Gréfica 36. Variacion en el factor de recobro de calidad de vapor
en bache AS.

ICV+AS - Calidad del vapor en el bache AS
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Fuente. Elaboracion propia.

El mejor escenario presentado es el concerniente a una calidad de 75%, ya que con
esta relacién vapor-liquido se garantiza la mayor eficiencia del efecto producido por
el quimico y por otra parte se garantiza que la energia entregada al petréleo en
forma de calor es la maxima posible.

e Temperatura a la que se inyectara el bache de quimicos. La temperatura a
la que se inyectara el bache condiciona la variacién en la IFT que genera tanto
el surfactante como el agente tensoactivo generado in-situ, ya que la variacion
en la IFT se encuentra en funcién de la temperatura, como se puede observar
en la seccion anterior.
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En el Cuadro 66 se encuentran los factores de recobro obtenidos y petréleo
acumulado recuperado por medio de la inyeccion continua de vapor asistida por
alcali-surfactante en arreglo de cinco pozos invertidos, realizado a diferentes
temperaturas de inyeccion.

Cuadro 66. Resultados obtenidos al sensibilizar la temperatura a la que se inyectara
el bache de quimicos.

Temperatura de | Petréleo Acumulado | Factor de recobro (%)
inyeccion del bache de | (MBbl)

guimicos

350 °F 2272 69.831

400 °F 2275 70.599

450 °F 2297 69.944

500 °F 2256 69.349

550 °F 2294 70.503

Fuente. Elaboracion propia.

Gréfica 37. Variacion en el factor de recobro por la temperatura
del bache AS.
ICV+AS -Temperatura de inyeccion bache AS
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Fuente. Elaboracion propia.

Acorde a los resultados reportados, la temperatura Optima de inyeccion del
bache de quimicos es de 450°F, con lo que se puede observar que cuando el
vapor es inyectado con aditivos, el requerimiento de energia calorifica es menor
debido al efecto conjunto generado por la mezcla vapor-quimicos.

e Tasa a la que se inyectara el bache de quimicos. La tasa de inyeccion del

bache modifica la relaciéon de movilidad de los fluidos desplazantes con respecto
a los inyectados, ademas de afectar la eficiencia de desplazamiento e inducir
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comportamientos de fases adversos, por lo cual es una variable que debe ser
modificada. Para saber cual es el escenario ideal en el que obtiene un factor de
recobro aun mayor, se debe sensibilizar este parametro.

En el Cuadro 67 se encuentran los factores de recobro obtenidos y petréleo
acumulado recuperado por medio de la inyeccion continua de vapor asistida por
alcali-surfactante en arreglo de cinco pozos invertidos, realizado a diferentes
tasas de inyeccién para el bache de quimicos.

Cuadro 67. Resultados obtenidos al sensibilizar la tasa a la que se inyectara el
bache de quimicos.

Tasa a la que se |Petréleo Acumulado | Factor de recobro (%)
inyectara el bache de | (MBbl)

guimicos

300 Bbl/d 1724 52.986
325 Bbl/d 1738 53.426
350 Bbl/d 1831 56.287
375 Bbl/d 1800 55.336
400 Bbl/d 1837 56.452
425 Bbl/d 1992 61.222
450 Bbl/d 2089 64.212
475 Bbl/d 2168 66.642
500 Bbl/d 2297 70.599

Fuente. Elaboracion propia.

Gréafica 38. Variacion en el factor de recobro con la tasa del bache
AS.

ICV+AS - Tasa de inyeccion del bache AS
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Fuente. Elaboracion propia.
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En base a estos resultados, se observa que a la mayor tasa de inyeccién posible
se generan las mejores condiciones de recobro, en parte este comportamiento
es debido a que a esta tasa de inyeccibn se garantiza un eficiente
desplazamiento de los fluidos y una transferencia de energia que mejora su
movilidad junto con el efecto generado por los quimicos.

3.3.8 Escenario seleccionado como representativo de la inyeccion continua
de vapor asistida por alcali-surfactante. A continuacion, se presenta un cuadro
con las condiciones operativas seleccionadas para representar la inyeccion
continua de vapor asistida por quimicos. Se seleccionaron los parametros que
aumentaron de mayor forma el factor de recobro y con este el petréleo acumulado,
se seleccionaron en base a los parametros de mayor impacto para la inyeccion
continua de vapor, en conjunto con los parametros de la inyeccién continua de vapor
asistida por surfactante.

Cuadro 68. Escenario ideal de la inyeccion continua de vapor asistida por alcali-
surfactante.

Parametro Condicién seleccionada
Calidad del vapor 75%

Intervalo abierto al flujo 100%

Tasa inicial de inyeccion 500 Bbl/d

Variacion de la tasa inicial de inyecciéon | 0%
después de dos afios

Area del patrén 5 acres
Partes por millon de surfactante en el | 1000 ppm
vapor

Partes por millén de alcali en el vapor | 2500 ppm
Temperatura de inyeccion del bache de | 450°F
surfactante
Fuente. Elaboracion propia.

El factor de recobro y el petréleo acumulado en el escenario seleccionado como
Optimo, corresponden a los siguientes valores:

Cuadro 69. Resultados escenario ideal de la inyeccion continua de vapor
asistida por surfactante.
Escenario ideal inyeccién continua de vapor asistida por surfactante
Petr6leo acumulado (MBbl) 2297
Factor de recobro (%) 70.599
Fuente. Elaboracion propia.

Ahora, se procedera a ilustrar los efectos que genera el uso del recobro
termoquimico en el yacimiento. Por medio de estas imagenes generadas en 3D
results de la suite CMG, se espera ilustrar al lector y respaldar los resultados
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mostrados con anterioridad, ya que se estan presentando todos los fendmenos que
aumentan el recobro en el yacimiento debido a la implementacion de la inyeccion
continua de vapor asistida por alcali-surfactante.

Las imagenes que se presentan a continuacion corresponden a la primera capa que
pertenece a la formacion geoldgica “B” del yacimiento. Esta capa corresponde al
namero 10 del modelo. Esta es la primera capa que se encuentra cafioneada en
todos los pozos generados.

e Densidad del petroleo.

Figura 51. Densidad del petréleo (Ib/ft®) al inicio de la
simulaciéon de la inyeccion de vapor asistida por alcali-
surfactante en el arreglo confinado.

ICV + AS Teca Cocorna ACG
0il Mass Density (Ib/ft3) 2018-07-01 K layer: 10
T T T T T T T LA B S B e o Cooomia on]

- 3,092,000 3,093,000 o [u=er: Algandra Camarga
Daser: 0062018

Scale 15225
I 1.00:1
A Urits: &

L 3,082,000 3,093,000

Fuente. Elaboracion propia.
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Figura 52. Densidad del petréleo (Ib/ft®) al quinto afio de
simulacion de la inyeccion de vapor asistida por élcali-
surfactante en el arreglo confinado.

ICV + AS Teca Cocorna ACG
Oil Mass Density (Ib/ft3) 2023-07-01 K layer: 10

T T T T T T T T T T T T T T T [ T T T T T T 11 P ————
- 3072 000 (133 000 | | U Misiercka Comarge
Dt 0SOA2018

Scale: 1:4325
¥ 10001
Ais Urits: &

3,052,000 3,050,000
L1 L1 L1 1 | 1 L1 L1 L1 1 1 1 L1 L1

Fuente. Elaboracion propia.

Figura 53. Densidad del petréleo (Ib/ft3) al final de la simulacién
de la inyeccion de vapor asistida por alcali-surfactante en el
arreglo confinado.

ICV + AS Teca Cocorna ACG
0il Mass Density (Ib/ft3) 2028-07-01 K layer: 10

T T T T T T T T | T T T T T T T T T | T T T T T T File: CMG_COCORMNA_05]
- 3,032,000 1,053,000 | [User: sk Camarge
Dester O50A2018

Scale: 1:4325
YA 1,001
i Urits: #

3092000 1083000
L1 L1 L 1 1 L1 L1 L 1 L 1 1 1 1

Fuente. Elaboracion propia.
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Acorde a los resultados obtenidos, se observa que al igual que en la inyeccion
continua de vapor convencional y la inyeccién continua de vapor asistida por
surfactante, se encuentran presentes los dos fendmenos asociados a la disminucion
de la densidad en un proceso de recobro térmico, los cuales son: la expansion del
petréleo en el yacimiento y la destilacion del petrdleo in-situ, gracias a estos dos
fenomenos el factor de recobro aumenta.

Gracias a la inyeccion de vapor, la densidad pasa del petréleo desde un valor de
60.1782 Ib/ft3, hasta un valor de minimo de 52.0959 Ib/ft3.

e Viscosidad del petréleo.
Figura 54. Viscosidad del petréleo (cP) al iniciar la simulacion

de la inyeccion de vapor asistida por alcali-surfactante en el
arreglo confinado.

ICW + A5 Teca Cocorna ACG
OilViscosity (cp) 2018-07-01 K layer: 10

File: CMG_COCORNA_05)
- 3,092 000 3,013,000 o [u=er: Algardra Camargn
Duter 05082018

Seale: 1:4325
A0 1001
Ao Uit

3,052,000 3,053,000

Fuente. Elaboracion propia.
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Figura 55. Viscosidad del petroleo (cP) al quinto afio de simulacion
de lainyeccién de vapor asistida por alcali-surfactante en el arreglo
confinado.

ICV + AS Teca Cocorna ACG
Oil Viscosity (cp) 2023-07-01 K layer: 10

File: CMG_COCORNA_S)
User: Alejarcda Camarge
Duser 05082018

Scale: 14325
YR 1001
A Uit

302000 3,083,000
S S S T S T T T S N S A S SR N S ST S

Fuente. Elaboracion propia.

Figura 56. Viscosidad del petroleo (cP) al final de la simulacion
de la inyeccion de vapor asistida por alcali-surfactante en el
arreglo confinado.

ICW + AS Teca Cocorna ACG
il Viscosity (cp) 2028-07-01 K layer: 10

File: M/ COCORNA_05]
User: Aejorva Camergn
Dt 05082018

Scale: 14325
¥ 1,001
A Urits: ft

Fuente. Elaboracién propia.
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Al igual que en los escenarios anteriores, la inyeccion continua de vapor
convencional y la inyeccidn continua de vapor asistida por surfactante; se encuentra
presente el fendmeno de la disminucién de la viscosidad debido a la inyeccion del
vapor en el yacimiento. Esto permite la reduccion de la razon de movilidad, aumento
de la eficiencia de desplazamiento y barrido volumétrico, con lo cual se logra un
aumento en el factor de recobro.

La viscosidad del yacimiento pasa desde un valor original de 780 cp, hasta un valor
minimo de 2.480 cp. Esta variacion abrupta de la viscosidad, demuestra que la
viscosidad del petroleo del Campo Teca-Cocorna es sumamente susceptible a los
aumentos de temperatura.

e Fraccién molar del agente tensoactivo.
Figura 57. Fraccion molar del agente tensoactivo al inicio de la

simulacion de la inyeccioén de vapor asistida por alcali-surfactante
en el arreglo confinado.

ICV + AS Teca Cocorna ACG
Water Mole Fraction(AA5) 2018-07-01 K layer: 10

T T T T T T T — T T T 1 1 T T T ] 1 T T T T T T 1 File: CMG COCORNA 05]
- 3,092,000 3,033,000 o [user: Ao Camarge
Dt 05082018

Scale: 14325
¥ 1001
Axis Urits: it

3,052,000 3,053,000

Fuente. Elaboracién propia.
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Figura 58. Fraccion molar del agente tensoactivo al quinto afio de
la simulacion de la inyecciobn de vapor asistida por alcali-
surfactante en el arreglo confinado.

ICW + AS Teca Cocorna ACG
Water Mole Fraction(AAS) 2023-07-01 K layer: 10

T T T T T T T T T T T T T T T T T | T T T T T T T T File: CMG_COCORNA_05]

= 1,092,000 3,083,000 o |User: Aleandro Camargo
Daster: 05082018

Scaler 1:4125
ro: 1001
Axis Units: f

23Te-4

1.58e-4

7.80e-5

0.00e+0
3,052,000 3,083,000

Fuente. Elaboracion propia.

Figura 59. Fraccion molar del agente tensoactivo al final de la
simulacion de la inyeccidn de vapor asistida por alcali-surfactante
en el arreglo confinado.

ICW + A5 Teca Cocorna ACG
Water Mole Fraction(AAS) 2028-07-01 K layer: 10
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Fuente. Elaboracioén propia.
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En las imagenes presentadas previamente, se ve como se va distribuyendo el
agente tensoactivo a través del yacimiento, a medida que este se mueve, genera
un efecto que permite disminuir la tension interfacial en las diferentes zonas del
yacimiento y consumiéndose para disminuir la adsorcion del surfactante.

En las imagenes presentadas, se encuentran las fracciones molares globales del
surfactante y el alcali. Como se menciond anteriormente, el simulador Unicamente
permite realizar interpolaciones en funcidon de un componente, por lo que, en el
yacimiento, el agente tensoactivo se esta “transformando” en surfactante, debido a
las limitaciones que presenta el simulador, segun indica la reaccion 1.

e Fraccion molar del ion sodio.
Figura 60. Fraccion molar del ion sodio al inicio de la

simulaciéon de la inyeccion de vapor asistida por alcali-
surfactante en el arreglo confinado.

ICV + AS Teca Cocorna ACG
Water Mole Fraction(Na+) 2018-07-01  Klayer: 10
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Fuente. Elaboracion propia.
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Figura 61. Fraccion molar del ion sodio al quinto afio de la
simulacion de la inyeccién de vapor asistida por alcali-surfactante
en el arreglo confinado.
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Fuente. Elaboracion propia.

Figura 62. Fraccién molar del ion sodio al final de la simulacién
de la inyeccion de vapor asistida por alcali-surfactante en el
arreglo confinado
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Las imagenes presentadas anteriormente, sirven para demostrar que la reaccion
quimica entre los acidos orgénicos del crudo esta tomando lugar; ya que uno de los
productos de ésta, es la generacion del ion sodio.

Se puede observar en las imagenes como este se propaga a traves del yacimiento
después del segundo afio, que es donde se ha terminado la inyeccion de los
agentes quimicos.

e Tension interfacial.
Figura 63. Tension interfacial (dina/cm) en el yacimiento al

inicio de la simulacion de la inyeccion de vapor asistida por
alcali-surfactante.
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Figura 64. Tension interfacial (dina/cm) en el yacimiento al quinto afio de la
simulacion de la inyeccion de vapor asistida por alcali-surfactante en el arreglo
confinado.
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Fuente. Elaboracion propia.

Figura 65. Temperatura en el yacimiento (dina/cm) al final
de la simulacién de la inyeccion de vapor asistida por
alcali-surfactante en el arreglo confinado.

ICV + AS Teca Cocorna ACG

Interfacial Tensien ((dyne/cm)) 2028-07-01 K layer: 10
T T T T T T T [ T T T T T T T T T [ T T T T T T T

File: CMG_COCORNA 0

Fuente. Elaboracién propia.

194



Este proceso genera una enorme disminucion de la IFT, llevandola desde un valor
original de 20.2230 dina/cm, hasta un valor minimo de 0.1948 dina/cm. En
comparacion con la IFT minima alcanzada por el surfactante, la generada en este
escenario es mayor, esto se debe a que para logar IFT ultrabajas cuando se inyecta
alcali y surfactante paralelamente, se deben tener especial cuidado con las
condiciones de salinidad 6ptima y concentraciones, y en estos resultados se puede
apreciar una de las limitaciones de este trabajo al recrear este escenario como es
la salinidad optima del sistema. Aun asi, el efecto generado de los quimicos en
conjunto es representativo.

3.4 COMPARACION Y ANALISIS DE LOS ESCENARIOS OPTIMOS EN
FUNCION DEL FACTOR DE RECOBRO

A continuacién, se presentan los resultados obtenidos en cada uno de los procesos
anteriormente recreados por medio de la simulacién numérica.

Cuadro 70. Comparacion de los escenarios 0ptimos.

Escenario Factor de recobro (%)
Inyeccion continua de vapor | 56.091

convencional
Inyeccién continua de vapor asistida | 62.695
por surfactante
Inyeccién continua de vapor asistida | 70.599
por alcali-surfactante
Fuente. Elaboracion propia.
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Gréfica 39. Comparacion de los escenarios 6ptimos.
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Fuente. Elaboracion propia.

Podemos ver entonces que el mejor escenario técnicamente hablando seria el de
inyeccion continua de vapor asistida por alcali-surfactante, ya que se ven
representados los efectos de los tres componentes. Por un lado, la energia térmica
aportada por el vapor, generando expansion de los fluidos, vaporizacion/destilacion
de los componentes volatiles del petroleo, los cuales son arrastrados por éste a los
puntos de mayor densidad del petrdleo, disminuyendo asi su viscosidad, su razon
de movilidad y aumentando por consiguiente la eficiencia de desplazamiento y
barrido volumétrico. La accion del surfactante genera la reduccién de la tension
interfacial de los fluidos y mejora la movilidad del vapor y el agente alcali disminuye
la adsorcion producida del surfactante, ademéas de mejorar la eficiencia de barrido
del vapor?#2.

Debido a que no se modeld los efectos de la salinidad, adsorcion de surfactante-
alcali en especial con las arcillas, a la limitacion del simulador STARS en el
modelamiento de la variacion de IFT vs concentracion de dos agentes quimicos
diferentes inyectados paralelamente y demdas asunciones presentadas en este
trabajo, el escenario presentado es optimista.

Se debe hacer la aclaracion de se ha trabajado con la premisa de buscar los mejores
escenarios en un ambito netamente técnico a través de simulacion, ya que hay

142 SHEDID Ali, Shedid y ABBAS A, El Abbas. Experimental Study Of Surfactant Alkaline Steam Flood
Trhough Vertical Wells. 2000. SPE. Paper SPE 62562.
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varias condiciones presentadas que deben ser analizadas de manera financiera
para su analisis prospectivo de proyecto de implementacion.
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4. CONCLUSIONES

El campo de estudio cumple con las condiciones petrofisicas y estructurales
requeridas para la implementacion de la inyeccion continua de vapor, inyeccion
de surfactante, inyeccion de vapor asistido por surfactante e inyeccion continua
de vapor asistido por alcali-surfactante.

Los procesos térmicos dependen en gran medida a la continuidad lateral de la
zona del yacimiento donde se realice la inyeccion, ya que de esta manera la
expansion y la destilacion del petréleo en el yacimiento serd homogénea y el
efecto deseado ocurrird en mayor magnitud.

La viscosidad de los crudos pesados es altamente sensible a las variaciones de
temperatura, logrando disminuirla a valores donde su movilidad vy
desplazamiento se ven favorecidas.

La inyeccion de agentes quimicos como el surfactante y el alcali son capaces de
generar condiciones de tension interfacial entre el petrleo y agua bajas y
ultrabajas (< 0.2 dina/cm), con lo que se logra un desplazamiento del petréleo
mejorado y aumento de las reservas.

A través de identificacion y variacion de los parametros criticos de la inyeccion
de vapor asistida por alcali-surfactante, se pueden identificar las condiciones
requeridas para obtener los mayores beneficios en términos de recobro de la
tecnologia estudiada.

Se ha logrado representar por medio de la simulacion numérica, los mecanismos
a través de los cuales se logra aumentar el recobro de petréleo debido al vapor,
surfactante y agente alcali, ademas de la sinergia que se tiene al implementar
de manera consecutiva estas tres metodologias estudiadas, dando asi mayor
factor de recobro que en la implementacion de cada una por separado.

La recreacion de los escenarios de simulacién en donde se inyectan varios
aditivos quimicos, se ve limitada por la complejidad de representacién de su
adsorcion quimica con los compuestos minerales del reservorio y salinidad,
ademas de las limitaciones propias del simulador al recrear variaciones de la
tension interfacial al tener dos quimicos que la afecten paralelamente.
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5. RECOMENDACIONES

e Determinar la viabilidad de la tecnologia y los escenarios estudiados
financieramente, ya que a pesar de cOmo se menciono anteriormente, la inyeccion
continua de vapor asistida por alcali-surfactante es la mejor alternativa técnicamente
hablando, no quiere decir que sea igualmente la mejor alternativa financiera.

e Realizar una basqueda de informacion acerca del comportamiento de la presion
capilar en el reservorio con el fin de realizar de manera mas certera la descripcion
de los contactos de los fluidos, asi como de los espesores de las zonas de petrdleo,
transicion, agua y su distribucién en el reservorio.

e Contar con informacion de produccién del campo, la cual permitiria realizar un
cotejo histérico y tener resultados mas certeros al posibilitar la calibracion respectiva
del modelo estatico.

e Debido a las limitaciones del simulador, no fue posible simular muchos efectos
que generan los quimicos en el yacimiento, como el efecto de la salinidad en los
quimicos y la presencia de dos componentes en los sets de interpolacion para
representar el cambio en la tension interfacial. Por lo que seria recomendable
trabajar con un simulador que permita este tipo de modelamientos en su interfaz
como eclipse 100-300.

e Realizar previamente al trabajo de simulacion, un estudio experimental donde se
puedan obtener los datos de los fluidos y sus interacciones con el reservorio, los
cuales permitan darle mayor valides e importancia a los resultados obtenidos por
herramientas de analisis numérico.

e Realizar los analisis presentados en este trabajo para distintos tipos de aditivos
qguimicos, con lo cual se abre la posibilidad de encontrar mejores efectos,
caracteristicas de resistencia térmica y adsorcion, debido a la gran variacion
encontrada entre reservorios.

e Evaluar el uso de la tecnologia estudiada junto con otras como pozos
horizontales, polimeros y solventes, con lo cual se podria favorecer la extraccion de
hidrocarburos.

e Evaluar el uso de la tecnologia propuesta en reservorios de carbonato.

¢ Investigar en mayor medida la interaccion de los quimicos con la mineralogia del
reservorio.
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ANEXO A
RESULTADOS DE SIMULACION PARA LA INYECCION CONTINUA DE VAPOR

A continuacion, se presentan las graficas correspondientes a las sensibilizaciones
del proceso de inyeccion continua de vapor, con los resultados del escenario 6ptimo
seleccionado.

Tasainicial de inyeccion: En todas las graficas para esta variable, el color de cada
linea corresponde a: La linea de color azul oscura corresponde a una tasa de
inyeccién de 500 Bbl/dia, la linea de color morada corresponde a una tasa de
inyeccion de 400 Bbl/dia, la linea de color verde corresponde a una tasa de
inyeccién de 300 Bbl/dia, la linea de color azul corresponde a una tasa de inyeccion
de 200 Bbl/dia y finalmente, la linea de color rojo corresponde a una tasa de
inyeccion de 100 Bbl/dia.

Gréafico Al. Petréleo acumulado.
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Grafico A2. Factor de recobro.
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Gréafico A4. Tasa diaria de agua en los pozos productores.
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Calidad de vapor: En todas las graficas para esta variable, el color de cada linea
corresponde a: La linea de color morada corresponde a una calidad de vapor del
90%, la linea de color verde corresponde a una calidad de 80%, la linea de color

azul corresponde a una calidad de vapor del 70% y finalmente, la linea de color rojo
corresponde a una calidad de vapor del 60%.

Grafico A5. Petréleo acumulado.
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Grafico A6. Factor de recobro.
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Gréafico A8. Tasa diaria de agua en los pozos productores.
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Intervalo abierto al flujo: En todas las graficas para esta variable, el color de cada
linea corresponde a: La linea de color morada corresponde a un intervalo abierto al
flujo del 100%, la linea de color verde corresponde a un intervalo abierto al flujo del
75%, la linea de color azul corresponde a un intervalo abierto al flujo del 50% y
finalmente, la linea de color rojo corresponde a un intervalo abierto al flujo del 25%.

Grafico A9. Petroleo acumulado.
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Grafico A10. Factor de recobro.
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Gréafico A12. Tasa diaria de agua en los pozos productores.
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Variacién de la tasa inicial de inyeccién después de dos afios: En todas las
gréficas para esta variable, el color de cada linea corresponde a: La linea de color
roja corresponde a una variacion del 0%, la linea de color azul corresponde a una
variacion del 30%, la linea de color verde corresponde a una variacion del 40%, la
linea de color morada corresponde a una variacion del 50% y finalmente, la linea de
color azul oscura corresponde a una variacion del 60%.

Grafico A13. Petr6leo Acumulado.
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Grafico Al4. Factor de recobro.
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Gréafico A16. Tasa diaria de agua en los pozos productores.
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Area del patron: En todas las gréficas para esta variable, el color de cada linea
corresponde a: La linea de color roja corresponde a un patrén que posee un area
de cinco acres, la linea de color azul corresponde a un patron que posee un area
de diez acres y finalmente, la linea de color verde corresponde a un patrén que
corresponde a un area de quince acres.

Grafico A17. Petréleo acumulado.
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Grafico A18. Factor de recobro.
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Gréafico A20. Tasa diaria de agua en los pozos productores.

ICV + AS Teca Cocoma ACG

3,000

2,000

Water Rate 5C (bbl/day)

1,000 =

I I I 1 I 1 1 1 1 1 I
2018 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2028 2027 2028 2028
Time (Date)

Water Rate SC TecaGroup-PRO 5 aores\CMG_COCORNA_05.irf
— — — = \ater Rate SC TecaGroup-FRO 10 soes\CMG_COCORNA_QS5 irf
------- Water Rate SC Teca_grous-PRC CMG_COCORNA_0S.irf

e Caso Optimo: Las graficas presentadas a continuacion, son aquellas generadas
al simular la inyeccién continua de vapor con las condiciones operativas 6éptimas
sensibilizadas previamente.

Grafico A21. Petr6leo Acumulado.
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Grafico A22. Factor de recobro.
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Grafico A23. Tasa de petroleo.
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Gréafico A24. Tasa diaria de agua en los pozos productores.
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ANEXO B
RESULTADOS DE SIMULACION DE LA INYECCION CONTINUA DE VAPOR
ASISTIDA POR SURFACTANTE

A continuacioén, se presentan las graficas correspondientes a las sensibilizaciones
del proceso de inyeccion continua de vapor asistida por surfactante, con los
resultados del escenario 6ptimo seleccionado.

Partes por millon de surfactante en el bache de quimico: En todas las gréaficas
para esta variable, el color de cada linea corresponde a: La linea de color morada
corresponde a un porcentaje en peso de 2000 ppm, la linea de color café
corresponde a un porcentaje en peso de 5000 ppm, la linea de color roja
corresponde a un porcentaje en peso de 1000 ppm, la linea de color azul
corresponde a un porcentaje en peso de 1500 ppm, la linea de color verde
corresponde a un porcentaje en peso de 2500 ppm, la linea de color azul oscura
corresponde a un porcentaje en peso de 3000 ppm Yy finalmente, la linea de color
amarilla corresponde a un porcentaje en peso de 4000 ppm.

Grafico B1. Petroleo Acumulado.
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Grafico B2. Factor de recobro.
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Grafico B4. Tasa diaria de agua en los pozos
productores.

ICV + AS Teca Cocoma ACG

TecaGroup-PRO

4,000

3,000 -----

2,000

Water Rate SC (bbliday)

1,000 -----

T T T T
2019 2020 2021 2026 2027 2028 2029

33355%

Temperatura a la que se inyectara el bache: En todas las gréficas para esta
variable, el color de cada linea corresponde a: La linea de color roja corresponde a
una temperatura de inyeccion del bache de 350 °F, la linea morada corresponde a
una temperatura de inyeccion del bache de 550 °F, la linea de color azul oscura
corresponde a una temperatura de inyeccion del bache de 500°F, la linea de color
azul corresponde a una temperatura de inyeccion del bache de 400°F y finalmente,

la linea de color verde corresponde a una temperatura de inyecciéon del bache de
450°F.

Gréafico B5. Petr6leo acumulado
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Gréfico B8. Tasa diaria de agua en los pozos productores.
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Calidad de vapor a la que se inyectara el bache de surfactante: La linea roja
corresponde a una calidad de vapor de 80%, la linea azul corresponde a una calidad
de vapor de 72.5%, la linea de color verde corresponde a una calidad de vapor de
90%, la linea de color morada corresponde a una calidad de vapor de 75%, la linea
de color azul oscura corresponde a una calidad de vapor del 85%, la linea de color
amarilla corresponde a una calidad de vapor de 77.5%, la linea de color café
corresponde a una calidad de vapor de 82.5% y finalmente, la linea de color
anaranjado corresponde a una calidad de vapor de 87.5%.

Grafico B9. Petroleo acumulado.
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Grafico B10. Factor de recobro.
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Gréfico B12. Tasa diaria de agua en los pozos
productores.
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Tasa a la que se inyectara el bache del surfactante: La linea de color roja
corresponde a una tasa de 300 Bbl/d, la linea de color azul corresponde a una tasa
de 475 Bbl/d, la linea de color verde corresponde a una tasa de 375 Bbl/d, la linea
de color morada corresponde a una tasa de 425 Bbl/d, la linea de color azul oscura
corresponde a una tasa de 450 Bbl/d, la linea de color amarilla corresponde a una
tasa de 325 Bbl/d, la linea de color café corresponde a una tasa de 500 Bbl/d, la
linea de color dorada corresponde a una tasa de 400 Bbl/d y finalmente, la linea de
color anaranjada corresponde a una tasa de 350 Bbl/d.

Grafico B13. Petréleo acumulado.
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Grafico B14. Factor de recobro.
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Gréafico B15. Tasa de petroéleo.
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Gréafico B16. Tasa diaria de agua en los pozos productores.
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e Caso 6ptimo: Las gréficas presentadas a continuacion, son aquellas generadas
al simular la inyeccion continua de vapor asistida por surfactante con las
condiciones operativas 6ptimas sensibilizadas previamente.

Gréafico B17. Petréleo acumulado.
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Grafico B18. Factor de recobro.
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Gréafico B20. Tasa diaria de agua en los pozos productores.
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ANEXO C
RESULTADOS SENSIBLILIDADES POR SIMULACIQN NUMERICA DE LA
INYECCION CONTINUA DE VAPOR ASISTIDA POR ALCALI-SURFACTANTE

Partes por millon de surfactante en el vapor: La linea de color morada
corresponde a un bache de quimico con una concentracion 2000 ppm de
surfactante, la linea de color café corresponde a un bache de quimico con una
concentracion de 3000 ppm, la linea de color roja corresponde a un bache de
guimico con una concentracion de 1000 ppm, la linea de color verde corresponde a
un bache de quimico con una concentracion de 4000 ppm, la linea de color azul
oscura corresponde a un bache de quimico con una concentracion de 2500 ppm, la
linea de color amarilla corresponde a un bache de quimico con una concentracion
de 5000 ppm y finalmente, la linea de color azul corresponde a un bache de quimico
con una concentracion de 1500 ppm.

Gréafico C1. Petroleo acumulado.
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Grafico C2. Factor de recobro.
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Grafico C3. Tasa de petroleo.
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Gréfico C4. Tasa diaria de agua en los pozos
productores.
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Partes por millon del alcali en el vapor: La linea de color amarilla corresponde a
un bache de quimico con una concentracion de alcali de 5000 ppm, la linea de color
verde corresponde a un bache de quimico con una concentracion de alcali de 50000
ppm, la linea de color roja corresponde a un bache de quimico con una
concentracion de 1000 ppm, la linea de color azul corresponde a un bache de
guimico con una concentracion de 20000 ppm, la linea de color azul oscura
corresponde a un bache de quimico con una concentracion de 30000 ppm, la linea
de color morada corresponde a un bache de quimico con una concentracién 2500
ppm y finalmente, la linea de color café corresponde a una concentracion de 10000
ppm en el bache de quimico.

Grafico C5. Petréleo acumulado.

ICV + AS Teca Cocorna ACG

TecaGroup-PRO

M
h

2.00e+6

&
&

ive Oil SC (bbl)

™

g
S 1.00e+6
£ &

-
"/

0.00e+0 =
2018 2020 2021 2022 2024 2025 2026 2027 2028 2029
Ti

232



Grafico C6. Factor de recobro.
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Grafico C7. Tasa de petrdleo.
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Gréfico C8. Tasa diaria de agua en los pozos productores.
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Calidad del vapor a la que se inyectara el bache de quimicos: La linea de color
roja corresponde a una calidad de vapor de 72.5%, la linea de color azul
corresponde a una calidad de vapor de 75%, la linea de color verde corresponde a
una calidad de vapor de 85%, la linea de color morada corresponde a una calidad
de vapor de 77.5%, la linea de color azul oscura corresponde a una calidad de vapor
de 90%, la linea de color amarilla corresponde a una calidad de vapor de 80%, la
linea de color café corresponde a una calidad de vapor de 82.5% y finalmente, la
linea de color dorada corresponde a una calidad de vapor de 87.5%.

Gréafico C9. Petroleo acumulado.
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Grafico C10. Factor de recobro.
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Gréafico C11. Tasa de petréleo.
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Gréfico C12. Tasa diaria de agua en los pozos
productores.
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Temperatura a la que se inyectara el bache de quimico: La linea de color roja
corresponde a una temperatura del bache de 350°F, la linea de color azul
corresponde a una temperatura de 475°F, la linea de color verde corresponde a una
temperatura 450°F, la linea de color morada corresponde a una temperatura de
525°F, la linea de color oscura corresponde a una temperatura de 375°F, la linea
de color amarillo corresponde a una temperatura de 500°F, la linea de color café
corresponde a una temperatura de 425°F, la linea de color anaranjada corresponde
a una temperatura de 400°F y finalmente, la linea de color dorada corresponde a
una temperatura de 550°F.

Gréafico C13. Petréleo acumulado.
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Grafico C14. Factor de recobro.
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Gréafico C15. Tasa de petréleo.
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Gréfico C16. Tasa diaria de agua en los pozos
productores.

ICV + AS Teca Cocoma ACG

TecaGroup-PRO

4,000

3,000 ---

2,000

Water Rate SC (bbliday)

1,000

T T T
2m8 2020 2021

T T T
2026 2027 2028 2029

EE

Tasa de inyeccion del bache de quimicos: La linea de color roja corresponde a
una tasa de 300 Bbl/d, la linea de color azul corresponde a una tasa de 350 Bbl/d,
la linea de color verde corresponde a unatasa de 325 Bbl/d, la linea de color morada
corresponde a una tasa de 450 Bbl/d, la linea de color azul oscura corresponde a
una tasa de inyeccion de 375 Bbl/d, la linea de color amarilla corresponde a una
tasa de inyeccion de 400 Bbl/d, la linea de color café corresponde a una tasa de
425 Bbl/d, la linea de color anaranjada corresponde a una tasa de 475 Bbl/d y
finalmente, la linea de color dorada corresponde a una tasa de 500 Bbl/d.

Grafico C17. Petréleo acumulado.
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Figura C18. Factor de recobro.
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Figura C19. Tasa de petrdleo.
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Gréafico C20. Tasa diaria de agua en los pozos productores.
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e Caso 6ptimo: Las gréficas presentadas a continuacion, son aquellas generadas
al simular la inyeccién continua de vapor con las condiciones operativas optimas
sensibilizadas previamente

Gréafico C21. Petréleo acumulado.
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Grafica C22. Factor de recobro.
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Gréafico C24. Tasa diaria de agua en los pozos productores.
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ANEXO D
MODELO 2D DESARROLLADO DEL CAMPO TECA-COCORNA

El propésito del presente anexo consiste en mostrar de forma mucho mas detallada
y sencilla, todos los efectos generados en el yacimiento dado el recobro térmico,
quimico y termoquimico. En un modelo mucho més simplificado se pueden apreciar
conceptualmente como se presentan los diferentes fendmenos asociados a cada
tipo de recobro, y con ello evaluar si con los datos utilizados se estd dando una
buena representacion de estos.

Se va a hacer uso de cuatro modelos estaticos disefiados para representar los
diferentes efectos que genera el recobro térmico, quimico y termoquimico, ademas
de su interaccion y alteracion debido a la litologia. A continuacion, se muestran las
caracteristicas de los modelos estaticos conceptuales:

e Todas las propiedades petrofisicas de estos modelos 2D, se ingresaron en base
a la informacion del Cuadro 8. Todas las propiedades de los fluidos, de la
seccién de interaccion de roca-fluido y de la seccion de inicializacion, fueron
ingresadas iguales que en el modelo 3D del Campo Teca-Cocorna.

e EIl primer modelo estatico consiste en una arenisca con una lutita en su parte
superior e inferior, el segundo modelo contiene lutitas en las zonas de la arenisca
como modificacion al primer modelo (para evidenciar de mejor forma los efectos
de la lutita en los procesos de recobro mejorado) y el tercer modelo consiste en
una arenisca dividida en un mayor nimero de celdas, esto para observar el
efecto de la segregaciéon gravitacional en el yacimiento que afecta la inyeccién
continua de vapor.

El area del modelo corresponde a un cuarto del area de los patrones del Campo
Teca-Cocorna. Es decir, este modelo posee un area de 1.25 acres.

Cada capa de lutita posee un espesor de 10 pies y el espesor de la arenisca es de
100 pies, esto se debe a que la zona B del Campo Teca-Cocorna posee en promedio
este espesor.

e Primer modelo estatico. Modelo estatico 2D de arenisca intercalada de
lutitas. En la figura D1 se muestra como quedo representado el primer modelo
estatico, es decir, aquel que se compone de una arenisca rodeada por lutitas en
la parte inferior y superior:
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Figura D1. Modelo estatico 2D con una sola capa de arenisca
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Los pozos que se observan en esa figura, fueron cafioneados Unicamente en el
estrato de la arena, la tasa de inyeccién del pozo inyector es de 125 BbL/d, con una
calidad de vapor de 0.7 y a una temperatura de 400 °F. El intervalo en el cual se
corrié la simulacién fue de 200 afios, es decir; la simulacion comienza el primero de
julio del 2018 y finaliza el primero de julio del 2218.

En este modelo estatico, se corrieron los siguientes escenarios: El recobro térmico
sin la modificacién de los endpoints de las curvas de permeabilidad relativa en
funcién de la temperatura, ni los sets de interpolacion; el recobro térmico con la
modificacion de los endpoints de las curvas de permeabilidad relativa, pero sin los
sets de interpolacion; el recobro térmico con la modificacion de los endpoints y los
sets de interpolacion; y el recobro termoquimico con la modificacion de los endpoints
y los sets de interpolacién (con una concentracion de surfactante de 2500 ppm).

A continuacién, se presenta una grafica en donde se ve la saturacion de petréleo
luego de correr cada uno de los casos de simulacion.
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Gréfica D1. Saturacion de petréleo luego de correr las simulaciones
en el modelo de una capa de arenisca.
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La linea roja corresponde al escenario uno, la linea verde corresponde al escenario
dos, la linea azul corresponde al escenario tres y la linea morada corresponde al
escenario cuatro.

En el escenario uno, se observa la saturacion de petréleo mas alta, esto se debe a
gue en esta simulacidn no se esta representando el efecto de la disminucion de la
saturacion residual de petréleo, producto de la variacion de la temperatura.

En el escenario dos, se esta incluyendo la modificacion de los endpoints de las
curvas de permeabilidad relativa, producto del cambio de la temperatura, debido a
esto, se ve que al final de la simulacién hay menor cantidad de petréleo (Sor) luego
de correr la simulacién, ya que, en este caso la saturacion irreducible de petréleo
disminuye con la temperatura.

En el escenario tres, se incluye los sets de interpolacion. El propdsito de esta
simulacién consiste en demostrar que, al agregar los sets de interpolacion, no va a
cambiar significativamente los resultados producto de la simulacion de la inyeccion
continua de vapor (corrida de calibracion de simulacion).

En el escenario cuatro, se incluyen los sets de interpolacién y la modificacion de las
curvas de permeabilidad. En este modelo se agregd ademas del vapor, una
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concentracion de surfactante de 2500 ppm, producto de esto se puede ver como en
ciertas zonas la saturacion de petroleo disminuye drasticamente.

En el Gréafica D2 se presentan los factores de recobro en cada uno de los
escenarios. Las curvas siguen la leyenda dada para la Grafica D1.

Gréfica D2. Factor de recobro para los diferentes casos representados en el
primer modelo estatico.
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Por medio del grafico anterior, se hace evidente que, al adicionar surfactante en el
bache de vapor, este induce un aumento de la cantidad de petréleo recuperado en
superficie. Por lo que se puede concluir que el recobro termoquimico genera
mejores condiciones en el yacimiento que favorecen la disminucion del petroleo
residual comparado con cada uno por separado para un yacimiento con las
condiciones previamente establecidas.

e Segundo modelo estatico. Modelo estéatico 2D de arenisca intercalada de
lutitas, con un 25% de lutitas en la zona de la arena. En las figuras D2 y D3 se
expone el resultado de la modificacion del primer modelo estético, al adicionar un
25% de lutita en la zona de la arenisca.
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Figura D2. Representacion segundo modelo estatico conceptual
(vista global).
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Figura D3. Representacion segundo modelo estético conceptual
(vista superior).
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El color rojo corresponde a arenisca y las celdas de color azul corresponden a las
lutitas en las anteriores dos figuras.

En este modelo estatico, se corrieron los mismos escenarios que en el modelo
anterior, los cuales corresponden a: El recobro térmico sin la modificacién de los
endpoints de las curvas de permeabilidad relativa en funcién de la temperatura ni
los sets de interpolacion, el recobro térmico con la modificacion de los endpoints de
las curvas de permeabilidad relativa, pero sin los sets de interpolacion, el recobro
térmico con la modificaciéon de los endpoints y los sets de interpolacion y el recobro
termoquimico con la modificacion de los endpoints y los sets de interpolacion (con
una concentracion de surfactante de 2500 ppm).

Grafica D3. Saturacion de petréleo al final de la simulacion de los
escenarios para el segundo modelo conceptual.
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Las curvas siguen la leyenda dada para la Gréfica D1.

En la grafica, se observan unos picos, estos corresponden a las lutitas en el modelo,
en estas secciones la saturacién de petréleo se mantiene invariable debido a la
permeabilidad extremadamente baja que posee esta litologia.

En la Grafica D4 se observan los diferentes factores de recobro en cada uno de los

escenarios. Cada curva de cada color representa el mismo escenario que en el
grafico anterior.
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En el Grafica D4 al igual que en el caso anterior se evidencia que en el escenario
en donde se inyecta el surfactante, es en el que la saturacion de petréleo residual
alcanza los valores mas bajos en determinadas zonas.

Grafico D4. Factor de recobro resultado de los diferentes escenarios
de simulacién en el segundo modelo estético.
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En el gréafico anterior, se evidencia como el factor de recobro aumenta cuando se
adiciona el surfactante ademéas de vapor. Es importante este resultado, ya que
demuestra que el modelamiento del surfactante se esta realizando de forma
adecuada, dado que el recobro aumenta en estos escenarios con surfactante, al
disminuir el Sor por medio de las modificaciones a las curvas de permeabilidad
relativa, que a su vez son funcion de la variacion del numero capilar y tensién
interfacial presentadas en los diferentes sets de interpolacion.

e Tercer modelo estatico. Modelo estatico 2D de arenisca con mayor
resolucion (mayor cantidad de celdas) e intercalada con lutitas. En las
Figura D4, se expone el resultado de la modificacion del segundo modelo
estatico, al agregar mayor resolucion en la capa de las areniscas. La zona de la
arenisca se dividi6 en veinte capas adicionales en la direccion z. Esta
modificacion se realizd, como se menciond anteriormente con el proposito de
evidenciar el efecto de la segregacion gravitacional en el yacimiento y en la
inyeccion de vapor.
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Figura D4. Representacion del tercer modelo estatico
conceptual.
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En la Figura D4 las celdas de color azul corresponden a las lutitas y las celdas de
color rojo corresponden a las areniscas. A pesar de que en este modelo se aument6
el nimero de celdas, el volumen del modelo estatico sigue siendo el mismo.

En este modelo estatico, se corrieron los mismos escenarios que en el modelo
anterior, los cuales corresponden a: El recobro térmico sin la modificacion de los
endpoints de las curvas de permeabilidad relativa en funcién de la temperatura ni
los sets de interpolacion, el recobro térmico con la modificacion de los endpoints de
las curvas de permeabilidad relativa, pero sin los sets de interpolacion, el recobro
térmico con la modificacién de los endpoints y los sets de interpolacion y el recobro
termoquimico con la modificacion de los endpoints y los sets de interpolacién (con
una concentracion de surfactante de 2500 ppm).

En las Figuras D5 a D8, se observa como va cambiando la saturacion de petréleo
en el yacimiento a medida que se avanza la inyeccién de vapor.
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Figura D5. Saturacion de petréleo en el tercer modelo estatico
conceptual, al inicio de la simulacion.
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Figura D6. Saturacion de petréleo en el tercer modelo estatico
conceptual, al primer afio de la simulacion.
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Figura D7. Saturacion de petréleo en el tercer modelo estatico
conceptual, al segundo afio de la simulacién.
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Figura D8. Saturacion de petréleo en el tercer modelo estatico
conceptual, tercer afio de la simulacion.
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Con estas figuras se puede observar como se presenta el fendmeno de la
segregacion gravitacional en la inyeccion de vapor. Debido a esto, el vapor llega
primero a las capas superiores de la formacion actuando en parte como una capa
de gas y “empujando” el petroleo hacia el pozo productor, ademas de su accién
sobre la viscosidad y movilidad.

En el Grafica D6, se presentan diferentes factores de recobro para los mismos
escenarios evaluados previamente.

Gréafica D6. Factor de recobro resultado de los diferentes escenarios de
simulacién en el tercer modelo estéatico conceptual.
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La linea de color verde corresponde al escenario uno, la linea de color roja
corresponde al escenario dos, la linea de color azul corresponde al escenario tres 'y
finalmente, la linea de color morado corresponde al escenario cuatro. Cada uno de
los escenarios, corresponde a los mismos parametros que en el modelo estatico
presentado en las secciones anteriores.
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