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GLOSARIO

AMBIENTE DE DEPOSITACION: punto geografico donde pueden depositarse
preferentemente sedimentos. Cada lugar se caracteriza por una combinacion
particular de procesos geologicos (procesos sedimentarios) y condiciones
ambientales (fisicas, quimicas y biologicas) que la diferencian de zonas adyacentes.
Es decir, los minerales que los componen se originaron y se depositaron en el
mismo lugar. Otros sedimentos se forman lejos del lugar donde se acumulan.

AMBIENTE SEDIMENTARIO: area de la superficie terrestre donde se acumulan
sedimentos. Se caracteriza por una combinacion particular de procesos geoldgicos
(procesos sedimentarios) y condiciones ambientales (fisicas, quimicas y bioldgicas).

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

ARCILLA: sedimento de grano muy fino formado por particulas muy pequefias cuyo
tamafio es menor que 0.0039 mm.

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

BASAMENTO: capa de roca por debajo de la cual no se espera que existan
yacimientos de hidrocarburos econdémicos, a veces aludida como basamento
econdmico. El basamento corresponde normalmente a rocas igneas o metamérficas
deformadas, mas antiguas, que rara vez desarrollan la porosidad y la permeabilidad
necesarias para actuar como un yacimiento de hidrocarburos, y por debajo del cual
las rocas sedimentarias no son comunes.

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

1 Shlumberger Oilfield Glossary [en linea]. 2017 [Citado 9 de marzo de 2018]. Disponible en:
<http://www.glossary.oilfield.sIb.com/es/Terms/f/field.aspx >
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CAPA: denominacion geoldgica para la unidad estratigrafica basica de roca, en un
yacimiento se utiliza para distinguir una unidad de otra (por encima y por debajo),
con diferente comunicacion hidraulica vertical?.

COLUMNA ESTRATIGRAFICA: representacién utilizada en geologia y sus
subcampos de estratigrafia para describir la ubicacion vertical de unidades de roca
en un area especifica. Una tipica columna estratigrafica muestra una secuencia de
rocas sedimentarias, con las rocas mas antiguas en la parte inferior y las més
recientes en la parte superior.

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

CRUDO: mezcla compleja de hidrocarburos liquido, compuesto en mayor medida
de carbono e hidrogeno; con pequefias cantidades de Nitrogeno, Oxigeno y Azufre,
formado por la descomposicion y transformacion de restos animales y plantas que
han estado enterrados a grandes profundidades durante varios siglos. La presencia
en diversas cantidades de cada uno de los elementos quimicos (organicos e
inorganicos) que componen el petréleo, determinan sus caracteristicas particulares
como el color, densidad, viscosidad, entre otras.

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

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

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

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

2 Shlumberger Oilfield Glossary [en linea]. 2017 [Citado 9 de marzo de 2018]. Disponible en:
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/Terms/l/layer.aspx>

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

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

5 Shlumberger Oilfield Glossary [en linea]. 2017 [Citado 3 de febrero de 2017]. Disponible en:
http://www.glossary.oilfield.slb.com/Terms/e/erosion.aspx
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ESTRATIFICACION: surge por el depoésito alternado de rocas de diferentes
tamafnos de grano, por ejemplo, de areniscas de grano fino y de grano grueso o por
el deposito alternado de sedimentos de diferente composicion, por ejemplo, de
capas de hulla, de pizarra combustible y de sedimentos clasticos®.

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

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

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

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

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

GEOLOGIA ESTRUCTURAL: parte de la geologia que estudia las configuraciones
geométricas de las rocas originadas por procesos de deformacion natural, los
desplazamientos y mecanismos implicados en el desarrollo de tales
configuraciones, su evolucion espaciotemporal y las causas que dieron lugar a su
formacion?©,

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

7 Instituto Geografico Agustin Codazzi. Glosario [en linea] 2016 [citado 9 de marzo de 2018] Disponible

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

8 RACEFN Glosario de Geologia [en linea].2016 [citado 4 de febrero de 2018] Disponible en:
<http://www.ugr.es/~agcasco/personal/rac_geologia/rac.htm.>

° Diccionario Geologico. Formacion [en linea]. 2000. [citado 19 de abril 2018]. Disponible en:
<http://www.estrucplan.com.ar/Producciones/entrega.asp?ldEntrega=1664>

10 Diccionario Geoldgico. Formacién [en linea]. 2000. [citado 9 de marzo de 2018]. Disponible en:
<http://www.estrucplan.com.ar/Producciones/entrega.asp?ldEntrega=1664>
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GEOLOGIA DEL PETROLEO: parte de la geologia aplicada que se ocupa de la
exploracion y explotacion de los yacimientos de petréleo crudo y de gas natural*l.

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

KEROGENO: es la materia organica insoluble en las rocas sedimentarias que
producen hidrocarburos cuando se somete a un proceso de destilacion. Bajo
condiciones de presion y temperatura, el kerégeno empieza a ser inestable y
produce reagrupamiento en su estructura con objeto de mantener el equilibrio
termodinamico precediendo a la generacién de hidrocarburos.

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

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

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

MIGRACION: movimiento de los hidrocarburos generados, desde la fuente hacia
las rocas yacimiento. Ese movimiento recién generado fuera de su roca generadora
es la migraciéon primaria, también denominada expulsion. EI movimiento interior de
los hidrocarburos hacia la roca yacimiento en una trampa de hidrocarburos u otra
zona de acumulacion es la migracion secundaria. La migracion se produce
habitualmente desde un area estructuralmente baja hacia un area mas alta, debido
a la flotabilidad relativa de los hidrocarburos, en comparacién con la roca
adyacente??.

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

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

11 Diccionario Geoldgico. Formacion [en linea]. 2000. [citado 2 de febrero de 2017]. Disponible en:
<http://www.estrucplan.com.ar/Producciones/entrega.asp?ldEntrega=1664>

12 Shlumberger Qilfield Glossary [en linea]. 2017 [citado 23 de mayo de 2018]. Disponible en:
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/m/migration.aspx>
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ROCA ALMACENADORA: es una roca con condiciones de porosidad y
permeabilidad para permitir que el petréleo fluya libremente a través de ella, de
acuerdo con sus caracteristicas estructurales forma una trampa la cual esta rodeada
de una roca sello que evita que se escape el petréleo?s.

ROCA GENERADORA: roca rica en contenido de materia orgéanica que,
dependiendo de la temperatura de enterramiento, generara petroleo o gas. Las
rocas generadoras tipicas, normalmente lutitas o calizas, contienen
aproximadamente un 1% de materia organica y al menos 0,5% de carbono organico
total (TOC), si bien una roca generadora rica podria contener hasta 10% de materia
organical4.

ROCA SELLO: roca impermeable que evita que el petréleo siga desplazandose o
se escape, en otras palabras, es aquel tipo de roca que actia como barrera al
escape del petroleo dentro del reservorio 0 yacimiento (generalmente lutitas), en
ocasiones el sello lo constituye una anomalia estructural o estratigrafica (fallas o
discordancias entre otras)!®

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

TOC: (Carbono orgéanico total) es la concentracion de materia organica medida en
el carbono presente en una roca, tanto en forma de ker6geno como de bitumen.

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

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

13 RACEFN. Glosario de Geologia [en linea]. 2010. [Citado 15 de marzo de 2018] Disponible en:
<http://www.ugr.es/agcasco/personal/rac_geologia/rac.html>

14 Shlumberger QOilfield Glossary [en linea]. 2017 [Citado 3 de febrero de 2018]. Disponible en:
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/s/source_rock.aspx>

15 RACEFN. Glosario de Geologia [en linea]. 2010. [Citado 9 de marzo de 2018] Disponible en:
<http://www.ugr.es/agcasco/personal/rac_geologia/rac.html>

16 Shlumberger Qilfield Glossary [en linea]. 2016 [citado 9 de marzo de 2018]. Disponible en:
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/t/trap.aspx>

17 Shlumberger Qilfield Glossary [en linea]. 2017 [Citado 9 de marzo de 2018]. Disponible en:
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/t/trap.aspx>
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RESUMEN

El campo Llanos 28 esta localizado en la Cuenca de los Llanos Orientales en el
departamento de Casanare, en el Municipio de Orocué, en este proyecto se estudio
varios escenarios en donde la empresa solicito un estudio de la inyeccion de la
enzima biolégica como método EOR o recobro mejorado, este es con el fin de
aumentar la produccion de petréleo para asi tener mayores ingresos.

Se obtuvieron resultados para efectuar el estudio, continuando con una descripcion
donde se especifica el proceso de inyeccién de la enzima, posteriormente se
presenta el modelo de simulacién como validacion del proyecto.

Consecuentemente se realiza la evaluacion técnica y financiera, en la cual se
contemplan criterios basados en valores tedricos y practicos para cada escenario
propuesto y a partir de la informacion recolectada, se realiza una clasificaciéon de las
simulaciones, que determinan cual de estos es el escenario mas factible para
implementar.

PALABRAS CLAVE

Cuenca Llanos Orientales, Campo Llano 28, Inyeccion de enzima, simulacion
numeérica.
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INTRODUCCION

El proyecto se realiza en el campo Llanos 28 esta localizado en la Cuenca de los
Llanos Orientales en el departamento de Casanare. La finalidad del proyecto
contempla determinar si el sistema EOR o recobro mejorado es apto para el pozo
H2 teniendo en cuenta las caracteristicas del yacimiento. Después de la produccion
primaria, y posiblemente, la inyeccidon de agua como mecanismo secundario de
produccion, un volumen de petrdleo extraible (remanente) queda en los yacimientos
de petroleo.

La accion de surfactantes en los fluidos de perforacion, asi como la precipitacion de
asfaltenos en el medio poroso pueden alterar la humectabilidad de la formacion; lo
que provoca que el medio sea humectado preferencialmente por petroleo y este
quede atrapado en el espacio poroso. Las enzimas biolégicas se utilizan para
mejorar el desplazamiento de los fluidos atrapados en el espacio poroso mediante
la disminucién de la fuerza interfacial agua-petréleo, eliminando o disminuyendo las
emulsiones presentes, y recubriendo el grano e invirtiendo la humectabilidad de la
formacion cuando esta se encuentra humectada al petroleo.

Finalmente, este trabajo de grado contempla la viabilidad técnico-financiera bajo los

indicadores financieros Valor presente neto (VPN) y Tasa interna de retorno (TIR)
determinando asi la viabilidad del proyecto del Campo Llanos 28.
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OBJETIVOS
OBJETIVO GENERAL

Evaluar técnico — financieramente la inyeccion de una enzima biolégica como
método de recobro mejorado de petréleo para el Pozo H2 del Campo Llanos 28.

OBJETIVOS ESPECIFICOS
1. Describir las generalidades geoldgicas del Campo Llanos 28.

2. Describir las caracteristicas y el proceso de inyeccion de la enzima bioldgica en
el pozo H2.

3. Describir las pruebas de laboratorio de nucleos y de compatibilidad de fluidos
realizadas por la empresa.

4. Analizar los resultados de las pruebas de laboratorio de nudcleos y de
compatibilidad de fluidos.

5. Simular por medio del programa CMG la aplicacién de la enzima biolégica en el
pozo H2.

6. Analizar el comportamiento de la enzima biolégica en el pozo H2 mediante los
resultados de la simulacion.

7. Evaluar la viabilidad del proyecto mediante el indicador valor presente neto
(VPN).
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1. GENERALIDADES DEL CAMPO LLANOS 28

En este capitulo se presenta la historia, localizacion, marco geologico, geologia del
petréleo e historia de produccion, del Campo Llanos 28.

1.1 HISTORIA DEL CAMPO

El Campo Llanos 28 se situa en el flanco oriental del Arco de Santiago y esta
afectado por fallas antitéticas, que llevaron a la formacién de estructuras locales de
interés petrolero.

En Los Llanos, los yacimientos productores van desde el Cretaceo Superior hasta
el Oligoceno Inferior, abarcando las Areniscas Inferiores que corresponden a las
formaciones Une, Gacheta, Guadalupe, Mirador y Carbonera.

El espesor de la unidad de interés, la Formacioén Carbonera, es variable y oscila
alrededor de los 500 m hasta un méaximo de 720 m. En el area del Pozo H2 es
cercana a los 540 m (1771 pies) y la mencionada unidad descansa sobre la
Formacion Mirador e infrayace a la Formacion Leon.

A mediados del afio 1992 se hacen estudios de sismica en la Cuenca de los Llanos
Orientales y se denota la presencia de un yacimiento en la zona del Campo Llanos
28.

En el 2012, el pozo de evaluacién vertical Pozo H1 se perforé hasta una profundidad
total de 3.485 pies de profundidad medida (MD), teniendo como obijetivo la unidad
de arenas basales de la Formacion Carbonera. El pozo se encuentra a cuatro
kilbmetros al noreste del Pozo H2. La evaluacion petrofisica del pozo indica un
horizonte productor neto total de 34,5 pies promediando una porosidad de 29% a
través de un intervalo bruto de 80 pies. El pozo se encamis6é y completé en el
intervalo productor neto y se prob6 a un caudal promedio de 213 bbl/dia de petréleo
con densidad API de 31,2° con un corte de agua de 12%, probado durante un
periodo de tres dias. Ambos pozos se completaron utilizando la técnica de empaque
de grava en agujero descubierto. No se requirié estimulo térmico y ambos pozos
respondieron bien al uso de extractor con bomba sumergible.

El campo tiene un area estimada de 11000 hectareas, esta en asociacion y
pertenece a Pacific Rubiales e Ingpetrol.

1.2 LOCALIZACION
El campo Llanos 28 estéa localizado en la Cuenca de los Llanos Orientales en el

departamento de Casanare, en el Municipio de Orocué, a 186 km de Yopal, y a 513
km de Bogota.
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La ruta Bogota-Yopal puede realizarse por via aérea teniendo una duracion de 55
minutos, o por via terrestre saliendo de Bogota por la Autopista Norte, continuando
por la Carretera 55 hasta llegar a Duitama donde se procede a seguir por la
Carretera 62, hasta llegar a Aguazul donde se coge la Carretera 65 hasta Yopal. El
recorrido es de 339 km y dura 6 horas y 33 minutos.

Para ir desde Yopal hacia el Campo Llanos 28 se sigue por la Carretera 65 hasta
llegar a la bifurcacion donde se gira a la derecha con direccion Orocué. Estando en
Orocué se gira a la derecha con direccion a Calle 4 Carrera 10D, en la rotonda se
toma la primera salida en direccion a Calle 4/El Porvenir-Orocué. Se recorren
aproximadamente 4,3 km y en la bifurcacion se gira a la derecha, avanzando 1,4
km hasta llegar al destino. En la Figura 1 se muestra la ubicacion del Campo Llanos
28 y la ruta Yopal-Campo.
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Figura 1. Localizacion del Campo Llanos 28
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1.3 MARCO GEOLOGICO

A continuacion, se describe la estratigrafia, geologia estructural y geologia del
petroleo, asociadas con el Campo Llanos 28.

1.3.1 Columna Estratigréfica. En la Figura 2 se muestra la columna estratigrafica
generalizada perteneciente a la Cuenca de los Llanos Orientales.

Figura 2. Columna Estratigrafica de la Cuenca de los
Llanos Orientales
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Fuente: Agencia Nacional de Hidrocarburos. Llanos
Orientales. Open Round Colombia 2010. Modificado por
los autores.
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1.3.2 Estratigrafia. A continuacién, se presenta una descripcion general de las
formaciones presentes en la Cuenca de los Llanos Orientales, de la mas antigua a
la mas reciente.

1.3.2.1 Basamento. Se encuentran dos tipos de basamentos segun Obando y
Pérez, un basamento igneo-metamoérfico de composicion dioritica-sienitica y filitas
(metamorfismo de bajo grado). Las rocas pertenecientes al Jurdsico son poco
conocidas, algunas capas rojas encontradas en el &rea de Arauca son preservadas
en grabens aislados y pueden asociarse con fenémenos de distension, de tipo rift'8.

1.3.2.2 Formacién Une. Segln Julivert!® la edad de la formacién estad comprendida
en el Cretéceo inferior entre el Albiano y el Cenomaniano. Litolégicamente consiste,
principalmente, de areniscas cuarzosas con intercalaciones menores de lutitas y de
limolitas carbonosas. El ambiente de depositacion es marino. Su espesor aumenta,
en general, hacia el noroeste. Presenta valor de cero en el limite de erosion o no
deposicion en el oriente y sureste; de 50 a 350 pies, en promedio, en area del Meta;
300 a 600 pies en Arauca; Yy llega hasta 650 pies en el Piedemonte Llanero.

1.3.2.3 Formacion Gacheta. La edad de la formacion estd comprendida entre el
Cenomaniano y el Coniciano. Representa la maxima transgresion del Cretaceo
hacia el Oriente y Sureste, sobre el Escudo de Guyana. Esto implica que el limite
de erosién o deposicion oriental se localiza siempre méas al este que los limites
sedimentarios de las formaciones Une y Guadalupe. Esta constituida por una
secuencia de lutitas, de color gris a gris oscuro, con desarrollos menores de
areniscas, con contenido variable de glauconita; presenta a veces pequefios niveles
calcareos. Su ambiente de depositacién es marino. Esta formacion se acufia o no
esta presente por erosion en el oriente y suroriente de la cuenca. El espesor
aumenta hacia el noroccidente, y el valor maximo encontrado en el sector
suroccidental de la cuenca es superior a 600 pies segun lo indicado por Guerrero?°,
Esta formacion es productora en varios campos de la cuenca.

1.3.2.4 Formacion Guadalupe. Su edad es Cretacico Superior del Coniaciense.
Segun Hettner (1892) en M. Julivert?? Consiste de una secuencia de areniscas
masivas, con pequefias intercalaciones de lutitas, a veces con pequefias capas de

18 Agencia Nacional de Hidrocarburos. Integracion Geoldgica de la Digitalizacién y Andlisis de
Nucleos [en linea]. Diciembre 2012. Disponible en: http://www.anh.gov.co/Informacion-Geologica-y-
Geofisica/Tesis/5.%20Informe%20Final%20Llanos.pdf

19 JULIVERT, M et. al.. Léxico estratigrafico. Colombie: Précambrien, Paléozoique, Mésozoique, et
intrusions d’age mésozoique — tertiaire. Volumen V, Fascuculo 4a. Centre National de la Recherche
Scientifique, Paris. 1969

20 GUERRERO, Javier. SARMIENTO, Gustavo. Estratigrafia fisica, palinoldgica, sedimentolédgica y
secuencial del Cretacico Superior y Paleoceno: Implicaciones en exploracion Petrolera. Geologia
Colombiana 20. Bogota: UNAL, 1996. p. 3-22.

21 JULIVERT, M. Lexique Stratigraphique International. Ameérique Latine, Colombie. Volume V,
Fascicule 4a. 1968. p. 266.
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carbon. Los datos palinoldgicos de algunos pozos indican una edad Campaniano.
Su ambiente de depositacion es marino — continental. El espesor méximo observado
en la cuenca Llanos Orientales es de 600 pies, en el sector de Arauca, y al sur con
mas de 600 pies. En general, como las otras formaciones del Cretéaceo, el espesor
de esta formacién aumenta hacia el piedemonte, pasando de cero en las cercanias
del Escudo Guayanés, a mas de 600 pies en el piedemonte. Esta formacion es
productora en la cuenca.

1.3.2.5 Formacion Barco y Los Cuervos. Segun J. De Porta, los datos
paleontolégicos sefialan que la edad de las formaciones son Paleoceno Medio??
Estas formaciones estan ausentes en los sectores de Apiay — Ariari, en el sur, y
Cafio Limon, al norte, y estan presentes Unicamente en el borde occidental de la
cuenca. En el sector de Casanare, los depdsitos continentales de las formaciones
Barco y Los Cuervos son areniscas masivas, pobremente clasificadas en la base,
para la primera de ellas; suprayacidas por lutitas de color gris y gris verdoso, con
intercalaciones locales de algunas capas delgadas de carb6on y delgadas
intercalaciones de areniscas en la Formacion Los Cuervos. Presenta un ambiente
de depositacion continental-transicional a marino.

En el area de Arauca la Formacion Barco consta de areniscas cuarzosas masivas
de grano fino a grueso, con intercalaciones delgadas de lutitas. La secuencia
sedimentaria de la Formacion Los Cuervos corresponde a lutitas de color gris,
intercaladas con areniscas de color parduzco, de grano muy fino a medio. El
ambiente de depositacion es fluvial. Ambos contactos de estas rocas con las
secuencias inferiores y superiores son discordantes. Los espesores de estas
formaciones aumentan regular y rapidamente hacia el Occidente, y superan los
1.000 pies en los primeros corrimientos de la cordillera. EI maximo espesor
tienel.710 pies.

1.3.2.6 Formacién Mirador. La edad de la arenisca es el Eoceno Inferior segun lo
indicado por Notestein, Hubman y Bowler?3. Hasta el presente, las areniscas de esta
formacion constituyen el reservorio mas importante de la cuenca, las cuales poseen
buenas propiedades petrofisicas. Se trata de un conjunto de areniscas masivas con
diferentes granulometrias, generalmente grano decreciente de base a techo,
compuestas por cuarzo, algunas veces feldespato, materia organica lefiosa y
glauconita, hacia la parte superior de la secuencia. El ambiente de depositacion es
marino.

22 DE PORTA, J., Op. Cit., p. 332

22 NOTESTEIN, F. HUBMAN C AND BOWLER J, 1944. Geology of the Barco Concession, citado por
DUENAS, Daniel. Evaluacion del impacto de la potencia hidraulica de la broca en el desempefio de
la perforacion usando el método energia mecéanica especifica de perforacién en el Campo Florefa.
2015. p. 36.
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Su limite basal coincide con una de las principales discordancias, mientras que el
contacto superior con la Formacion Carbonera es concordante en la mayor parte de
los Llanos Orientales. Persisten aun problemas en su datacion y existe la posibilidad
de que la Formacion Mirador, que aflora en la Cordillera Oriental y en los Andes de
Mérida, no sea de la misma edad de la identificada en la cuenca de los Llanos
Orientales. Esta formacion se acufia hacia el sureste y este de la cuenca y su limite
litologico, a veces es dificil de precisar, debido a que sin informacion
bioestratigrafica se puede confundir con areniscas de la base de la Formacion
Carbonera. El espesor de la Formacioén Mirador aumenta hacia el Occidente, hasta
alcanzar 950 pies.

1.3.2.7 Formacion Carbonera. La edad es el Eoceno Tardio segun Julivert. 2* Esta
espesa secuencia litolégica, que en el pozo Llanos-1 alcanza cerca de 6.000 pies,
esta ampliamente distribuida a través de la cuenca. Corresponde a depdsitos
transgresivos y regresivos de corta duracion de un mar epicontinental de poca
profundidad. En el area de Casanare consiste de una alternancia de rocas
arcillosas, limosas y de arenisca, a veces con niveles de carbén (Charitat y otros,
1985), depositadas en ambientes que varian de marino transicional a continental.
Elf Aquitaine dividié esta unidad en 8 miembros o unidades operacionales (C1 a
C8), de los cuales los niveles pares son transgresivos, fino granulares e importantes
sellos regionales; los impares son regresivos, arenosos, los cuales, desde C7 a C3
son productores de hidrocarburos en varios sectores de la cuenca, en especial en
C7. El contacto superior con la Formacion Lebn es conforme y gradual en la mayor
parte de la cuenca.

e Unidad C8: el caracter marino del tope de la Formaciéon Mirador indica
claramente un periodo de transgresion cuya continuacion es la unidad C8 de la
Formacion Carbonera. Esta Unidad, presenta un espesor variable, desde 50 pies
en el borde oriental de la cuenca hasta mas de 400 pies a lo largo del frente de
montafia. Su ambiente deposicional es probablemente planicie costera.

e Unidad C7: se compone de areniscas depositadas en un ambiente marino
somero, deltaico y continental. Son de color crema a parduzco, de grano fino a
medio, a veces conglomeratico, separadas por niveles de arcillollita de color gris
a verduzco. Suprayace a la Unidad C8 e infrayace a la Unidad C6. Las areniscas
de canales a la base de la unidad C7 conforman cinturones amalgamados con
buena continuidad lateral que se convierten en un importante interés exploratorio
en la cuenca. Pueden alcanzar 250 a 280 pies de espesor en la parte central de
la cuenca. La unidad C7 desaparece hacia el oriente de la cuenca.

e Unidad C6: el maximo espesor conocido de esta unidad arcillosa se encuentra
en el sector de Cumaral-1, con 600 pies. Hacia el Este se reduce rapidamente,

24 Julivert, M. Lexique Stratigraphique International Amérique Latine: Colombie, v. 5. 1968.
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hasta tener un promedio de 100 a 150 pies en la zona central de la cuenca. Su
ambiente deposicional es probablemente de planicie costera.

Unidad C5: estd compuesta por alternancia de niveles de arcillolita y de
arenisca, poco consolidada, de tamafo de grano, predominante medio, a veces
grueso; en ocasiones ligeramente calcéreas, con glauconita. Esta unidad es de
origen fluvial y su espesor total varia desde 50 hasta 300 pies. En el sector de
Apiay es dificil diferenciarla y estaria incluida en el Conjunto C2 (ECOPETROL),
en el cual estaria también el intervalo cronoestratigrafico correspondiente a la
Unidad C4, no diferenciable en este sector, ya que litolégicamente el Conjunto
C2 presenta aproximadamente un espesor de 1.000 pies, correspondiente a una
intercalacion de arcillolitas, y areniscas de poco espesor, con un nivel un poco
mas arcilloso hacia el tope del mismo.

Unidad C4: no siempre son evidentes las caracteristicas litologicas de esta
unidad, especialmente en el sector suroeste de la cuenca. Esta compuesta por
una alternancia rapida de capas de areniscas, limolitas y lutitas. Su ambiente
deposicional es probablemente de planicie costera. El espesor maximo
reportado es superior a 700 pies en el Piedemonte Llanero entre Vanguardia-1,
al suroeste y Tauramena -1, al noreste. El maximo espesor registrado en este
sector se encuentra en el pozo Guacavia-1 con 1.050 pies. Generalizando, la
Unidad C4 presenta un espesor comprendido entre 150 y 300 pies en la parte
central de la cuenca.

Unidad C3: esta unidad se encuentra poco desarrollada en la parte centro norte
de la cuenca, donde presenta un espesor promedio de 150 pies y se desarrolla
rapidamente hacia el suroeste alcanzando mas de 700 pies en el frente de
montafia, cerca de Medina-1. Estda compuesta por alternancia de niveles de
arenisca fina a gruesa, blanca a translicida y algunos pies de limolitas y
arcillolitas, de color gris verdoso; a veces con niveles carbonosos en la
secuencia localizada en la parte central de la cuenca. Estos sedimentos son de
origen fluvial, en el sector de Apiay, puede ser equivalente
cronoestratigraficamente a las Areniscas de Carbonera, y Conjunto C1, que
corresponde a una intercalacion de areniscas y arcillolitas.

Unidad C2: después de la Formacion Leon, es el sello mejor desarrollado, y el
de mayor extension hacia el Este. Esta compuesta casi exclusivamente por
lutitas grises y algunas limolitas. Su ambiente deposicional es probablemente de
planicie costera con un espesor de 100 a 200 pies en la parte media de la
cuenca, aumentando rapidamente hacia el borde suroccidental, donde alcanza
mas de 900 pies (pozo Medina-1). La Unidad C2, correlaciona con la lutita E del
sector del Apiay. En sus limites norte y noreste de la cuenca, el porcentaje de
arena aumenta, relacionado probablemente con ambiente deltaico en este
sector.
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e Unidad C1: es la tultima de las secuencias arenosas de la Formacion Carbonera
y se encuentra sellada por las lutitas de la Formacion Ledn. Esta compuesta por
una alternancia de cuerpos arenosos, separados por niveles delgados de
limolitas oscuras y lutitas grises. Esta formacion es de origen fluvial. Correlaciona
estratigraficamente con las Areniscas Superiores de Carbonera (ECOPETROL).
Su espesor aumenta de manera regular hacia el Occidente, y alcanza mas de
2.000 pies antes del piedemonte, en el sector de Guacavia-1y Cumaral-1.

1.3.2.8 Formacién Leodn. Representa la ultima invasion de los mares terciarios en
la cuenca. Estd compuesta por capas gruesas de lutitas grises en gran parte. Su
ambiente de depositacion es marino. Los maximos espesores observados se
encuentran en los sectores de Chaparral-1 (més de 2.500 pies) y Arauca-1 (1.980
pies). En el sector suroeste de la cuenca, como ya se ha mencionado, este intervalo
cronoestratigrafico se vuelve muy arenoso, por lo que es dificil diferenciarlo.

1.3.2.9 Formacion Guayabo. La Formacién pertenece al Oligoceno superior segun
lo indicado por Van Der Hammen?®, Es una secuencia espesa de mas de 13.000
pies, en el piedemonte de la cordillera. Esta constituido por una alternancia de
arcillolitas de colores grises a pardo rojizos, muy solubles, y areniscas mal
seleccionadas, finas a muy gruesas, a veces con niveles de conglomerados,
ocasionalmente, hacia el tope presentan niveles carbonosos. Hacia la base tiene
influencia marina y hacia el tope, fluvial marino a continental. En el sector de Arauca
se tienen diferentes denominaciones para la secuencia de rocas de la Formacién
Guayabo: Formacion Isnotu, Formacion Palmar y Formacion Bejitoque, que fueron
utilizadas en este sector por INTERCOL (Navas, 1985). En la parte central de la
cuenca, esta representada por una seccién de 2.000 a 8.000 pies, de arcillolitas
varicoloreadas y areniscas masivas de grano grueso. En el area de Meta esta
formacién tiene mayor dominio continental. Regionalmente se adelgaza hacia el sur
de la cuenca.

1.3.2.10 Formacién Necesidad. Esta compuesta de arcillolitas varicoloreadas vy
areniscas arcillosas finas. Tiene un ambiente de depositacion continental. Presenta
un espesor aproximado de 98 pies. La Formacion necesidad suprayace
discordantemente a la Formacion Guayabo?®.

En la Tabla 1 se sefialan las formaciones perforadas por el pozo H2, de techo a
base, y los espesores de cada una en esta area del Campo Llanos 28. El espesor
de la unidad de interés, la carbonera C7, es de 255 pies.

25 VAN DER HAMMEN. Estratigrafia del Terciario y Maestrichtiano Continentales y tectogénesis de
los Andes Colombianos. 1958

26 AMOROCHO, Juan. Influencia de la composiciéon mineral de rocas arcillosas en la estabilidad de
pozos petroleros [en linea]. 2012. Disponible en:
http://www.scielo.org.co/pdf/boge/v34n1/v34n1a06.pdf
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1.3.3 Geologia Estructural. La Cuenca de Los Llanos Orientales es la mas grande
de las cuencas sedimentarias de Colombia y corresponde a una cuenca de Antepais
(Foreland) con tendencia noreste, limitada al occidente por la Cordillera Oriental, al
este por el Escudo Guayanés, al noreste por el Arco de Arauca que la separa de la
Cuenca de Barinas en Venezuela y al sur por la Serrania de la Macarena y el Alto
de Vaupés que la separan de la Cuenca del Putumayo?’.

Tabla 1. Espesores de las formaciones perforadas-pozo H2

Formacion Espesor real (pies)
Guayabo 6254
Ledn 1045
Carbonera
Unidad C1 500
Unidad C2 195
Unidad C3 180
Unidad C4 55
Unidad C5 315
Unidad C6 135
Unidad C7 255
Unidad C8 115

Fuente: INGPETROL LTDA.

En términos generales la cuenca presenta un basculamiento hacia el oeste,
direccion en la cual, la columna estratigrafica se hace mas potente. Su buzamiento
regional es hacia el oeste y presenta una inclinacion entre 2 y 15 grados
dependiendo de su ubicacion.

Las estructuras estdn asociadas a fallas normales antitéticas y sintéticas, con
fuertes componentes de rumbo, que generalmente forman pequefios anticlinales o
monoclinales en los bloques adyacentes. Dichos grupos de fallas tienen una
orientacion general N 10° - 30° E, en los cuales se presentan fallas normales
antitéticas con rumbo general N 40° E, que generan estructuras prospectivas de
interés y fallas normales sintéticas de bajo o ningun potencial.

Al igual que la mayoria de los yacimientos de petréleo en la Cuenca de Los Llanos,
la trampa es un monoclinal fallado contra una falla normal antitética. Esta trampa es
conocida como Up-to the Basin. En este modelo el hidrocarburo entra a cada
reservorio y migra desde el oeste Up-dip hacia el este, quedando atrapado contra
estas fallas antitéticas en los sitios en donde los shales se encuentran como sello al
otro lado de la falla. De esta forma el hidrocarburo puede acumularse hasta alcanzar
el punto de derrame de la estructura. En el caso del campo, el salto de la falla es de
entre 250’ y 300'. El corte esquematico del yacimiento se ve en la Figura 3.

27 INGPETROL LTDA.
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Figura 3. Corte esquematico a traves de la estructura del Campo
H2 Llanos 28

Mirador - RESERVOIR

=150 feet

Fuente: INGPETROL LTDA.

1.3.4 Geologia del petréleo. Se ha identificado roca fuente potencial para las
secuencias Cretaceo y Terciario, y se diferencian cinco familias de crudos: A, B, C,
D y E; siendo la familia A, localizada en el sector Norte de la cuenca, de origen
marino con ligera influencia terrestre; la familia B, distribuida en el area central,
originada de materia orgénica terrestre; las familias C y D, distribuidas en el sector
central y sur de la cuenca, provenientes de materia organica marina con mediana
influencia terrestre y la familia E, localizada en el sector sur de la cuenca, proviene
de materia organica marina con ligera influencia terrestre, estando la roca madre
posiblemente ubicada en el area de la Cordillera Oriental?®.

A continuacion, se describe las caracteristicas geoldgicas principales del sistema
petrolifero asociado al Campo Llanos 28.

1.3.4.1 Roca Generadora. El petréleo encontrado en la mayor parte de la cuenca
de los Llanos Orientales se gener6 de sedimentos marinos, principalmente del
Cretacico tardio y probablemente del Cretéacico temprano. La seccion del Cretacico
tardio presenta kerdégenos continentales productores de gas y kerégenos marinos
generadores de petroleo crudo. La riqgueza de estos sedimentos varia entre TOC =

28 CASADO, Luisa y NIETO, José. Prefactibilidad de mejoramiento de produccién de petréleo a partir
de inyeccién de enzimas biolégicas. Trabajo de grado de Ingeniero de Petrdleos. Bogota:
Universidad de America. 2005.
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0.59 y TOC = 3.0+; su madurez revela valore desde VRE = 0.4, inmadura, hasta
VRE = 1.7+, sobre madura?®.

Otra roca generadora de la Cuenca esta asociada a los shales de la Formacion
Mirador (Campo Cusiana), pero al igual que las rocas generadoras cretdceas
pudieron generar hidrocarburos al occidente de la Cuenca en donde alcanzaron las
condiciones apropiadas de presion y temperatura.

1.3.4.2 Roca Almacenadora. Las arenitas de las formaciones Carbonera (C-3, C-5
y C-7) y Mirador, de edad paleégeno, son excelentes almacenadoras de
hidrocarburos. En la secuencia cretacica algunos intervalos arenosos son también
excelentes reservorios. Su rango de porosidad varia entre el 10 al 30% Las
Formaciones Carbonera C7, Mirador y Une son las almacenadoras probadas. Para
este pozo solo se buscara la prospectividad en la Formacion Carbonera C7. La
Unidad C7 se presenta como un conjunto de areniscas progradacionales en bahias
y estuarios o en llanuras de inundacién; estos depdsitos pueden constituir rocas
potencialmente almacenadoras de hidrocarburos.

1.3.4.3 Roca Sello. El sello regional de la cuenca es la Formacion Leon. Por otra
parte, las unidades C-2,C-4,C-6 y C-8 de la Formacién Carbonera son reconocidas
como sellos locales, y ademas las lutitas cretacicas de las formaciones Gachetd y
Guadalupe pueden actuar como sellos intraformacionales.Las lodolitas de la
formacién Gacheta han probado ser un buen sello al tope de las areniscas de la
formacion Une. Las arcillolitas de la unidad Carbonera C8 son un buen sello al tope
para las areniscas de la Formacién Mirador y las arcillolitas de Carbonera C6 sellan
las areniscas de la unidad Carbonera C7. El sello lateral al oriente de la estructura
viene dado por la falla.

1.3.4.4 Migracién. Dos pulsos de migracion han sido documentados: el primero
durante el Eoceno tardio-Oligoceno y el segundo comenz6 en el Mioceno. Con la
Orogenia Andina de una edad Mioceno Tardio, se considera que las rocas
principalmente de edad cretacea y posiblemente algunas terciarias, alcanzaron las
condiciones para la generacién y expulsibn de volumenes importantes de
hidrocarburos, que se desplazaron hacia el oriente a través del basamento, fallas y
fracturas e intervalos arenosos de la secuencia sedimentaria. Sin embargo, no se
puede descartar la posibilidad de eventos de generacion y migracion temprana a
partir de rocas generadoras cretaceas, anteriores a la Orogenia Andina, que
pudieron alcanzar su madurez por la sobrecarga de los depdsitos terciarios
desplazadndose hacia el oriente aprovechando el buzamiento regional de la cuenca.

29 INGPETROL LTDA.
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1.4 HISTORIA DE PRODUCCION

El Campo Llanos 28 inicia su explotacion en el afio 2012, sobre un area estimada
de 11000 hectéreas, bajo el contrato de asociacion entre Ingpetrol Ltda y Pacific
rubiales, en el cual se ha extraido un total de 328500 barriles de crudo.

1.4.1 Método de producciodn. Inicialmente, el Campo Llanos 28 producia de forma
natural mediante un empuje de agua proveniente de un acuifero regional. Debido a
gue el Campo lleva 5 afios de explotacion, pero ha empezado a tener caidas en su
produccion, llevo a la necesidad de realizar un estudio de inyeccion de una enzima
biolégica como método de recobro mejorado.

1.4.2 Nimero de pozos. El Campo Llanos 28 cuenta con un total de 2 pozos
productores.

1.4.3 Produccién acumulada. La Grafica 1 muestra la produccién acumulada de
petréleo en el Campo Llanos 28 que comprende los afios desde el 2012 hasta el
2017.

Grafica 1. Produccién acumulada del Campo Llanos 28
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Fuente: INGPETROL LTDA.
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2. GENERALIDADES DEL PROCESO DE INYECCION DE ENZIMAS

En este capitulo se define que son las enzimas, su uso en la industria petrolera, su
mecanismo de accion, y el proceso de inyeccion de enzimas en el yacimiento como
meétodo de recobro mejorado de petroleo.

2.1 ENZIMAS

2.1.1 Historia de las enzimas bioldgicas. Las enzimas biolégicas se comenzaron
a utilizar a principio de los 90’s en la industria petrolera. Inicialmente su uso era
ayudar en la limpieza de lodos aceitosos en las instalaciones de superficie y los
tanques de almacenamiento en Estados Unidos. A partir de 1999 se empez6 a
trabajar en un enfoque nuevo, dirigiéendose a la implementacién de enzimas en
proyectos de recuperacion y estimulacion de yacimientos. Estos tratamientos dieron
resultados exitosos, por lo que actualmente es una nueva técnica utilizada y
recomendada para ciertos pozos petroleros®.

2.1.2 Definicién y funcionamiento. Una enzima es una proteina que actia como
catalizador al bajar la energia de activacion de una reaccion quimica, de esta forma
acelerando notablemente la velocidad de la reaccion®?.

La cinética quimica establece que las reacciones quimicas transcurren molécula a
molécula de modo que una reaccion tal como R (reactivos) — P (productos), tiene
lugar porqgue una determinada fraccién de la poblacion de moléculas R, en un
instante dado, posee energia suficiente como para alcanzar un estado activado
llamado estado de transicion, en el que es muy facil que se rompan o se formen uno
0 mas enlaces quimicos para formar los productos P.

Este estado de transicién posee una energia superior a la de los reactivos y a la de
los productos constituyendo entre ellos una barrera energética, que debe superarse
para que la reaccién tenga lugar. La diferencia entre la energia de los reactivos y la
del estado de transicion, recibe el nombre de energia libre de activacion.

Ahora bien, el catalizador se combina de un modo transitorio con los reaccionantes,
de manera que éstos alcanzan un estado de transicion de menor energia de
activacion; en ese sentido, cuando se forman los productos, se regenera el
catalizador libre. Asi, un catalizador es una sustancia que, sin consumirse en el
proceso, aumenta la velocidad de una reaccién quimica rebajando la barrera de
energia de activacion (ver Figura 4). Los mismos, no alteran los equilibrios de las

30 Lau, Philip. Greenzyme History: Apollo Separation Technologies Inc. Houston, Texas. 2008. [En
linea] [14 marzo 2017]. Disponible en: http://www.apollogreenzyme.com/greenzy.html

81 PORTO, Alejandro. Enzimas. [En linea] [14 marzo 2017]. Disponible en:
http://www.bionova.org.es/biocast/temal4.htm
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reacciones quimicas, s6lo consiguen que dichos equilibrios se alcancen mas
rapidamente, de lo que lo harian en ausencia de ellos.

Figura 4. Diagrama de una reaccion catalizada y no catalizada
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Fuente: PORTO, Alejandro. Enzimas. [En linea] [14 marzo
2017]. Disponible en:
http://www.bionova.org.es/biocast/temal4.htm

2.1.3 Centro Activo. El centro activo es una cavidad existente en la superficie de la
enzima que esta forrada interiormente por una serie de restos de aminoéacidos (ver
Figura 5). Las enzimas interactian con el sustrato (sustancia sobre la cual actta la
enzima) a través del centro activo, mediante un acoplamiento espacial (las
superficies moleculares de ambos tienen formas complementarias) y quimico (la
enzima y el sustrato poseen grupos funcionales que pueden establecer
interacciones débiles entre si).

Tanto la actividad catalitica como el elevado grado de especificidad quimica que
presentan las enzimas residen en esta interaccion especifica entre el enzima y su
sustrato. Asi, aquellos potenciales sustratos que, por falta de acoplamiento espacial
y/o quimico, no puedan acceder al centro activo de la enzima, no podran ser
transformados por ella.

La enzima y el sustrato se combinan de modo transitorio para formar un complejo
enzima-sustrato en el que se alcanza el estado de transicion con mayor probabilidad
gue en la reaccion no catalizada. Una vez alcanzado dicho estado el complejo
enzima-sustrato se descompone para dar lugar a los productos y la enzima libre.
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Figura 5. Centro activo de una enzima
interactuando con un sustrato
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Fuente: PORTO, Alejandro. Enzimas. [En linea]
[14 marzo 2017]. Disponible en:
http://www.bionova.org.es/biocast/temal4.htm

La enzima, unavez liberada, puede combinarse con una nueva molécula de sustrato
para formar un nuevo complejo enzima-sustrato cerrdndose asi el ciclo catalitico del
enzima (ver Figura 6). De este modo, una sola molécula de enzima puede
transformar en producto, en sucesivos ciclos cataliticos, a un elevado nimero de
moléculas de sustrato, lo que contribuiria a explicar la gran eficacia catalitica que
exhiben estas biomoléculas.

Figura 6. Proceso de la catalisis enzimatica

Complejo Enzima + Productos
Enzima +Sustrato Enzima-Sustrato

Fuente: PORTO, Alejandro. Enzimas. [En linea] [14 marzo 2017]. Disponible en:
http://www.bionova.org.es/biocast/temal4.htm
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2.1.4 Clasificacion. La clasificacion de las enzimas se hace distribuyéndolos en
seis grupos conforme a la naturaleza de la reaccién catalizada®2. Estos grupos, mas
una breve descripcion de cada uno, se presentan a continuacion:

e Oxidorreductasas: Enzimas que catalizan reacciones de oxidacion-reduccion.

e Transferasas: La reaccion general catalizada por este grupo de enzimas es: A-
X+B—>A+B-X

e Hidrolasas: Enzimas que catalizan reacciones de hidrdlisis.

e Liasas: Catalizan las reacciones que implican la eliminacién de un grupo para
formar un doble enlace o la adicion de un grupo a un doble enlace.

e |Isomerasas: Catalizan reacciones que implican reordenamientos
intramoleculares.

e Ligasas: Catalizan las reacciones uniendo dos moléculas.

2.2 APLICACIONES DE LAS ENZIMAS EN LA INDUSTRIA PETROLERA

A continuacion, se describe las aplicaciones de las enzimas biologicas en la
industria petrolera®3,

2.2.1 Modificacion de la permeabilidad. Cuando el agua es inyectada en un
yacimiento para aumentar el recobro de petrdleo, esta tiende a fluir por las zonas
de alta permeabilidad donde petroleo ya ha sido producido. La selectiva
precipitacion de carbonato de calcio inducida enzimaticamente ha sido usada para
reducir la permeabilidad del medio, de manera que el agua inyectada se vea forzada
a fluir por las zonas en las que el petr6leo no ha sido barrido, lo que resulta en un
aumento de produccion.

2.2.2 Remocién de dafio de formacion. El fluido de perforacién puede filtrar la
zona de produccion durante la perforacion de un pozo, generandole dafio y
reduciéndole la productividad a la formacién. Este filtrado, llamado revoque, esta
usualmente compuesto de polimeros como almidén y goma xantana, y una practica
comun para removerlo es la aplicacion de acidos o soluciones oxidantes fuertes. Sin
embargo, una alternativa aplicable es el uso de soluciones enziméaticas las cuales
son capaces de hidrolizar (producir la ruptura de enlaces por agua) estos polimeros,
y, a diferencia de los acidos u oxidantes, las enzimas son reactivas solo con su
sustrato especifico y no reaccionan con otras sustancias®.

32 NASARI, Hamidreza. Enzymes for Enhanced Oil Recovery (EOR). [En linea] Abril 2011 [14 marzo
2017]. Disponible en: http://bora.uib.no/bitstream/handle/1956/4886/Dr.thesis_H_Nasiri.pdf

33 fhid.

34 KAMEDAL, Etel. Removal of polimeric filter cake in petroleum wells by enzymatic treatment. [En
linea] 19 Abril 2007 [14 marzo 2017]. Disponible en:
https://lwww.researchgate.net/publication/255607383
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2.2.3 Pretratamiento de biopolimeros. Kohler et al reportaron en 1987 el uso de
enzimas para mejorar la inyectividad de goma xantana. Afirmaron que las células
bacterianas insolubles resultantes del proceso de fermentacién, y los agregados
moleculares o microgeles, pueden ser destruidos por la accion sinérgica de las
enzimas. Por consiguiente, se puede mejorar el comportamiento de flujo de
soluciones tratadas de goma de xantano a través de la formacion.

2.2.4 Rompedor. Fluidos de alta viscosidad son bombeados a una presion
suficiente para fracturar la formacién y aumentar la permeabilidad y produccion en
la cara del pozo. Después, se usan rompedores que degradar los polimeros que
hacen parte de los fluidos de fractura para disminuir su viscosidad y facilitar la
limpieza de la zona fracturada.

Las enzimas han sido ampliamente usadas como rompedores en fluidos de fractura
a base de agua durante mas de tres décadas, y tienen ventajas significativas en
comparacién con los rompedores oxidantes tradicionales; como el que las enzimas
no sean toxicas y no causen dafio indeseable al pozo, formaciéon o equipo de
fracturacion, y que, debido a la naturaleza catalitica de las enzimas, no se
consumen, requiriendo cantidades minimas®.

2.2.5 Recuperacion mejorada del petroleo. La inyeccidbn de enzimas como
método de recobro mejorado de petréleo es una técnica relativamente nueva con
sus primeras aplicaciones siendo a comienzos de la década de los 2000. Con
estudios de laboratorio y pruebas de campo se han reportado un incremento de
hasta el 16% en la recuperacion de petréleo, y se ha distinguido cuatro mecanismos
diferentes que causan este resultado: cambio de la humectabilidad de la roca a estar
mojada por agua, emulsificacién debido a la disminucion de la tensién interfacial,
reduccion de la viscosidad del crudo, y remocion de parafinas.

2.2.5.1 Caracteristicas del producto. El tipo de enzima utilizada son las
hidrolasas, las cuales catalizan la ruptura con adicién de agua (hidrolisis) de uniones
como C-C, C—-N, C-0; de la manera: A-B + H20 — A-OH + B—H?36,

Las enzimas son solubles en agua y catalizan reacciones entre un sustrato que es
el aceite, la formacion y el agua. Cuando la enzima se introduce en un sistema que
es mojado por aceite o por agua, comienzan su interaccion con el hidrocarburo a
través de la fase de agua (ver Figura 7). Asi que por medio de este proceso libera
rapidamente aceite de la superficie de las calizas o arenas en una forma catalitica.

35 CHOPADE Prashant. FONTENELLE, Lucas. REDDY, B.R. CORIA, Bianca. Novel Stabilized
Enzyme Breaker for Fracturing Applications. [En linea]. Marzo 2015 [14 marzo 2017]. Disponible en:
https://www.onepetro.org/conference-paper/SPE-173583-MS

36 SERGAS. Técnico Especialista en Laboratorio. [En linea] Julio 2006 [9 septiembre 2017].
Disponible en:
https://books.google.com.co/books?id=nEdwNRSIGmkC&printsec=frontcover#v=onepage&q&f=fals
e
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La enzima tiene un punto de ebullicion alrededor de los 100°C (210°F), una presion
de vapor 17.5 mm Hg @ 80°F y una gravedad especifica entre 0.98-1.05. Es un
liquido delgado transparente y su olor es tenue.

Estas enzimas son amigables con el medio ambiente y son biodegradables, también
tienen un pH aproximadamente entre 7.0-9.0. Las enzimas no son tdxicas, no
contienen aditivos de petréleo, ni halégenos que debiliten tuberias, no poseen punto
de combustién, no dejan residuos y no son reactivas®’.

Figura 7. Comportamiento de la enzima en el medio poroso
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Fuente: INGPETROL LTDA.

Las enzimas tienen la capacidad de limpiar el aceite en el espacio poroso de la
formacion productora, incrementando la movilidad del aceite y la permeabilidad.

Debido a que las enzimas son insolubles en aceite y solubles en agua, las proteinas
son transportadas por el agua de formacion a regiones mas profundas del
yacimiento creando nuevos canalizadores de flujo dentro de la formacién por meses
y afios.

Una de las ventajas es que no causan reaccién quimica con las parafinas, los
asfaltenos y el agua subterranea o problemas con taponamiento dentro de la
formacion. Ya que las enzimas biologicas se desempefian solo en liberar aceite,
aun en presencia de grandes cantidades de agua subterranea y otros solidos que
causan problemas y taponamiento. No debilitan o disminuyen su efectividad cuando
se presentan los problemas antes mencionados.

87 INVSAR. Enzima biologica Tigerzyme ® 22-E. [En linea] [20 febrero 2017]. Disponible en:
http://esdocs.com/doc/1445998
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2.2.5.2 Proceso de aplicacién de la enzima. A continuacion, se describe el
proceso de inyeccion de una enzima biologica en un campo petrolero, indicando
también las condiciones de uso®8.

1. Recoleccién - analisis de la informacién de campo y pozo.

¢ Informacion de yacimiento

¢ Informacion litolégica (muestras de nucleos)
¢ Informacion fisicoquimica de los fluidos

e Curva de produccion.

2. Pruebas de laboratorio con nacleos para medir la eficiencia de la enzima

e Medicion de parametros petrofisicos antes y después de la aplicacion de la
enzima

e Determinacién de la reduccion del corte de agua y el incremento en el recobro
de petroleo

3. Pruebas de compatibilidad
e Pruebas de compatibilidad de los fluidos de acuerdo con la norma APl RP — 42.

4. Pruebas de aplicacion en campo.

Las propiedades del yacimiento deben cumplir con ciertos parametros para que se
pueda emplear la inyeccion de enzimas, los cuales se ven en la Tabla 2.

Tabla 2. Condiciones de yacimiento para aplicar la tecnologia

Parametro Unidad Rango
Profundidad Pies / metros 12400/ 3200
Temperatura °F 234

Presién de yacimiento Psi 6900
Permeabilidad Darcys 0.1-5
Porosidad % 7-30
Corte de agua % 70-90
Gravedad API °API 7-34
Tipo de roca N/A Arena y arenisca

Fuente: INGPETROL LTDA.

La informacién presentada a continuacion sobre equipos, inyeccién de segun el tipo
de pozo y otros datos relacionados con la enzima, esta disponible en el trabajo de
grado: Metodologia para la seleccibn de enzimas biolégicas en procesos de
estimulacion de pozos®.

38 INGPETROL LTDA.

39 OTERO, Zully y SALAMANCA, Ménica. Metodologia para la selecciéon de enzimas bioldgicas en
procesos de estimulacion de pozos. Trabajo de grado Ingeniero de Petrdleos. Bucaramanga:
Universidad Industrial de Santander. 2010.
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Las enzimas biolégicas pueden ser aplicadas en pozos con formaciones de
areniscas y formaciones de calizas. Para pozos con formaciones de areniscas, es
suficiente usar solo inyeccidn de enzima. Sin embargo, para pozos de aceite con
formaciones de calizas, ademéas de la inyecciébn de enzima, dependiendo de la
profundidad total del pozo y la produccién diaria de fluido, también necesitamos
inyectar alguna cantidad de acido diluido, (por ejemplo, 1-3% HCI) antes de la
inyeccion de la enzima biologica.

Las enzimas se pueden ademas aplicar a yacimientos en tierra o costa fuera. Los
tratamientos son generalmente muy sencillos. La mayoria de los tratamientos han
utilizado entre 4 y 6 de tambores de enzima al 100% de concentracion. Estos
tambores son de 55 galones y se diluyen usualmente a concentraciones entre 5y
10% en un tanque de mezcla y luego se bombea dentro del pozo. Después se
desplaza con aceite 0 agua de formacién. Una vez que se completa el bombeo de
todos los fluidos, el pozo se cierra durante unos dias, normalmente son de 3 a 5
dias, esto se hace con el fin de darle tiempo al fluido inyectado de trabajar antes de
reanudar la produccion.

2.2.5.3 Equipo para la estimulacién con enzimas biologicas. El equipo
necesario para inyectar una enzima bioldgica en un pozo de aceite es el siguiente:

a) Una bomba con capacidad para operar hasta 5000 psi de presion.

b) Un tanque para diluir la enzima biologica.

c) Agua salina (puede ser agua de produccién) para dilucién de la enzima bioldgica.
d) Crudo o agua de formacién para usar como desplazante final

2.2.5.4 Aplicacion de la enzima segun el tipo de pozo. Para inyectar la enzima
bioldégica en un pozo, se debe establecer cual tipo de pozo es el que se esta
trabajando. Las enzimas biolégicas pueden ser efectivamente aplicadas en todos
los tres tipos de pozos que se encuentran comunmente en campos productores de
aceite. Sin embargo, debido a las diferencias en la presion de formacion, cada uno
de estos tipos de pozos requiere de un proceso de inyeccion diferente, y una
concentracion de enzima variada.

e Pozo de aceite con Suficiente Presién de Formacioén:

a) Se mezcla una cantidad adecuada de enzima biolégica con agua producida,
para realizar una dilucion entre el 5% y el 10% en solucion. Luego se bombea
esta solucién dentro de la formacion a una tasa aproximada de 50 galones por
minuto.

b) Elvolumen total de solucion diluida de enzima, que va a ser inyectada, depende
del radio del pozo o area de drenaje de la formacion productora o del espesor
de la zona productora. En general, este volumen esta cercano a 3 toneladas
métricas por metro de radio del pozo o profundidad del area de drenaje de la
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b)

b)

d)

zona productora.

Se inyecta dentro de la formacion un volumen total del tubing (o anular del
casing) o mas, de agua producida como fluido de remojo, y se mantiene el
tiempo requerido antes de reabrir el pozo a produccion regular.

Pozo de aceite con Insuficiente Presién de Formacioén:

Se mezcla la enzima bioldgica con el agua producida para lograr una solucion
del 2 al 4%. Luego se bombea a una tasa cercana a los 50 galones por minuto.
El volumen total de solucion diluida es cercano a 30 toneladas métricas por
metro de radio del pozo o profundidad de la zona productora.

Se inyecta dentro del pozo un volumen total del tubing (o anular del casing) o
mas, de agua producida como fluido de remojo, y se mantiene el tiempo
requerido antes de reabrir el pozo a produccion regular.

Pozo Unico en Bolsa de Arena sin Continuidad:

Se mezcla la enzima biolégica con el agua producida o salmuera, para lograr
una solucion del 1 al 2%. Luego se inyecta (bombea) el 50% de esta solucion
diluida a una tasa cercana a los 50 galones por minuto.

A continuacion, se verifica el radio de drenaje de la zona productora de aceite.
Se usa solamente agua producida o salmuera compatible con la formacién. Se
inyecta de 60 a 80 toneladas métricas de agua o salmuera por metro de radio
de drenaje de la zona productora.

Se finaliza inyectando el 50% restante de solucién diluida de enzima dentro de
la zona productora de aceite. El volumen total de inyeccion es cercano a 100
toneladas métricas por metro de radio de drenaje en la zona productora.

Se inyecta un volumen completo de tubing (o anular del casing), o mas, de agua
producida o salmuera, dentro del pozo de aceite como fluido de remojo. Se
mantiene el pozo en remojo por el tiempo requerido antes de abrir el pozo a
produccion de aceite regular.

Este tipo de pozo necesitara aplicaciones continuas o repetidas de enzima
bioldgica, cuando se vea que cae nuevamente la produccién total de fluido a
los niveles previos al tratamiento.

En cada uno de los tipos de pozos anteriores, se recomienda como practica dividir
la solucion diluida total de enzima en dos partes. Se inyecta la primera mitad de
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enzima diluida, después una cantidad sustancial de agua producida o salmuera, y
luego se inyecta la segunda porcion de enzima biolégica diluida, seguida de nuevo
por el agua producida o salmuera, como fluido de remojo.

2.2.5.5 Otros métodos de aplicacion. La inyeccion de la enzima también se puede
hacer a través de un pozo inyector, bombeando la mezcla de la enzima con agua
hacia el pozo productor®®. La enzima, ya que es completamente miscible en el agua
producida, puede ser diluida hasta incluso menos de 500 ppm.

2.2.5.6 Factores que no afectan el desempefio de las Enzima. En la estimulacion
de pozos los factores que no afectan son:

a) El PH del fluido en la formacién productora
b) La salinidad del fluido en la formacion productora
c) La presencia de parafinas, naftalenos, asfaltenos, o sulfuros.

2.2.5.7 Escenarios probados para la aplicacion de enzimas biolégicas. Para la
aplicacion de las enzimas biolégicas las mejores situaciones en un campo petrolero
son:

a) Pozo maduro el cual presenta disminucion en la produccion de aceite.

b) Pozo nuevo que produce poco fluido total, desde el primer dia.

c) Pozo relativamente nuevo que tiene problemas con el incremento de la
produccion de agua

2.3 SURFACTANTES

2.3.1 Definicién. Son conjuntos de moléculas organicas, soluble en aceite o
lipofilica y otra soluble en agua o hidrofilita, las cuales pueden desplazarse en la
interfase de dos fluidos y alterar las condiciones prevalentes. Tienen la habilidad de
disminuir la tensién superficial de un liquido al absorberse en la interfase del liquido
y un gas y pueden reducir los angulos de contactos en la interfase de un liquido y
un solido*!.

2.3.2 Aplicaciones de Surfactantes en la industria petrolera. La utilizacion de
surfactantes ayuda a la solucion de determinados problemas tales como:

2.3.2.1 Lodos de perforacion. Los lodos de perforacion contienen: agua (para
enfriar), aceite (para lubricar), arcillas (para lograr las propiedades reoldgicas
apropiadas), sales de metales pesados (para aumentar la densidad), y se

40 AECO S.A.C.ILA. Greenzyme Flood Mechanism [En linea] [8 de junio 2018]. Disponible en:
http://testimonios.aecosacia.com/greenzymewaterfloodmechanism.htm

41 Crespo G. Fernando Pineda T. Hernan, Inyeccion De Surfactantes Como Método Mejorado De
Recobro Aplicado Al Campo San Francisco, Tesis De Grado, Universidad de América, 1992.
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estabilizan mediante agentes dispersantes, para evitar la filtracion del agua en la
roca almacén, emulsionantes y polimeros viscosantes. Cuando se finaliza la
perforacion se inyecta cemento para consolidar el espacio anular entre el tubo y la
pared del hueco perforado por la barrena. Se desplaza el lodo por la inyeccion de
un acondicionador seguido de la inyeccion de cemento.

Como el cemento no debe fraguarse en el interior del tubo, se utiliza un retardador
gue es un agente dispersante de tipo lignosulfonato o sulfonato de calcio. En las
formaciones con gran permeabilidad se reduce la filtracién del agua adicionando
antifloculantes de tipo sulfonato de naftaleno.

2.3.2.2 Estimulacion de pozos. Se realizan en general operaciones de acabado
que tienden a facilitar el desplazamiento del petréleo en la vecindad de los pozos:
fractura, acidificacion, etc.

La acidificacion, es inyectar una solucién acida capaz de disolver la roca y asi
aumenta la porosidad y como consecuencia, la permeabilidad, en la vecindad del
pozo. Estos &cidos presentan inconvenientes; ya que son extremadamente
corrosivos y atacan las partes metdlicas de las bombas y de las tuberias; y también,
poseen tendencia a atacar la roca muy rapidamente, por este hecho no penetran
muy lejos dentro del yacimiento.

Se pueden remediar estos inconvenientes inyectando la solucién acida en forma de
una emulsion de &cido en kerosén. La fase continua de la emulsiéon es un corte
petrolero ligero que contiene un emulsionante, gotas de acido y un dispersante de
particulas sélidas (alquil fenol y alquil amonio etoxilados), al igual que inhibidores
de corrosion (surfactantes cationicos).

2.3.2.3 Recuperacién mejorada de petréleo. Estos métodos llamados de
recuperacion asistida o mejorada del petréleo (RMP en espafiol, EOR en inglés),
implican la inyeccién de fluidos destinados a desplazar el petréleo. Uno de los
meétodos quimicos desde el punto de vista de la recuperacion final, pero de los mas
complejos desde el punto de vista técnico, es la inyeccion de surfactante para
producir bajas tensiones.

En el caso del drenaje con solucion de surfactantes se inyecta la solucion
tensoactiva, la cual se empuja con una solucion de polimeros hidrosolubles
suficientemente viscosa para producir un buen barrido. Al bajar la tensién interfacial,
los glébulos de petréleo se movilizan y se forma un banco de aceite que llega a los
pozos productores.
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3. PRUEBAS DE LABORATORIO

En este capitulo se presenta los resultados de las pruebas de laboratorio que se
han hecho para caracterizar el yacimiento y los fluidos.

3.1 PRUEBAS CON NUCLEOS

Las pruebas de nucleos son analisis que se realizan a una muestra de formacion
geoldgica con el fin de determinar diferentes propiedades de la roca tales como:
porosidad, permeabilidad, mojabilidad, saturacion, densidad, entre otros. Los
nacleos también permiten realizar pruebas de desplazamiento para modelar el
movimiento y recuperacion del crudo al inyectar fluidos como agua, surfactante,
polimeros, entre otros*2.

Las muestras son extraidas de un nucleo por medio de un taladro de brocas
especiales. El equipo requiere de un fluido de lubricacion.

3.1.1 Procedimiento analisis de saturacién. En la medicién de saturacién primero
se pesa la muestra en una balanza analitica, el balon de ebullicién se calienta para
elevar la temperatura del solvente hasta su punto de ebullicién y la muestra se
envuelve en los vapores del solvente a medida que estos suben desde el balén. El
agua de la muestra se evapora con el solvente y se eleva con sus vapores hasta el
condensador. Alli, el solvente y el agua evaporada se enfrian, se condensan y luego
caen en un tubo calibrado. La diferencia entre los dos pesos de la muestra antes y
después de la limpieza se atribuye al peso de los fluidos extraidos (ver Figura 8). La
diferencia de peso restante es el resultado del volumen de petrdleo que fue extraido.
Estos volimenes son convertidos a saturaciones mediante la division por el volumen
poroso.

3.1.2 Procedimiento para el analisis de la porosidad por saturacion. La
porosidad es una medida de la capacidad de almacenamiento de un yacimiento,
puede determinarse mediante la medicion del volumen de granos, el volumen
poroso y el volumen aparente. El dispositivo utilizado para la medicién es el
porosimetro automatizado ya que emplea la Ley de Boyle para calcular la porosidad
en base a la reduccion de presiéon medida cuando se envia una cantidad conocida
de fluido a una camara de expansién que contiene el nacleo (ver Figura 9).

42 ARDILA, Maryuri y ARENAS, Feélix. Metodologia para el andlisis e interpretacion de resultados del
laboratorio de andlisis petrofisicos de la Escuela de Ingenieria de Petrdleos. Trabajo de grado
Ingeniero de Petréleos. Bucaramanga: Universidad Industrial de Santander. 2010.
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Figura 8. Procedimiento analisis de saturacion

4 N 4 N N
Tomar dimensiones Medir muestra al Pesar muestra +
de la muestra horno dedal
\ J \ J J
4 N 4 N

Pesar dedal seco Medir volumen de

agua
\ J \ J
4 N 4 N
Pesar muestra Llevar al destilador-
saturada+ dedal extractor
\ J \ J

Fuente: INGPETROL LTDA. Modificada por los autores.

Figura 9. Procedimiento para el analisis de la porosidad por saturacion
( ) ( )

Tomar dimensiones de Calcular porosidad

la muestra
\ J \ J
[ h LI I t |
. evar la muestra a
Detezjrzlggag;i\gor:umen porosimetro, determinar

X que corresponde al
espacio vacio entre el
volumende discos no

L utilizados y la muestra )

corresponde al volumen
muerto entre la valvula
V11 y la matrixcup
\. p,

Fuente: INGPETROL LTDA. Modificada por los autores.

3.1.3 Procedimiento para el andlisis de la permeabilidad al gas y del liquido.
La medida de la permeabilidad consiste en la medicion de la tasa de flujo de un
fluido de viscosidad conocida atreves de una muestra bajo un diferencial de presion.
El aire es el fluido utilizado normalmente. Las mediciones de permeabilidad con aire
y otros gases, se corrigen a un equivalente de la permeabilidad de los liquidos
utilizando la correccion Klinkenberg (ver Figura 10y 11).
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Figura 10. Procedimiento para el analisis de la permeabilidad al gas
4 N ( N

Tomar dimensiones Calcular
de la muestra permeabilidad
\ J \ S
4 N ( N
Llevar la muestra al Medir caudal y
permeametro temperatura del gas
\, S \, v,

Fuente: INGPETROL LTDA. Modificada por los autores.

Figura 11. Procedimiento para el analisis de la permeabilidad del liquido
( N ( N

. . Calcular
Tomar dimensiones 5
permeabilidad del
de la muestra liquido
\ J \ J
4 N\ 4 N\

Medir presion y
caudal del liquido a
traves de la muestra

Llevar la muestra al
permeametro

\, W, \, W,

Fuente: INGPETROL LTDA. Modificada por los autores.

Los resultados proporcionados por la empresa se muestran en el Cuadro 1 donde
se observan porosidades y permeabilidades a una profundidad especifica. En el
Cuadro 2 y Grafica 2 se muestra la saturacion de agua con su respectiva
permeabilidad relativa tanto de agua como de aceite.

Los datos obtenidos de la prueba de permeabilidad relativa indican que la roca se
encuentra mojada por petrdleo ya que en la grafica 1 indica que la Swi=0.19, Sor=
0.38, Sw@(Krw=Kro) = 0.44, el cual desfavorece la produccion de crudo. Al cambiar
la mojabilidad al agua, se aumentaria el recobro de crudo por este motivo se evalla
la posibilidad de inyectar una enzima biolégica.

Los datos de permeabilidad y porosidad permiten determinar que el yacimiento se

encuentra en el rango establecido en la Tabla 2 para la inyeccion de la enzima
bioldgica.
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Cuadro 1. Porosidad y permeabilidad corregida
de la prueba de nucleos

Profundidad | Porosidad perm. Pe_rm.
Kberg Aire

(ft) (%) (md) (md)
8839.72 24.6 889 968
8843.87 24 826 857
8843.96 19.3 864 932
8849.24 16.9 998 1087
8849.17 17.5 886 984
8849.17 17.5 896 1013
8853.69 16.7 996 1076
8853.69 19.6 871 1022
8860.33 19.8 863 927
8850.33 21.5 823 844
8876.45 21 832 886
8780.59 23.2 845 863

Fuente: INGPETROL LTDA. Modificada por los autores.

Cuadro 2. Saturacion y permeabilidad relativa de la prueba de
ndcleo

Saturacién del agua (Sw) Permeabilidad relativa
Al agua (Krw) | Al petréleo (Kro)

0.19 0 1
0.22 0.0001 0.8240
0.24 0.0007 0.6699
0.27 0.0024 0.5364
0.30 0.0057 0.4219
0.33 0.0111 0.3250
0.35 0.0191 0.2441
0.38 0.0304 0.1780
0.41 0.0454 0.1250
0.43 0.0646 0.0837
0.46 0.0886 0.0527
0.49 0.1180 0.0305
0.51 0.1531 0.0156
0.54 0.1947 0.0066
0.57 0.2432 0.0020
0.60 0.2991 0.0002
0.62 0.3630 0

Fuente: INGPETROL LTDA.
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Gréfica 2. Curva de permeabilidad relativa del Campo Llanos 28
1

1

1

0,00 0,10 0,20 0,30 0,40 0,50 0,60 0,70

Sw

Kro
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Fuente: INGPETROL LTDA.
3.2 PRUEBA DE COMPATIBILIDAD DE FLUIDOS

La prueba de compatibilidad de fluidos se realiz6 de acuerdo con la norma APl RP-
42: Practicas recomendadas para pruebas de laboratorio de los surfactantes para
estimulacion de pozos.

El propésito de las pruebas de emulsion es indicar la tendencia de los surfactantes
a incrementar o disminuir la emulsion de un sistema particularmente en aceite-
salmuera o acido-aceite. Estas pruebas son disefiadas para indicar la tendencia de
un sistema a emulsionarse, pero no determina cuando ocurre esta emulsion o Si
persiste durante la operacion de estimulacion de un pozo. Debido a que la
estabilidad de las emulsiones puede aumentar por la presencia de sélidos finos,
frecuentemente creados en el proceso de estimulacién del pozo, todas las pruebas
de los surfactantes deberan incluir el uso de particulas finas como un componente.

El procedimiento de la prueba de compatibilidad de fluidos se puede observar en la
Figura 12.

Los resultados de la prueba se muestran en el Cuadro 4. Estos son reportados en
porcentaje del volumen total de la fase acuosa original, el 100 % representa el
porcentaje total de rompimiento de la fase acuosa.
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Figura 12. Procedimiento de la prueba de compatibilidad de fluidos
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Fuente: INGPETROL LTDA. Modificada por los autores.

Cuadro 3. Resultados de la prueba de compatibilidad de fluidos

Parametro H2+ salmuera KCI | H2+ salmuera KCI | H2+ salmuera KCI
(separacion) 4% +enzima 5% 4% +enzima 5% 4% +enzima 5%

P (30/70) (50/50) (70/30)
1 min 94 4 3
2 min 95 9 5
3 min 95 9 5
5 min 100 9 5

15 min 100 18 13

25 min 100 35 o5

45 min 100 70 5

60 min 100 88 63

240 min 100 100 75

12 horas 100 100 75

Fuente: INGPETROL LTDA. Modificada por los autores.
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En los resultados de la prueba de compatibilidad de fluidos se observa que a medida
que aumentamos la proporcién de petréleo y disminuimos la proporcion de la
enzima, la separacion del crudo con el agua se demora mas tiempo y no es completa
en el caso de la proporcién 70/30.

Sin embargo, los resultados en general son 6ptimos ya que muestran un efecto
positivo en la separacion del agua con el crudo, para que la enzima haga efecto se
debe tener en cuenta el tiempo de separacion ya que a los 240 min ya ha llegado a
Su porcentaje de separacion maxima.

3.3 PROPIEDADES DEL CRUDO

A continuacion, de la Figura 13 a la 20, se muestran los procedimientos para
determinar las propiedades del crudo con pruebas de laboratorio.

Figura 13. Procedimiento para Titulometria
4 N\ 4 N\

Refrigerar a 4°C,
mantener en la oscuridad.
Analizar lo antes posible

Recolectar la muestra en
envase de vidrio

Ajustar a pH > 12
inmediatamente luego de
extraida la muestra

Polietileno o polipropileno
de 1L

\, V, \, V,
Fuente: INGPETROL LTDA. Modificada por los autores.

Figura 14. Procedimiento para determinar la Sal en crudo

Agegar 3 gotas
i Se titula hasta
égt;”r!ddai (sj(()aluNcgg} soluuon |nd|cador una.coloracién
a de cromato dep rojo ladrillo
otasio

Fuente: INGPETROL LTDA. Modificada por los autores.
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Figura 15. Procedimiento para determinar la gravedad API
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Fuente: INGPETROL LTDA. Modificada por los autores.

Figura 16. Procedimiento para determinar Flash Point

La muestra se debe calentar a una velocidad constante y lentamente, con agitacion
continua

\Z

Una llama pequefa se debe aplicar a la copa en intervalos regulares, interrumpiendo la
agitacion

N

El punto de inflamacion correspondera a la temperatura mas baja a la que la aplicacion de
la llama, inflama el vapor sobre la muestra

Fuente: INGPETROL LTDA. Modificada por los autores.

Figura 17. Procedimiento para determinar Pour Point

La muestra se pasa a través de un tubo en forma de U y se enfria de forma controlada
con un refrigerador

\Z

La muestra se impulsa al final del tubo en U, con un cilindro accionado por un pistén y
un motor de pasos

\Z

El movimiento de la muestra se detecta con un sensor de presion diferencial,
conectado a los extremos del tubo en U.

Fuente: INGPETROL LTDA. Modificada por los autores.
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Figura 18. Procedimiento para determinar Sedimentos por extraccion

La masa de
La muestra Se observa hasta residuos calculados
contenida en un que los residuos se reporta como los
dedal refractario alcancen una masa sedimentos
con xileno caliente constante contenidos en el
crudo

Fuente: INGPETROL LTDA. Modificada por los autores.

Figura 19. Procedimiento para determinar la viscosidad cinematica

La muestra se introduce en el orificio del capilar

\Z

Se toma el tiempo que tarda el fluido en pasar a través del capilar

\Z

El resultado se convierte directamente en viscosidad cinematica al multiplicarlo por la
constante de calibraciéon de cada viscosimetro

Fuente: INGPETROL LTDA. Modificada por los autores.

Figura 20. Procedimiento para determinar la viscosidad

Introducirlo en el bafio Sumergir elvastago

Se llena un vaso con el
producto

de agua a la
temperatura del
ensayo. Esperar que
se equilibren las
temperaturas.

en el liquido a medir
hasta la marca que
figura sobre el gje.
Bajar el viscosimetro
sobre su soporte y fijar

el vastago al ejie

v

Poner el motor en
marcha. Ajustar a la
velocidad deseada.

Desbloquear la aguja 'y
dejar que gire hasta
gue se estabilice

Bloquear la aguja 'y
anotar la lectura

Fuente: INGPETROL LTDA. Modificada por los autores.
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En el Cuadro 4 se presentan los resultados de las pruebas de laboratorio realizadas
para determinar las propiedades del crudo.

Cuadro 4. Propiedades del crudo

Parametro Unidades Tecm_ca Método Pozo

analitica H2
Karl Fischer % Titulometria ASTM 4377 0.4322
Azufre % F'uor":)‘ze”c'a ASTM D-4294 | 0.3660

Sal en crudo PTBs Electrométrico ASTM D-3230 24.5
Gravedad API °API Densitometria ASTM D-5002 31.2

Flash point °C Copa cerrada ASTM D-93 42

Pour point °C Termométrico ASTM D-97 -12
Sedimentos por extraccién % Gravimetria ASTM()? 473 | 0.0205
V'Scos'dago‘f,'gemat'ca a cSt Viscosimetria | ASTM D445 | 826.3
Viscosidad dinamica 40°C cPs Viscosimetria ASTM D-4287 928.3

Fuente: INGPETROL LTDA.

Segun el Ministerio de Minas y Energia en el andlisis del porcentaje de agua se
considera aceptable ya que esta por debajo del 2%, el contenido de azufre es < 1%
por ende es un crudo dulce y no es corrosivo, la clasificacion del crudo basados en
la definicion API es ligero ya que este es >31.1. El porcentaje de sedimentos por
extraccidon es adecuado ya que es menor al 0.5%. Con respecto al contenido de sal
no es necesario realizar ningun tratamiento ya que este esta por debajo al 50 PTBs;
el Ministerio de Minas y Energia también dice que la sumatoria de Karl Fischer mas
los sedimentos por extraccion debe ser menos al 0.5% por lo tanto est4 dentro de
lo estipulado.
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4. DESCRIPCION DEL MODELO DE SIMULACION

En este capitulo se muestra el procedimiento para crear un modelo de simulacion
del Campo Llanos 28 con el simulador de yacimientos STARS de CMG (Computer
Modelling Group), y posteriormente se describe la inyeccion de un surfactante al
modelo y los resultados de produccion.

El proposito del modelo de simulacion es el de evaluar el desplazamiento de los
fluidos y por tal razon se omiten detalles como estado mecéanico del pozo, red de
tuberias y otros.

Cabe aclarar que la inyeccién de enzimas como método de recobro mejorado de
petréleo es una técnica relativamente nueva y los simuladores de yacimientos
disponibles actualmente no permiten modelarla. Por tal razén y por el hecho de que
sus efectos son parecidos a los de la enzima, se modela como si se inyectara un
surfactante.

4.1 CREACION DEL MODELO BASE DE SIMULACION

4.1.1 1/0 Control. En esta seccion, como se ve en la Figura 21, se selecciona el tipo
de simulador, las unidades de trabajo, el tipo de porosidad y la fecha de inicio de la
simulacion.

El simulador IMEX modela principalmente procesos de recuperacién primaria y
secundaria, GEM es un simulador composicional usado en yacimientos de gas
condensado, y STARS se utiliza para técnicas de recuperacion mas avanzadas
COmo procesos térmicos y quimicos.

Figura 21. Seccion /O Control

Builder - Reservoir Simulator Settings x
Simulator Working Linits Paorosity Shape Factor
() GEM Qs @) Single Porosity Gilman and Kazemi
(O IMEX (®) Field (O DUALPOR VVfamen and Root
{®) STARS O Lab () DUALPERM
Advanced... () SUBDOMAIN

Subdivisions for Matrix Blocks
Mumber of subdivisons 2

Wolume fractions
(2 values expected)

Simulztion Start Date
Year: 2019 | Month:1 | Day: [1 |

Cancel
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En la Figura 22 se muestra las secciones del simulador a la que se deben ingresar
datos para que este pueda correr. La seccién de geomecanica es opcional.

Figura 22. Secciones del simulador

Model Tree View =
/ 1/0 Control '

@ Reservoir g
@ Components g
€ Rock-Flid '
fa Inttial Conditions -
@ MNumerical g
Geomechanics '

I, Wells & Recument g

4.1.2 Reservorio. En esta seccion se define la malla y las propiedades estaticas de
la roca como: espesor, porosidad, permeabilidad, compresibilidad de la roca, entre
otras.

4.1.2.1 Malla. Para el presente caso, se utiliza una malla de tipo cartesiana de
bloque centrado. Para la construccion de la malla se utilizaron los siguientes valores
(ver Figura 23) los cuales se basan en un area de aproximadamente 60 acres. En
la Figura 24 se ve la vista de planta de la malla creada.

Figura 23. Creacion de la malla

Create Cartesian Grid x
Grid Type K Direction
(®) Cartesian CiUp
Comer point {orthogonal (®) Down

Mumber of Grid Blocks
| direction J direction K direction

Block widths
| directian
[50°32 |
J direction
[50°32 |

Controlling Grid spacing
[] Snap spacing

Snap grid lines as multiples of:
| direction J direction

1 1

Carcel
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Figura 24. Vista de planta de la malla
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4.1.2.2 Propiedades de la roca. El tope de la unidad de interés se encuentra a
8579 pies y su espesor es de 255 pies. Como se establecié 12 capas para la malla
cada una de estas tendra un espesor de 21.25 pies. Los valores de porosidad y
permeabilidad en | y J se establecieron segun los resultados de las pruebas de
nacleo mostrados en el Capitulo 3. Para hallar la permeabilidad vertical, se
establece una relacién de Kv/Kh = 0.3 (ver Figura 25).

Una vez ingresado estos datos, la malla cambia de color segun el valor de la
propiedad en que se encuentre, como se ve en la Figura 26. La distribucion de la
porosidad y la distribucion de la permeabilidad en J, se ven representadas en la
Figura 27 y Figura 28, respectivamente.
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Figura 25. Propiedades del modelo estatico

B ' General Property Specification — O
Edit Specification
Only for Start Time, Goto | Grid Top Use Regions / Sectors
Grid Top Grid Thickness Porosity Pemeability | Pemeability J Pemeability K
LINITS: ft ft md md md
SPECIFIED: ¥ X X X * *
HAS VALLES:
Whole Grid 21.25% Equals | (=qual) Equals 1 0.3
Layer 1 8579 0.246 339
Layer 2 0.24 826
Layer 3 0.153 864
Layer 4 0.165 58
Layer 5 0.175 386
Layer & D.175 856
Layer 7 0.1&67 996
Layer 8 0.156 an
Layer 9 0.158 863
Layer 10 0215 823
Layer 11 0.21 HEY)
Layer 12 0.232 845
£
Cancel

Fuente: INGPETROL LTDA.

Figura 26. Vista de malla con las propiedades de la roca
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Figura 27. Porosidad del modelo de simulacion

T I T I T I I I I I T I I I I I I I T [Fie: iny surf.dat
- s 5 ]
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Figura 28. Permeabilidad en | del modelo de simulacion
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4.1.3 Componentes. En esta seccion se establecen las propiedades del petroleo,
gas y agua; a través del ingreso de los resultados de las pruebas PVT y otros datos.
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Al no proveerse con las tablas PVT, se utilizo el software KAPPA PVT para
generarlas, el cual usa correlaciones y exporta los valores obtenidos en Excel.

En KAPPA PVT, se debe primero ingresar la temperatura del yacimiento, la presion
de referencia, y el rango de presiones del PVT (ver Figura 29). Luego, para las
propiedades del gas, se ingresa la gravedad especifica y al hacer esto se puede ver
la temperatura y presion critica, las cuales se tendran en cuenta para seleccionar
las correlaciones.

Para lo anterior, se necesita hallar las propiedades pseudocritica, lo cual se hace
dividiendo las propiedades de temperatura y presion sobre sus valores criticos. La
temperatura pseudocritica es, entonces, 1.66; y la presion pseudocritica, 5.07.

En los Cuadros 5y 6, se presenta los pardmetros de las correlaciones opcionales.
Se escoge aquellas que muestran menor error absoluto y menor desviacidon
estandar. Por lo tanto, para el factor Z se escoge a Dranchuk, y para la viscosidad
del gas, Carr et al.

Figura 29. Rango de presion del PVT
&

File Misc View Help

0O = B 7

[v Hydrocarbon

* Oil+ Gas GOR [561.458  [ofbbl  ~|

Pressure range *

Minimum ~ |14.8953 psia -

b asirnum |33'I 4.7

Increment |'I i}

Help | Cancel | ak |
T

T [200 |°F a
P 3147 fpsia | e

O EZ: sl |

Far Help, press F1
Fuente: INGPETROL LTDA.
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Figura 30. Propiedades del gas para el PVT
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Cuadro 5. Parametros de las correlaciones para el factor Z

Rangode T | Rando de P Error | Desviacion
Autor go de 90 0€ ™ | absoluto | estandar Aplicabilidad
pseudocritica | pseudocritica (%) (%)

Dranchuk 1,05-3 0,2-30 0.54 0.00445 APLICA
Beggs and brill 1,2-2,4 ND 1.28 6.98 APLICA
Hall-yarborough 1,2-3,0 0,1-24,0 -0.518 ND APLICA

Rangode T | Rango de P
Standing CF) (psia) 3 ND APLICA
40 - 300 <10000

Fuente: BANZER, Carlos. Correlaciones Numericas P.V.T. Maracaibo.
Universidad del Zuila. 1996.

Cuadro 6. Parametros de las correlaciones para la viscosidad del gas

Rango | Rango Rango de el Desviacion
Autor absoluto Aplicabilidad
de Tpc | de Pcp | grave esp gas %) estandar (%)
Leeetal [ 1,05-3 | 0,2-30 0.59-0.95 2.69 8.99 APLICA
Carretal| 1,2-3 | 1-20,0 0,55-1,55 0.38 0.46 APLICA

Fuente: BANZER, Carlos. Correlaciones Numericas P.V.T. Maracaibo.
Universidad del Zuila. 1996.
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Para el crudo se ingresa la gravedad APl y se escogen las correlaciones. Las
correlaciones para el Pb y Rs deben ser las mismas (ver Figura 31).

Figura 31. Propiedades del petroleo para el PVT

Oil PVT X

ol | | R | Co| Bo | Muo | Rhool

Oil gravity - [31.2] |“API -l

table or comelation

TAE  COR

= g Pb [Lasater E

f" @ Rs [Lasater =

. g Bo | Standing =]

. & o |Vasquez and Beggs -]

. o Muo |Beggs and Robinson -] Load
B | Ayuda | Cancelar | [ Aceptar |

Para la presion de burbuja, como es un valor que ya se tiene, se debe ingresar la
restriccidbn como se muestra en la Figura 32. Esto generara el calculo de un nuevo
GOR (ver Figura 33).

Figura 32. Configuracién de la Pb para el PVT

ol P | R | co| Bo | Muo| Ruol
Temperature X
Temperature Pb L)
o psia Delete |
1 200 514.7 0
Insert -
Add hd
v
< >
Help | Cancel | oK
Bxport Ayuda | Cancelar ‘ Aceptar

Fuente: INGPETROL LTDA.
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Figura 33. Calculo del GOR para el PVT

Gor Warning *

The GOR calculated on the basis of the first conzstraint you entered for
the bubble point pressure iz different from the curent GOR,

Current GOR :  |561.458 cf/bbl =]

Calculated GOR ;

Keeping the current GOR may induce errars in fluid characterization.
Do wou want to uze [or set] a new value for the GOR?

Help | Yes Mo |

Las correlaciones por usar son: para la relacién gas en solucién Lasater (ver Cuadro
7), factor volumétrico del petréleo, Standing (ver Cuadro 8) y para la viscosidad del
petréleo, se escoge a Beggs and Robinson (ver Cuadro 9).

Cuadro 7. Pardmetros de las correlaciones para Rs

Rango Rango de | Erro DESREE
9 Rango de P | Rango 9 n Aplicabilid
Autor deT . d grave esp r d d
&) (psia) e API gas (%) estandar a
(%)
Lasater 82-272 48-5780 %7191 0,574-1,233 | 3.8 | 0.00445 | APLICA
. 100- Pb: 130- 16,5-

Standing o8 2000 638 0,59-0,95 10 ND APLICA
Vasquez and 162 15-4572 | 53-30 |0511-1,351 [-07| ND | No aplica

beggs

Glaso volatile 80-280 | 165-7142 24%31 0,65-1,276 |1.28 6.98 No aplica
Glaso non volatile ND ND ND ND ND ND No aplica
Lasater-standing ND ND ND ND ND ND No aplica

Petrosky and 114- Pb: 1574- 0,5781- - .

16,3-45 0.8519 0.05 4.79 No aplica

farshad 288 6523
Fuente: BANZER, Carlos. Correlaciones Numericas P.V.T. Maracaibo. Universidad
del Zuila. 1996.

Cuadro 8. Parametros de las correlaciones para la viscosidad del petréleo

Rango | Rangode | Rango el Desviacion
AT deT (°f) | P (psia) de API ab?O(/)ol )u to estandar (%) Al
Beggs and robinson | 70-295 15-5265 16-58 -0.64 13.53 APLICA
Beal 98-250 ND 10-52,5 24.2 ND APLICA

Fuente: BANZER, Carlos. Correlaciones Numericas P.V.T. Maracaibo. Universidad
del Zuila. 1996.
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Cuadro 9. Pardmetros de las correlaciones para Bo
Desviaci
REMGD Rango de p | Rango RENED L Sl on Aplicabilid
Autor deT (psia) de api grave esp |absolut estandar ad
o 0,
(°f) gas 0 (%) (%)
. 100- Pb: 130- 16,5-

Standing 258 7000 638 0,59-0,95 | 0.01 0.34 APLICA
Vasg:gegsa”d 162 | 154572 | 5,3-30 |0,511-1,351 | 4.7 ND | No aplica
Vasquez and 180 | 156055 | 396 | 0531250 | ND ND | No aplica

beggs 59,5

Glaso 80-280 | 165-7142 353’?1_ 0,65-1,276 | -0.43 2.18 | No aplica
Petrosky and 114- Pb: 1574- 0,5781- .

farshad 288 6523 16,3-45 0.8519 -0.01 0.86 No aplica

Fuente: BANZER, Carlos. Correlaciones Numericas P.V.T. Maracaibo. Universidad

del Zuila. 1996.

Al simulador se ingresa los valores hasta el punto de burbuja (ver Figura 34), y para
el factor volumetrico y la viscosidad del petrolero, se ingresan los valores después
del punto de burbuja (ver Figuras 35 y 36).

Figura 34. Valores PVT hasta el punto de burbuja

PVT Region |1

PWT Table Type:

B Imex PVT Regions

S

Qil and gas (PVT)

4

PVT Table General Undersaturated Data

[ Include il Compressibility in PVT Table

Table Uses: | Gas compressibilty factor (ZG)

Differential liberation table parameters
Bubble point pressure

clude Gas-oil Interfacial Tension in PVT Table
Cil formation wol. factor
Tools » Solution gas-oil ratio
#|p Rs Bo z viso visg Comments  »
psi ft3/bhbil cp cp
1 [14.65959 0 1.068582154 | 0.95841241 2395247086 | 0.011991418
2 [114.6959 14.8600829 1.07500183 0987657126 2169914251  0.012032401
3 | 2146959 39.05889711 | 1.085583568 0977151338  1.892607167 0.012134247
4 |314.6353 6361114642 |1.096472157 0966799916 1634655579  0.012252446
5 |414.6358 8838527034 | 1.107606767 | 0.956669827 | 1523043573 0.012411438
B
8
9
10 v
L4 >
B
0K Cancel Aoply Help
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Figura 35. Valores del factor volumétrico del petréleo

B Imex PVT Regions
PVT Region |14 vl | »
PVT Table General Undersaturated Data
=3 B_OT Tables EG/BG/ZGUST table uses:
‘- Table:
- COT Tables # p Bo Comments
- WOT Tables psi
1 514.6959 1.116605571
2 614.6959 1.11303277
3 714.6955 1.110466576
4 814.6959 1.108534274
5 914.6959 1.107026814
& 1014.6959 1.105817964
7 1114.6959 1.1048265593
3 12146959 1.103999866
9 1314.6959 1.103259052
New Table 10 14146353 1.10265767
" 15146959 1.102175955
JEFITEEE 12 16146959 1101719072
TrTErE 13 1714.6959 1.101315633
- 14 18146955 1.100956732
Delete Table 15 15146955 1.100635514
B &
Cancel Eoply Help
Figura 36. Valores viscosidad del petroleo
B 7 Imex PVT Regions
PVT Region |1 IS
PVT Table General Undersaturated Data
(- BOT Tables EG/BG/ZGUST table uses:
- Table:1
COT Tables H p viso Comments ~
=- \u"OT Tables psi cp
ik T [5146959 1412992141
2 614 6959 1.426030508
3 714 6959 1.441653881
4 814 6555 1.455616444
5 9146959 14759732646
6 10146559 1.501855085
7 1114.6559 1.525882573
8 12146559 1551714415
9 13146559 1.579281026
MNew Table 10 1414.6953 1.608524064
11 15146559 1.635355566
Insert Table 12 |16146959 1671856189
T T 13 17146559 1.705873539
- 14 1814.6559 1.741420368
Delete Table 15 15146559 1.778476024 “
B =
Cancel Bpply Help
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Otros parametros que se ingresan son los que se muestran en la Figura 37, para
gue el simulador use correlaciones con el fin de calcular las propiedades del agua.

Figura 37. ParAmetros necesarios para la seccién de componentes
B Imex PVT Regions X

PVT Region |1 v | p

PVT Table General Undersaturated Data

H Description | Option Default Value A

1 Reservoir temperature (TRES) 200 F

2 DENSITIES

3 il density (DENSITY QIL) Stock tank oil gravity . nz

4 (Gas density/gravity (DENSIT...  Gas gravity (Air=1) ™ 078

5 Water phase density (DENSI... 62 4 IbAt3

& Undersaturated Co (CO)

7 Vo pressure dependence (CVID) 0 cp/psi

8 Water properties

9 Formation Volume Factor (BWI) 1.02891

10 Compressibility (CW) 3077 74e-006 1/psi

11 Reference pressure for FVF (... 3300 psi

12 Viscosity (VW) Tecp 0.331565cp

13 Pressure dependence of visc... 0 cp/psi |: v

= [ - . T - -
Comments for CYVW

QK Cancel Apply Help

Fuente: INGPETROL LTDA.

4.1.3.1 Verificacién de la validez de las curvas obtenidas en KAPPA PVT. Con
los datos obtenidos de KAPPA PVT, se grafico la curva de cada propiedad contra la
presion y se compar6é con las formas tipicas obtenidas del libro Correlaciones
Numéricas P.V.T. de Carlos Banzer*3, para verificar la validez de la forma de la
curva obtenida y determinar si es necesario cambiar alguna correlacion. Las graficas
se presentan a continuacion.

43 Fuente: BANZER, Carlos. Correlaciones Numericas P.V.T. Maracaibo. Universidad del Zuila. 1996.
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Gréfica 3. Curva obtenida y tipica de Rs vs Presion
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Gréfica 4. Curva obtenida y tipica de Factor Z vs Presion
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Gréfica 6. Curva obtenida y tipica de Bo vs Presion

'l 140
1,11 : Boe A0 | Bgadao
lme-ll'l-!tltl',t'L ipen 31D
= 1,10
921 g - P
B 108 £ ::WB’ / ,_. )
3 .0 g B g
’ g 7 ;g i
1,07 | I g
] O T I E
1,06 r rL040 £
0,00 100000 2000,00  3000,00 E | Eﬁﬁk’&“‘
- [] ] [253] B mG BN 0 a0

P (psia)
PRESION, Ipea

Grafica 7. Curva obtenida y tipica de Viscosidad de Petréleo vs Presion
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4.1.4 Interaccion roca fluido. En esta seccion se define el tipo mojabilidad y se
ingresa las curvas de permeabilidad relativa. En el Capitulo 3 se dice que la roca
tiene preferencia a estar mojada por el petréleo y se muestra los datos necesarios
para generar la Grafica 9.
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Gréfica 8. Curva de permeabilidades relativas
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4.1.5 Condiciones iniciales. Se define la presion de referencia y la profundidad de
referencia, las cuales son 3300 psi y 8579 ft, respectivamente (ver Figura 38).

Figura 38. Condiciones iniciales ingresadas al simulador

STARS Initial Conditions b

Vertical Equilibrium Calculation Methods
(®) Depth-Average Capillary-Gravity Method { VERTICAL DEPTH_AVE )
(7)) Add a phase pressure comection. { EQUIL )
() Do nat add a phase pressure comection. { NOEQUIL )

(") Do Mot Perform Vertical Equilibrium Calculations { VERTICAL OFF )

Datum Depth for Pressure
[ Datum Depth for Qutput Pressure | DATUMDEPTH)

Use Initial Equilibrium pressure distibution to calculate comected datum pressures. | INITIAL
Use the grid block density to calculate o ( REFDEMSITY GRIDBLOCK

Use an input refe density o d d ssures | REFDEMSITY density

ted datum pressures

Intiglization Fegion | Region 1 ~ 4
Region 1: Initialization Region Specifications

Initialization Set Mumber 1 is not defined. Grid depth range: 8579 to 8834 ft

Reference Pressure ( REFPRES ): 3300 psi Water/Gas Transttion Zone { TRANZONE ):

Location For Reference Pressurs Initial Reservoir Saturation
‘ -
(®) Reference Depth ( REFDEPTH ) B579 ft Water-Oi Contact Depth ( DWOC ) |:|
O Reference Block ( REFBLOCK )
(UBA Fomat i.e.i1 11 /i2i2k2 ..} Gas 0l Cortact Depth ( DGOC ) [ ]
B Cancel HApply Help
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4.1.6 Métodos numeéricos. Esta seccion tiene que ver con el tipo de método
numerico a emplear, los pasos maximos y minimos de tiempo, entre otros. Se debe
especificar que el proceso es isotérmico (ver Figura 39).

Figura 39. Seccion numeérica en el simulador

B | STARS Murnerical O x
20190101 (Numerical) ~| [E
General MNumset

Keyword Description Default Value | Dataset Value Set At Time  »

Timestep Control Keywords

Maximum Mumber of Timesteps (MAXSTEFPS) 5959

Maximum Time Step Size (DTMAX) 1e+020 day

Minimum Time Step Size (DTMIN) 1e-008 day

First Time Step Size after Well Change (DTWELL) 00416667 day

Solution Method Keywords

Isothermal Cption (ISOTHERMAL) OFF -

Model Farmulation (TFORM) SEY T h

Under-Relaxation Option (UNRELAX) -1

Upstream Calculation Option (UPSTREAM) MLEVEL h

Maximum Mewton terations (NEWTOMNCYC) 15

Maximum Time Step Cuts (NCUTS) 7

Maximum Pressure Limit (MAXFRES) 145038 psi

Minimum Pressure Limit (MINPRES) 725185 psi

Minimum Temperature Limit (MINTEMP) J38F

Maximum Temperature Limit (MAXTEMP) 3632 F

Maximum Phase Switches per Time Step (PVTOSCMAX) |60

Adaptive Implicit Method (AIM) OFF h

Frequency of Checking for Backward Switching (BA
Threshold Value (THRESH)

Material Balance terations (MATBALITER) 3

Material Balance Emor Tolerance (MATBALTOL) 0.0001

Linear Solver Keywords v

= P ——— e -
Comments for ISOTHERMAL

Cancel Apply Help

4.1.7 Pozos y datos recurrentes. Se detalla la localizacion de los pozos
productores e inyectores, el tipo de fluido inyectado, los intervalos cafioneados, las
restricciones de presion, produccion e inyeccion, etc.
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Para crear un nuevo pozo se debe especificar el nombre, tipo (productor o inyector),
las restricciones de operacién, su ubicacién en la malla y las capas cafioneadas (en

este caso, todas).

Figura 40. Creacion del pozo H2 en CMG

B Create Mew Well *
ID & Type
T TR Enter a single well name or a comma (,) separated list of names.
Name: H? |
Multipliers
[ Add muttiple wells numbered 1 10
Wellbore
—— = PRODUCER v
Injected Fluid e e -
S - or level group with no
ot <None> | ather groups attached to it
[ Fraction: 0 use to multiphy well rates and
index
In order to keep the new type the Constraints has to be set too.
Simulation start date: 2015-01-01
[#] | Definition date: 2019-01-01
Add wells using a drilling schedule of 1 2
Add new well QK Cancel Help
Figura 41. Restricciones de operacion del pozo H2
(]
ID & Type Constraint definition previous date: <none
Constraints =4 Constraint | Parameter Limit/Mode |\u"a||.|e
— 1 |OPERATE BHP bottom hole pressure  + MIN /2000 psi
— |+2 oPERaTE STLsuface liguidrate ~  MAX 71300 bbl/day
Wellbore: select new j
Injected Fluid
£ >

Max . number of continue-repeat allowed (MXCNRPT)

X a =

< constraint modfiers =

[[] Change cument primary constraint (ALTER) ] Set new or change old constraint (TARGET)

BHF 0 psi H Parameter | Walue |

select new

Alter:  previous date: <none

Target: previous date: <nones

Ok Cancel Help

Add new well
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Figura 42. Coordenadas y capas cafioneadas pozo H2

B Well Completion Data (PERF)

Well & Date: | JREIEE 2015010 ~| | »| PRODUCER

General Perforations

Add perfs with the mouse

Perforated grid blocks: % Use trajectory perf intervals... Q) Begin
T | # User Block Address Connectto | Form factor FF |Statu5 | Ref. Layer |Stean1trap
L 1 (25251 Suface Y1 Open ¥ |
X 2 |25252 1 AR Open YO |
3 (25253 2 AR Open YO O
4 [25254 3 ! Open VO O
5 |25255 4 AR Open YO |
6 |25256 5 AR Open YO O
P - - - - — s
Ed Resst Well oK Cancel Apply Help
Figura 43. Creacion del pozo inyector
B Create Mew Well
ID & Type
Constraints Enter a single well name or a comma () separated list of names.
Name: INJ |
Muttipliers
[ Add muttiple wells numbered 1 10
Wellbore
Type: INJECTOR UNWEIGHT ~
Injected Fluid e .
Giroup: » or zvel group with no
e <None> other groups attached to it
[ Fraction: 0 use to multiply well rates and
index
In order to keep the new type the Constraints has to be set too.
Simulation start date: 2013-01-01
=] | Definition date: 2015-01-01
Add wells using a driling schedule of 1 2
Add new well QK Cancel Help
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Figura 44. Restricciones de operacion del pozo inyector

B Create Mew Well X
ID & Type Constraint definition previous date: <none>
Constraints H Constraint | Parameter Limit/Mode |\J"a||.|e i
— 1 |OPERATE BHP bottom hole pressure  + MAX N 2700 psi (
— |#2 |OPERATE STW suface waterrate  + MAX V1500 bbliday | C
Injected Fluid
£ >

Max. number of continueepeat allowed (MXCNRPT) |1
.

< constraint modfiers >
[ Change cument primary constraint (ALTER) [ Set new or change old constraint (TARGET)

BHF 0 psi H Parameter Valus |
select new

Alter:  previous date: <none

Target: previous date: <none>

Add new well Ok Cancel Help

Figura 45. Coordenadas y capas cafioneadas pozo H2

B Well Completion Data (PERF) >
Well & Date: | &N 20150101 v| b | INJECTOR UNWEIGHT
General Perforations
Add perfs with the mouse
Perforated grid blocks: % Use trajectory perf intervals. .. % Beain
Dy | & User Block Address |Conned to | Well index WI | Form factor FF | KH Dfacte &
* 1 2561 Suface V0 1 ] ]
(=3
X 2 2562 1 Yo 1 0 ]
3 (2563 2 Yo 1 ] ]
4 |[2564 3 Yo 1 ] ]
5 |2565 4 Yo 1 ] ]
Al
EEAY s__I¢ 1_ ’ v
L4 >
=3 Reset Well oK Cancel - Aoply Help

Para el pozo inyector toca ademas establecer el fluido de inyeccion y su fraccién
molar. Como el primer escenario es Unicamente inyeccion de agua se define su
fracciébn molar como 1.0 (ver Figura 46).
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Figura 46. Configuracion del fluido de inyeccion - agua

B Well Events O X
< | displayed wells 2 of 2 20150101 ~| [FE Well: 'INJ' at 2019-01-01 (0.00 day)
MName / Date Evert ID & Type
H2 —_—  Injected fluid: WATER v
2013011 WELL Cokimre
PRODUCER — | # | Component | Mole Fraction Nomalize
. Muttipliers y
constraints 1 | Water 1.0
INJ Wellbore 2 Dead_0il 0.0
20150101 WELL 3 Soln_Gas 0.0
INJECTOR Injected Auid Total- 10
constraints —
injected fluid Options
Layer Gradient
Gas Lift
Guide Rates
Comments
Injection fluid / stream attributes
[ Temperature 0F
[ Steam quality
[] Preseur= 0 psi
N,
Sort by: % D:tr:e Tools  p Reset Page [ Auto-apply oK Cancel Apply Help

En la Figura 47 se puede apreciar la posicion del pozo productor H2 y del pozo
inyector en la malla.

Figura 47. Ubicacion de los pozos productor e inyector
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Por ultimo, para completar esta seccion, se especifica hasta que fecha correra la
simulacion, que en este caso es hasta el afio 2050.

Figura 48. Fechas limite de simulacion

B ' Simulation Dates O *
#  -no keyword data exists on this date {t can be deleted)
H Date & Time (day) |set STOP Comments »  Add a new date: =l
357 #* 2048-09-01 (10836.00) |
358 | * 20481001 (10866.00) O Add arange of dates: | B
359 #* 2048-11-01 (10897.00
- ) 0 Delete selected empty }(
360 # 2048-12-01  (10927.00) | dates: :
361 #* 20490101 (10958.00) 1
362 #* 20450201 (10989.00) |
363 # 2045-03-01 (11017.00) |
* b
364 20450401 (11048.00) 1 Delete al empty dates: x
365 * 20450501 (11078.00) | =
366 | * 20450601 (11109.00) O
367 * 20430701 (11135.00) O To limit output file size, limit grid
368 #* 20450801 (11170.00) | output {with WSRF}to:
369 | * 20430301 (11201.00) O | Do not it grid output "
370 * 204510407 (11231.00) 1 0 Remaove existing keywords
371 | * 20481101 (11262.00) O (WSRF)to limit grid output
7z # 20431201 (11252.00) O Recommendations
ol oo o) CEE
v

: :

4.2 INYECCION DEL SURFACTANTE

Para la creacion del surfactante se selecciona Process Wizard en la seccién de
componentes y en la primera ventana que aparece se indica el proceso que se
quiere realizar (ver Figura 49).

Para el siguiente paso, se especifica el niumero de sets de interpolacién, si hay
adsorcién del surfactante, si depende de la salinidad, entre otros. Estos datos se
configuran como se ve en la Figura 50.

El siguiente paso relevante es el de ingresar la variacion de la tension interfacial
entre el petréleo y la solucion acuosa, segun el porcentaje peso a peso del
surfactante, o en este caso, de la enzima. Para este proyecto no se tiene esta
informacién por lo que se toma los resultados de Wang y Kantzas#*. Se observa (ver
Figura 51 y Grafica 9) que la IFT disminuye a medida que aumenta la concentracion
hasta que alcanza un minimo de 0.01 Dinas/cm cuando la concentracion de la

4 WANG, Y y KANTZAS, A. New Agent for Formation-Damage Mitigation in Heavy-Oil Reservoir:
Mechanism and Application. China. SPE 112355, 2008.
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enzima es del 5%, y después de este valor, la IFT empieza a aumentar a medida
que aumenta la concentracion.

Figura 49. Seleccion del proceso
B ' Process Wizard Step 1 - Choose Process X

This wizard will use the existing fluid model section for STARS and add the necessary data for
the process desired to be simulated. The user must begin this wizard with a minimum of two or
three components that describe the black oil behavior of the system.

Choose a process from the combo box below and a description will be displayed.

Alkaline, surfactant, foam, and/or palymer model S

This incremental il recovery from this process occurs when natural sufactants are created
when the oil reacts with the alkali and results in ultra low interfacial tension. This capacity of
forming natural sufactants is limited depending on how much natural acid the crude contains. If
the crude contains small amounts of natural acids, a low concentration of injected alkali is
required and the injected sufactant needs to be present to form the ultra low interfacial tension.
if the crude containg high amounts of natural acids, a higher concentration of alkali needs to be
present in the injected fluid, and the concentration of sufactant required is lower.

Injected polymer helps to improve the mobility ratio by increasing the viscosity of the injected
water. Potential for good oil recovery in conventional alkaline flooding is higher in crudes that
are viscous, napthenic, and low API. The oil must be heavy enough to contain the desired
organic acids, but light enough te permit some degree of mobility control during flooding. The
upper viscosity limit for alkaline flooding is < 200 cp.  The minimum average permeability should
be = 20 md. Sandstone is prefered because carbonates may contain anhydrites or gypsum
which reacts to consume the alkaline chemicals. Alkaline also reacts with clays, and the
reactions are higher at elevated temperatures. Therefore, maximum temperature should be
about 200 F. Alkaline puts a negative charge on reservair rock, which reduces polymer
adsomption. If the sufactant partitions mostly in the water phase, then the presence of alkali
should reduce the surfactant adsomption. The presence of salt changes the behavior of the
surfactants in the presence of alkaliin a complicated manner: Therefore, laboratory studies
must be done!

Alkaline undergoes unwanted reactions with reservair brine and rock that waste the alkaline
additive. Surfactants (soaps) can induce mixing of water and oil phase by lowering interfacial
tensions. Residual oil saturations are reduced based on local values of capillary number.
Surfactants can be primarily water soluble, primarily oil soluble or approximately equally soluble.
Optimal peformance is nomally associated with equal solubility between water/oil phases.

< Back MNext > Cancel

Figura 50. Informacion para modelar surfactante
B | Step 2 - Input Specific Data For A.5.P. Models s

Choose model

Surfactart flood {(add 1 component) ~

Select Options
Use reversible partitioning of surfactant into ol

MNumber of relative pem. sets for interpolation
Use adsorption for sufactant

Make surfactant adsorption dependant on salinity
Interfacial tension is also dependant on salinity

ogE~O

|

[
w
=]
(=%
I3
=]
=]
1]

Rock type for conversion of adsorption values (gm rock to PV)
Rock Density, gm/cm3

[
[=x]
in

MNext = Cancel
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Figura 51. Tension interfacial vs porcentaje en peso

B Step 5 - Set Interfacial Tension Values et
Weight % Surfactant | Interfacial Tension, (dyne/cm)

1 |0 15.36

2 |2 235

3 |4 1.49

4 |5 0.01

5 |6 0.1

6 |8 0.11

710 3.95

Mext = Cancel

Fuente: WANG, Y y KANTZAS, A. New Agent for Formation-
Damage Mitigation in Heavy-Oil Reservoir: Mechanism and
Application. China. SPE 112355, 2008.

Grafica 9. IFT vs Concentracion de enzima
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Como la curva de IFT fue obtenida no fue obtenida del campo de estudio, se debe
comparar las propiedades del yacimiento evaluado por Wang y Kantzas con el fin
de establecer si las caracteristicas de cada reservorio son lo suficientemente
similares como para que se pueda suponer que el comportamiento de la tension
interfacial va a ser parecido. Las propiedades se muestran en el Cuadro 10. Se
puede apreciar rasgos como el tipo de roca, la presion, la temperatura, la porosidad
y la permeabilidad promedio (valores que en ambos casos se establecieron a partir
de pruebas de nudcleos), gravedad APl y la viscosidad del crudo.
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Cuadro 10. Propiedades del Campo Llanos 28 y el de Wang y Kantzas

Campo Llanos 28 Wang y Kantzas
Tipo de roca Arenisca Arenisca
Presion (psi) 2900 3300
Temperatura (°F) 186.8 200
Porosidad promedio 26.125 20.13
Permea'bllldad 548.2 882 42
promedio (mD)
Gravedad API 21 31
Viscosidad (cPs) 1130 928.3

El siguiente paso es el de ingresar los valores de adsorcidn del surfactante o enzima
segun la concentracion. Este fendbmeno no ha sido estudiado de manera amplia en
la aplicacion de enzimas para recuperacion de petréleo, y para la enzima que se
esta evaluando en este proyecto, solo se encontré un valor reportado por Lie He
donde a una concentracién del 2% la adsorcion es igual a 441.54 ug/mL*.

Las unidades del valor de adsorcion deben convertirse a mg/100g de roca, que es
lo que pide el simulador, para lo que se usa la conversion de la Ecuacion 1.

Ecuacion 1. Conversién de unidades de adsorcion
o)~ T i 77
grockl (1—@)p, *lmLPV

Fuente: SHENG, James J. Modern chemical enhanced oil recovery: Theory and
practice. United States of America: Gulf Professional Publishing, 2011. p. 326.

Donde:

e Cs: adsorcion

e (: porosidad (0.15)

e pr: densidad de la roca (2.65 g/mL)

Al no tener mas datos, la curva de adsorciéon de la enzima se asume como una
funcidn lineal (Grafica 10) y se ingresa los valores del Cuadro 11.

Por ultimo, se indica la concentracion de inyeccion, que para esto caso es del 5% al
ser cuando la IFT esta en su valor minimo.

45 LIU, H., y ZHANG, Z. Biology Enzyme EOR for Low Permeability Reservoirs. SPE 144281-MS,
2011.

84



Grafica 10. Adsorcion vs Concentracion de la enzima

Adsorcién mg/100g roca

o N B OO

4

wt % enzima

Cuadro 11. Adsorciéon de la enzima

Step 6 - Set Adsorption Values

Enter porosity of laboratory sufactant adsorption sample 0.15

ped

Weight % Surfactant

— 0 e P

Surfactant Adsorption, ma./{100gm rock)

254
5.48
7.35
8.85
11.76

(=]

~4|m‘m‘-ﬁ-|w|m

[147

Una vez creado el componente de surfactante, se debe ir a la seccidn de interaccion
roca-fluido e ingresar las curvas de permeabilidad relativa que varian con la
surfactante o enzima. Como se seleccion6 dos sets de
interpolacién, en uno se mantiene la curva original, es decir, a concentracion 0%, y
en el segundo se ingresa la curva a concentracion del 6%. El Cuadro 12 muestra
estos valores de permeabilidad y la Gréfica 11 su representacién en el simulador.

concentracion del

Cuadro 12. Valores de permeabilidad relativa con 6% de la enzima

Sw Krw Krow
0.25 0 1

0.30 0.01 0.82
0.35 0.03 0.65
0.40 0.06 0.49
0.45 0.07 0.42
0.50 0.11 0.29
0.55 0.15 0.17
0.60 0.20 0.08
0.66 0.25 0.02

Fuente: PORRAS, Miguel y RAMIREZ, Juan. Viabilidad técnica del uso de la
enzima biologica Greenzyme AG-280 a escala de laboratorio para reducir el dafio
de la formacién utilizando los fluidos del Pozo Colorado 25. Bucaramanga. 2012.
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Gréfica 11. Curva de permeabilidad relativa con 6% de la enzima
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Fuente: PORRAS, Miguel y RAMIREZ, Juan. Viabilidad técnica del uso de la
enzima bioldgica Greenzyme AG-280 a escala de laboratorio para reducir el dafio
de la formacion utilizando los fluidos del Pozo Colorado 25. Bucaramanga. 2012.

En la seccién de pozos y datos recurrentes se debe configurar los eventos en el
pozo inyector, de manera que se inyecte un bache de 500 ppm y luego se proceda
con la inyeccion de agua.

En la Figura 52 se muestra que se establece un afio de la inyeccion del bache de
enzima diluida. Los datos que aparecen fraccion molar del agua y surfactante son
calculados por el simulador. En la Figura 53 se debe configurar la fraccibn molar
para que vuelva a inyectar solo agua.
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Figura 52. Establecer fechas de inyeccion de la enzima

B Well Events O
W | displayed wells 2 of 2 20150101 ~| [F Well: 'INJ' at 2013-01-01 (0.00 day)
Name / Date Evert ID & Type
Hz Injected fluid: WATER
20190101 WELL Constraints
PRODLUCER H Component Mole Fraction MNomalize
) Multipliers
constraints 1 Water 0.996842365
INJ Wellbore 2 Surfact 0.00315763097
2015-01-01 WELL 3 Dead_Qil 0.0
INJECTOR Injected Huid 4 Soln Gas 0.0
constraints Total: 10
Options
2020011 INJECTOR -
constraints GEASEEL
injected fluid Gas Lift
Guide Rates
Comments
Injection fluid / stream attributes
[ Temperaturs 0F
[] Steam quality 0
[ Pressure 0 psi
Sort by: 8 g:tr:e Toolz  » Reset Page [ Auto-apply oK Cancel Apply Help
Figura 53. Inyeccion de agua después del bache de enzima
B Well Events O
= | displayed wells 2 of 2 2020-01-01 AR Well: 'INJ' at  2020-01-01 (365.00 day)
Name / Date Evert ID & Type
H2 Injected fluid: WATER
20190101 WELL Constrairts
PRODUCER # Component Male Fraction Momalize
i Multipliers
constraints 1 Water 1.0
1MJ Wellbore 2 Surfact 0.0
20150101 WELL 3 Dead_0il 0.0
INJECTCOR Injected Huid 4 Soln Gas 0.0
constraints
- Tatal: 10
injected fluid Options
2020-01-01 INJECTOR A
constraints DAt
injected fluid Gas Lift
Guide Rates
Comments
Injection fluid / stream attributes
[ Temperature 0F
[ Steam quality 0
[ Pressure 0 psi
5 (@) Name
ort by: O Date Tools  p Reset Page | [ ] Auto-apply 0K Cancel Ppply Help
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Para un tercer escenario se decide bajar la presion de inyeccion de la enzima, ya
que su resultado inicial, como se vera mas adelante, fue menor al de la inyeccién
de agua.

Figura 54. Cambio de presidon de inyeccion de la enzima

B Well Events O *
T displayed wells 2 of 2 2019-01-M v [FE Well: "INJ' at 2019-01-01 (0.00 day)
Name / Date Event ID & Type Constraint definition previous date: <none
H2
20190101 WELL Constraints # |C0nstraint | Parameter Limit/Mode | Value Action
FRODUCER S #*1 OPERATE BHP bottom hole pressure  MAX 12000 psi CONT
. ultipliers
5 constraints _ 2 |OPERATE  STWsufacewaterrste  © MAX 1500 bbl/day ~ CONT
Wellbore .-
0190101 WELL = selectren =
INJECTOR Injected Fluid
constraints T
injected fluid Options
< >
Layer Gradient
Max. number of continue-repeat allowed (MXCHNRPT) -
Gas Lift * v e
Guide Rates

< constraint modifiers =

Comments [[]Change cument primary constraint (ALTER) ~ [] Set new or change old constraint (TARGET)

BHFP 0 psi H Parameter Walue |

select new

Alter:  previous date: <none>

Target: previous date: <nones
(®) Name

Sort by:
oY Date Tools  » Reset Page | [ ] Auto-apply 0K Cancel Apnly Help

4.3 RESULTADOS

Se evaluaron dos escenarios de simulacién los cuales fueron: caso de inyeccién de
agua y caso de inyeccion de surfactante/enzima.

Con la inyeccion de agua se produjo 2°'233,410 Bbl en total (ver Gréfico 12), con la
inyeccion del surfactante/enzima a la misma presion se produjo 2’168,000 Bbl y
reduciendo la presion se obtuvo 2°450,290 Bbl. Los mejores escenarios fueron los
de la inyeccién de agua y de la inyeccion de enzima a 2000 psi de presion de
inyeccion, por lo que estos escenarios son los que se evaluaran financieramente.
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Gréfica 12. Petroleo producido acumulado vs tiempo
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5. ANALISIS FINANCIERO

El Campo Llanos 28 operado por la compaiiia Ingpetrol Ltda se sitda en la Cuenca
de los Llanos Orientales en el departamento de Casanare, en el Municipio de
Orocué. El crudo producido presenta gravedad API de 31.2°, por otro lado, el
yacimiento tiende a ser mojado por aceite, esto conlleva a que la movilidad no sea
adecuada ocasionando baja capacidad de produccién e incertidumbre en la
rentabilidad financiera durante la operacion del campo. La enzima actia como un
surfactante, disminuyendo la tensién interfacial y haciendo la roca mas mojada al
agua. Acorde a la evaluacion técnica, se midio la rentabilidad de inyeccion para los
escenarios Escenario 1 y Escenario 2. Para la evaluacion financiera, desde el punto
de vista de una compafia operadora, se realiz6 analisis de costos de inversion,
costos de operacion e ingresos para las tres proyecciones seleccionadas. El
horizonte de evaluacién del proyecto es de 5 afios con periodos anuales y la unidad
monetaria de valor constante a utilizar es el dolar estadounidense (USD). La Tasa
de Interés de Oportunidad (TIO) fue establecida en 15% efectiva anual. La
evaluacion se desarrolld por medio del Indicador Financiero Valor Presente Neto
(VPN).

En el presente analisis se determinaron los costos de inversién (CAPEX) para cada
una de las proyecciones, se determinaron los costos de operacion (OPEX), se
establecieron los ingresos a generar con la produccién de fluido estimada en el pozo
con cada uno de los escenarios, con el fin de conocer el Valor Presente Neto de
cada proyeccion propuesta.

5.1 ESCENARIOS A EVALUAR

5.1.1 Escenario 1. Corresponde a la inversién que debe realizar la compafiia con
el objetivo de aumentar la capacidad productora del pozo productor mediante
recuperacion secundaria, inyeccion de agua.

5.1.2 Escenario 2. Corresponde a la inversién que debe realizar la compafia con
el objetivo de aumentar la capacidad productora del pozo productor mediante la
inyeccion de la enzima.

5.2 ANALISIS DE COSTOS DE INVERSION (CAPEX)

Los costos de inversion corresponden a los desembolsos que realiza la empresa
con el proposito de mejorar la calidad de un servicio o0 aumentar la eficiencia de sus
operaciones. Actualmente, el Campo Llanos 28 cuenta con un pozo productor, pero
es necesario un pozo inyector con la finalidad de implementar la inyeccion de
enzimay en la Tabla 5 se presenta el costo de inversion asociado a la perforacion
y completamiento del pozo.

90



Tabla 3. Perforacion y completamiento del
pozo inyector
Perforamqn y Costo (USD)
completamiento
Pozo Inyector $4’476,000.00
Fuente: INGPETROL LTDA.

Una vez comienza la inyeccion de agua en los diversos escenarios, es necesario
instalar facilidades de produccion para tratar el fluido producido las cuales estan
compuestas por: Separador, Tratador térmico, Gun Barrel, Scrubber vy
Deshidratador. En la Tabla 6 se presenta los costos de adecuacion de las facilidades
de produccién en funcién de los caudales de inyeccion.

Tabla 4. Costo de facilidades de producciéon
Costo facilidades

Caudal (BBPD) (USD)

1500 $ 481,250.00

Fuente: INGPETROL LTDA.

El costo de la planta de tratamiento y acondicionamiento del fluido de inyeccion esta
en funcién del caudal de inyeccion. En la Tabla 7 se presenta el costo.

Tabla 5. Costo de planta de tratamiento

Costo planta
Caudal (BBPD) tratamiento (USD)

1000-1999 $ 1,000,000.00
Fuente: INGPETROL LTDA.

5.2.1 Escenario 1. Los costos de inversion estuvieron asociados con la perforacion
y completamiento del pozo inyector, la adecuacion de las facilidades de produccion
para el tratamiento de los fluidos producidos, la instalacion de la planta de
tratamiento y acondicionamiento del agua.

Tal como se presenta en la Tabla 5, el costo asociado a la perforacion del pozo
inyector corresponde a USD 4°476,000. El caudal de inyeccion corresponde a 1,500
BPD y segun la Tabla 6, el costo de las facilidades de produccién corresponde a
USD 481,250.

Previo a la inyeccion, es necesario tratar el agua mediante la planta de tratamiento,
segun la Tabla 7, el costo de la planta de tratamiento corresponde a USD 1,000,000.
El volumen poroso total por inyectar equivale a 509,477 Bbl. En la Tabla 8 se
presenta el costo de tratamiento del fluido.
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Tabla 6. Costo de tratamiento de agua, Escenario 1

. Tratamiento
Fluido (USD/bbl) Volumen (Bbl)  Costo total (USD)
Agua 0.3 509,477 $152,843.10

En la Tabla 9 se presenta el costo de inversion.

Tabla 7. Costo de Inversion, Escenario 1

Periodo

(Anual) Pozo Facilidades Planta Tratamiento Inversion (USD)

0 $ 4’476,000.00 $481,250.00 $ 100,000.00 $152,843.10 $5210,093.10

5.2.2 Escenario 2. Los costos de inversion estuvieron asociados a la perforacion
del pozo inyector, la adecuacion de las facilidades de produccion para el tratamiento
de los fluidos producidos, la compra de volumen de enzima, y la instalacion de la
planta de tratamiento de enzima y agua.

Previo a la ejecucion del proyecto, se debe realizar la compra del volumen total de
enzima, el cual es de 2217 Bbl. En la Tabla 10 se presenta el costo de la enzima.

Tabla 8. Costo de la enzima, Escenario 2.

Fluido Costo (USD/bbl) Volumen (Bbl)  Costo total (USD)

Enzima 25 2217 $ 55,425.000
Fuente: INGPETROL LTDA.

En la Tabla 11 se presenta el costo de inversion.

Tabla 9. Costo de inversion, Escenario 2

Periodo Pozos Facilidades Planta Enzima Tratamiento Inversion (USD)
(Anual)
0 $ 4°476,000 $ 481,250 $100,000 $55,425 $152,178 $ 5°264,853

5.3 COSTOS DE OPERACION (OPEX)

Los costos de operacion corresponden a los costos asumidos por la empresa dia a
dia con el propdsito de mantener en funcionamiento el proyecto.
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Los costos estan reflejados en el Lifting Cost el cual representa los costos de
levantamiento, procesamiento, transporte, talento humano, suministros,
reparaciones, etc.

Con base en la informacion respecto a los costos de operacion de los ultimos cuatro
afos, la empresa determind que el Lifting Cost para los escenarios propuestos,
equivalia a USD 15,00/Bbl. El cual se muestra en la tabla 14.

5.3.1 Escenario 1. Con base en la produccion estimada para cada periodo, se
determind los costos de operacion (véase Tabla 12).

Tabla 10. Costos de operacion, Escenario 1

Periodo (Anual) Produccion Bruta Lifting Cost Cos_tos de
(bbl) (USD/Bbl) operacion (USD)

1 109,502 15 1'642,530

2 109,799 15 1'646,985

3 109,499 15 1'642,485

4 107,891 15 1'618,365

5 101,907 15 1'528,605

5.3.2 Escenario 2. Con base en la produccion estimada para cada periodo, se
determind los costos de operacion (véase Tabla 13).

Tabla 11. Costos de operacion, Escenario 2

Periodo (Anual) Produccion Bruta Lifting Cost Cos_tos de
(bbl) (USD/Bbl) operacion (USD)

1 109,502 15 1'642,530

2 109,799 15 1'646,985

3 109,499 15 1'642,485

4 109,502 15 1'642,530

5 108,110 15 1'621,650

5.4 ANALISIS DE INGRESOS

El ingreso esta asociado a la produccion de petréleo mediante recuperacion
primaria, secundaria e inyeccion de enzima. Los ingresos corresponden a la venta
de los barriles de produccion de petroleo, restandole las regalias correspondientes.

5.4.1 Precio de venta del crudo. El precio de venta del crudo por barril se
referencia con base en el Petréleo Brent, el cual es utilizado por los mercados de
Europa, Africa, Oriente Medio. El crudo debe cumplir con una gravedad APl minimo
de 38.06 y un contenido de azufre maximo de 0.37%. Si no se cumple con estos
requerimientos se deben realizar ajustes de acuerdo como se muestra en la Tabla
14.
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Tabla 12. Ajuste por calidad del crudo

Valor de ajuste por gravedad API (Por Valor de ajuste por contenido de Azufre (Por cada
cada grado o fraccién de gravedad API)  unidad o fraccion porcentual de contenido de azufre)

0,30 USD/BI 1,70 USD/BI
Fuente: AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Resolucion 164 de 2015.
Por la cual se establecen los procedimientos y plazos de liquidacion, el precio base
de liquidacion de regalias generadas por la explotacion de crudo y el manejo de
anticipo de liquidacion de regalias y se dictan otras disposiciones.

En el caso del Campo Llanos 28, el crudo tiene una gravedad APl de 31.2 y se debe
realizar otro ajuste que es el de transporte requerido para llevarlo al punto de
exportacion. Estos ajustes se restan del precio de venta del crudo de referencia
Brent, para el cual se tomé 70 USD, como se muestra en la Tabla 15.

Tabla 13. Ajuste del precio venta

(USD/BbI)
Precio de referencia 70
Ajuste de calidad 1.8
Ajuste de transporte 5.7
Precio venta 62.5

5.4.2 Regalias. Las regalias son la contraprestacion econdémica que recibe el
gobierno nacional por la explotacién de los recursos naturales no renovables y que
estan bajo custodia del Estado. El valor de las regalias se establece con base en la
produccion segun la Ley 756 de 2002 (Tabla 16), por lo que, para los escenarios
propuestos, el porcentaje de regalias sera del 8%.

Tabla 14. Porcentaje de regalias segun Ley 756 de 2002

Produccion (BBPD) Porcentaje (%)
Hasta 5000 8
Entre 5000 y 125000 %=8+(produccion — 5000)*0.10
Entre 125000 y 400000 20
Entre 400000 y 600000 %=20+(produccién — 40000)*0.25
Mas de 600000 25

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

5.4.3 Escenario 1. En la Tabla 17 se presenta la produccion neta.
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Tabla 15. Escenario 1. Produccién neta

Periodo (Anual) Produc(glbolgl Bruta Regalias 8% (Bbl) Produc(:tc):tl)?)n Neta
1 109,502 8,760 100,742
2 109,799 8,874 100,925
3 109,499 8,760 100,739
4 107,891 8,631 99,260
5 101,907 8,153 93,754

En la Tabla 18 se muestra los ingresos netos del escenario propuesto 1.

Tabla 16. Escenario 1. Ingreso neto

Periodo (Anual) Produc(:gkl)?)n Neta Pre(ﬂgg/eb\éle)nta USD
1 100,742 62.5 $6°296,375
2 100,925 62.5 $ 6'307,813
3 100,739 62.5 $6°296,188
4 99,260 62.5 $ 6°203,750
5 93,754 62.5 $ 5'859,625

5.4.4 Escenario 2. En la Tabla 19 se presenta la produccién neta.

Tabla 17. Escenario 2. Produccién neta

Periodo (Anual) Pmd“c(g'bol;‘ Bruta  pogalias 8% (Bbl) Pmd“aft')‘l’)” Neta
1 109,502 8,760 100,742
2 109,799 8,874 100,025
3 109,499 8.760 100.739
4 109,502 8.760 100,742
5 108,110 8,649 99,461

En la Tabla 20 se muestra los ingresos netos del escenario base.

Tabla 18. Escenario 2. Ingreso neto

Periodo (Anual) Produ;:k;:kl)cl))n Neta Pre(%gg/et:)\éﬁnta USD
1 100,742 62.5 $ 6'296,375
2 100,925 62.5 $ 6’307,813
3 100,739 62.5 $ 6'296,188
4 100,742 62.5 $ 6°296,375
5 99,461 62.5 $6'216,312
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5.5 EVALUACION FINANCIERA

Para realizar la evaluacion financiera de este proyecto, se deben tener en cuenta el
indicador Valor Presente Neto (VPN).

5.5.1 Valor Presente Neto (VPN). Indicador financiero que representa a dia de hoy
tanto los ingresos como egresos futuros del proyecto y determina la rentabilidad de
un proyecto. La Ecuacién 3 representa el método indicado para hallar el VPN.

Cuando el VPN es mayor cero, indica que genera una ganancia extraordinaria y el
proyecto es atractivo. Si el VPN es menor cero, indica que el proyecto no es atractivo
porque no cumple las expectativas para la compafiia y si el VPN es igual a cero,
indica que el proyecto es indiferente financieramente para el inversionista.

Ecuacion 2. Valor presente Neto (VPN)

VPN(E) :Z—A +m

Fuente: CATACORA, José. Valor
Presente Neto, Finanzas para la
construccion. 2011. p.7. Modificado por
los autores.

Donde:

VPN: Corresponde al Valor Presente Neto a determinar.

A: Corresponde a la inversion realizada.

F: Corresponde al valor del flujo de caja neto.

n: corresponde al nimero de periodos que existen para la evaluacion del
proyecto.

e i: Corresponde a la Tasa de Interés de Oportunidad (TIO) la cual es la tasa de
retorno que se necesita sobre una inversion. Esta tasa es la encargada de
descontar el monto capitalizado de interés del total de ingresos a percibir en el
futuro.

La tasa interna de oportunidad manejada por Ingpetrol Ltda es equivalente al 15%
efectiva anual. Para determinar este valor se considero la Ecuacion 4, la cual se usa
para hallar el WACC (Weighted Average Cost of Capital o Promedio Ponderado del
Costo de Capital) que representa la tasa de descuento que suele emplearse para
descontar los flujos de caja futuros a la hora de valorar un proyecto de inversion.

96



Donde:

Ecuacion 3. Calculo del WACC

WACC=K,———
CAA+D

_|_

Kd(]- - T:]

CAA+D

Fuente: BUJAN, A. Formula WACC. 2018.
Tomado de:
https://www.enciclopediafinanciera.com/ana
lisisfundamental/valoraciondeactivos/formul
a-wacc.htm

Ke: Tasa o de costo de oportunidad de los accionistas.
CAA: Capital aportado por los accionistas.
D: Deuda financiera contraida.

Kd: Costo de la deuda financiera.
T: Tasa de impuesto a las ganancias.

5.5.2 Escenario 1. Evaluacion financiera asociada a la produccion mediante
recuperacion secundaria, inyeccion de agua a tasa de 1.500 BPD. En la Figura 55

se presenta el flujo de caja.

Tabla 19. Calculo de impuesto de renta, escenario

Periodo 1 2 3 4 5
Ingresos 6'296,375 6'307,813 6'296,188 6'203,750  5'859,625
COSFO 1'642,530 1'646,985 1'642,485 1'618,365 1'528,605
operacional

Utilidad

antes de 4'653,845 4'660,828  4'653,703  4'585,385  4'331,020
impuesto

Impuesto

de renta 1'535,769 1'5638,073 1'5635,722 1’513,177 1'429,237
(33%)

Utilidad

despuésde 3'118,076  3'122,755  3'117,981 3'072,208 2°901,783
impuesto
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Figura 55. Flujo de caja, Escenario 1

UsD

Ingresos FM8076 322755 317981 3072208 2901733

]

1
1
1 2 3 4 5

L}

Egresos 5'210,093

En el Célculo 1 se observa el Valor Presente Neto.

Caélculo 1. Valor Presente Neto, Escenario Propuesto 1.

3’'118,076 3'122,755 3'117,981 3'072,208

VPN = —5'210,093
T 7015 (140152 (140157 T (1+0.15)"
;20078 oiy11,896
(14 0.15)5 ’

5.5.3 Escenario 2. Evaluacion financiera asociada a la produccién mediante
inyeccion de enzima. En la Figura 56 se presenta el flujo de caja.

Tabla 20. Calculo de impuesto de renta, escenario

impuesto

Periodo 1 2 3 4 5
Ingresos 6'296,375 6°307,813  6'296,188 6'296,375 6'216,312
COSFO 1'642,530 1'646,985  1'642,485 1642,530 1'621,650
operacional

Utilidad

antes de 4'653,845 4'660,828 4'653,703 4'653,845  4'594,662
impuesto

Impuesto

de renta 1’635,769  1'5638,073  1'635,722  1’535,769  1'516,238
(33%)

Utilidad

despuésde 3'118,076  3'122,755  3'117,981 3'118,076  3'078,424




Figura 56. Flujo de caja, Escenario 2

UsD
Ingresos AM8076 322755 3117981 3118076 3078424
L ] l l 1 ]
L] | ] I I 1
0 1 2 3 4 5

Egresos 5'264 853

En el Célculo 2 se observa el Valor Presente Neto.

Calculo 2. Valor Presente Neto, Escenario Propuesto 1.2
3'118,076 3'122,755 3'117,981 3'118,076
VPN = —5'264,853 +

(1+015) T (140152 T (1+015)° (1 +015)"

§ OB Gi171,183
(14 0.15)5 ’

5.6 CONCLUSION

Desde el punto de vista financiero, ambos escenarios propuestos son atractivos
porque retorna la TIO esperada, siendo la mejor opcion la inyeccion de la enzima
porque retorna una ganancia mayor (ver Tabla 23), aunque realmente la diferencia
no es ampliamente significativa.

Tabla 21. VPN Pozo H2

Propuestos Valor Presente Neto (USD)
Escenario inyeccion de agua $5'111,896
Escenario inyeccion de enzima $5'171,183

Teniendo en cuenta el analisis financiero presentado, para la empresa Ingpetrol Ltda
la mejor opcidn es el escenario 2, el cual consiste en realizar la inyecciéon de una
enzima biolégica a una tasa de inyeccion de 1.500 Bbl/D, durante el tiempo del
proyecto (5 afios), porque presenta un VPN de USD 5'171,183 siendo asi el
escenario mas atractivo financieramente.
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6. CONCLUSIONES

Se describieron las generalidades del Campo Llanos 28, dando un enfoque a las
formaciones que fueron atravesadas con la perforacion del pozo H2. En el cual
la unidad de interés es la Carbonera C7 que se compone de areniscas
depositadas en un ambiente marino somero, deltaico y continental.

La empresa Ingpetrol Ltda realizdé pruebas de laboratorio al nucleo donde se
evidencia una porosidad promedio de 20.13% y una permeabilidad promedio de
882 mD, en donde la roca tiende a ser mojada por aceite.

La empresa Ingpetrol Ltda realiz6 pruebas de compatibilidad de fluidos, donde
se observa que a medida que se aumenta la proporcion de petréleo y se
disminuye la proporcion de la enzima, la separacion del crudo con el agua toma
mas tiempo, sin embargo, los resultados en general son 6ptimos ya que
muestran un efecto positivo en la separacion del agua con el crudo, siendo esta
del 100% en las proporciones 30/70 y 50/50.

El proceso de inyeccién de la enzima se simulé en STARS de CMG, pero ya que
los simuladores de yacimientos disponibles actualmente no permiten modelar
este productor, se ajustdé como surfactante. Las enzimas y los surfactantes
disminuyen segun su concentracion la tension interfacial. Los datos referentes a
esta variacion se obtuvieron de Wang y Kantzas, y se ingresaron al simulador al
tener el yacimiento de estudio de esto autores y el del Campo Llanos 28
caracteristicas similares como tipo de roca, presion, temperatura y porosidad.

Los resultados de la simulacion muestran que la inyeccion de agua produjo
2'233,410 Bbl y la inyeccién de la enzima produjo 2'450,290 Bbl, aumentando la
produccién acumulada de petréleo en 216,880 Bbl.

Teniendo en cuenta el analisis financiero presentado, para la empresa Ingpetrol
Ltda la mejor opcién es el escenario 2, el cual consiste en realizar la inyeccion
de una enzima bioldgica a una tasa de inyeccién de 1.500 Bbl/D, durante el
tiempo del proyecto (5 afios), porque presenta un VPN de USD 5'171,183 siendo
asi el escenario mas atractivo financieramente. El escenario de inyeccién de
agua también es rentable, siendo el VPN resultante de USD 5'111,896.
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7. RECOMENDACIONES
e Usar muestras del Campo Llanos 28 para realizar pruebas de laboratorio con la
enzima que permitan conocer su verdadero efecto en la tension interfacial,
permeabilidades relativa y humectabilidad.

e Ajustar la simulacion realizada con informacién mas amplia del campo y de la
enzima.

e Evaluar la viabilidad de inyectar un polimero junto con la enzima para que el
barrido aumente y el recobro sea mayor.
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