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GLOSARIO

ADSORCION: fenémeno de retencién de fluidos en una superficie soélida, en
presencia de otros fluidos.

AMBIENTE DE DEPOSITACION: un medio o ambiente sedimentario es una parte
de la superficie terrestre que se diferencia fisica, quimica y biolégicamente de las
zonas adyacentes. En un medio sedimentario o en parte del mismo puede
producirse erosion, no depédsito o sedimentacion, normalmente alternando en
diferentes etapas. Los procesos sedimentarios son los causantes del transporte y
depésito de los sedimentos. EI nimero de medios sedimentarios actuales es finito
y pueden ser clasificados.

ARCILLA: sedimento o mineral fino de silicato con tamafio de grano menor a
0.0039 mm. Se forma tras la descomposicion de rocas que poseen mica Yy
feldespato, formando caolinitas, ilitas y mormorillonitas.

ARCILLOLITA: roca sedimentaria de origen detritico, compacta y sin fisilidad cuyo
tamafio de particula es menor a 0.004 mm. Est& constituida por filosilicatos de
aluminio hidratados, con presencia ocasional de magnesio, metales alcalinos y
hierro.

ARENA: sedimento detritico que se origina por la meteorizaciéon de las rocas y
que ha sido seleccionado por los agentes de transporte. Particula silicea o
calcarea de grano fino y suelto, cuyo tamafo oscila de 0,1 mm a 2 mm,
generalmente la arena es un material no consolidado formado por granos de
cuarzo.

ARENISCA: roca sedimentaria originada tras la consolidacion y diagénesis de la
acumulacion de arena, su textura es detritica y su tamafo de grano varia de 1/16
mm a 2 mm. Esta compuesta de un 85% por lo menos de granos de cuarzo mas o
menos redondeados. De acuerdo con el contenido de sus elementos o de su
cementante, las areniscas pueden denominarse: Arcosas (predominio de
particulas de cuarzo), areniscas arcillosas (cementante arcilla), areniscas limosas
(cementante limo), areniscas calcareas (cementante carbonatos).

BARRIL: unidad volumétrica generalmente usada para la medicion de crudo.
Equivalente a 42 galones U.S.

BASAMENTO: capas de roca por debajo de las cuales no se espera que existan
yacimientos de hidrocarburos econdémicos. Los basamentos corresponden
normalmente a rocas igneas o metamoérficas 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

23



comunes. Las rocas de basamento habitualmente poseen diferente densidad,
velocidad acustica y propiedades magnéticas que las rocas suprayacentes.

BOMBAS ELECTROSUMERGIBLES: es una bomba centrifuga multietapas que
desplaza los fluidos de fondo a superficie mediante la rotacién de un impulsor, el
cual se encuentra dentro de un difusor que tiene una entrada central y una salida
tangencial. La trayectoria del fluido se caracteriza por ser una espiral creciente
desde la entrada en el centro dirigiéndose hacia la tangente en la salida.

BUILD UP TEST: prueba de restauracion de presion que se lleva a cabo en los
pozos para determinar presiones de yacimiento, dafio en la formacion, distancia
de fallas, longitud de fractura, entre otros paradmetros. Consiste en la medicién de
presion en un periodo de tiempo en el cual el pozo se encuentre cerrado.

CAMPO: corresponde a una acumulacion o grupo de acumulaciones de petroleo
en el subsuelo. Un campo de petrdleo 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 tamafio econémico.

CAPEX: es la abreviatura de la expresion Inglés Capital Expenditure (en espafiol,
capex 0 gastos de capital), es el gasto que una empresa realiza en bienes de
equipo y que genera beneficios para una compafiia, bien sea a través de la
adquisicién de nuevos activos fijos, o través de un aumento en el valor a los
activos fijos ya existentes.

CMG IMEX: simulador que pertenece a la suite de CMG, para el modelaje de
yacimientos tipo black oil.

CMG STARS: simulador desarrollado por la compafiia Computer Modelling Group,
area la simulacibn de yacimientos con procesos tipo térmico y procesos
avanzados, es decir, realiza un modelaje avanzado para procesos que implican la
inyeccion de vapor, combustion in situ, disolventes y productos quimicos.

COLUMNA ESTRATIGRAFICA: representacion gréafica de los diversos materiales
donde se puede encontrar, en una zona determinada, su sedimentacion, su edad,
los mas antiguos en la parte inferior y los mas modernos en la parte superior, y el
espesor de las capas, empezando por las inferiores y continuando hacia las
superiores.

COMPLEJO GEOLOGICO: es una unidad de rocas compuesta por dos o tres de
los siguientes tipos de rocas: metamorficas, igneas o sedimentarias. Los
complejos son unidades litodémicas (unidades de roca que no estan estratificadas
o estratigraficamente unidas) generalmente de extension regional.
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CONCENTRACION DE POLIMERO: relacion entre la cantidad de polimero
presente en la solucion de inyeccion y la cantidad total de solucién de agua.

CONCENTRACION DE SURFACTANTE: cantidad en partes por millon de
surfactante que se disuelven en una solucién de agua.

CONCORDANTE: relacion geométrica entre dos unidades estratigraficas
superpuestas, en la que existe paralelismo entre los materiales infrayacentes y
suprayacentes.

CONGLOMERADO: roca sedimentaria de tipo detritico, con tamafio de grano
entre 2 y 4 mm. Formada de fragmentos redondeados de diferentes rocas o
minerales que se unen por un cemento o matriz.

CUENCA: una 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 depresion o subsistencia. Las
cuencas sedimentarias, o simplemente cuencas, pueden tener forma de cubeta o
fosa alargada.

DISCORDANTE: los contactos discordantes son secuencias que presentan
interrupcién en la depositacion y se presenta un hiato (tiempo geoldgico durante el
cual no hay sedimentos o estratos) entre las dos unidades y que representa el
contacto. A estos contactos se les llama discordancias. Una discordancia es una
superficie de la erosién o de no depositacion que separa estratos mas jovenes de
rocas mas antiguas y que representa un hiato significativo.

DRAWDOWN: caida de presion que se genera al aumentar el caudal, y que se
estabiliza hasta que el fluido también lo haga.

EFICIENCIA DE BARRIDO AREAL: relacion existente entre el area horizontal
contactada por el fluido desplazante en un proceso de recuperacion, y el area
horizontal total contactable.

EFICIENCIA DE BARRIDO VOLUMETRICO: fraccion del volumen total invadido
de un yacimiento por un proceso de recuperacion secundaria 0 mejorada.

EFICIENCIA DE DESPLAZAMIENTO: cambio en fraccion de la saturacién de
petréleo residual luego de un proceso de inyeccion, con respecto a la saturacion
de petréleo residual antes del proceso.

ESPESOR: es la medida perpendicular entre la base y el tope de un estrato.

ESTRATIFICACION: familia de estructuras sedimentarias primarias formadas por
migracion de las caras de avalancha de ripples o barras. Se caracteriza por el
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desarrollo de paquetes de laminaciones inclinadas limitados por superficies
planas.

ESTRATIGRAFIA: parte 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.

FACTOR DE RECOBRO: relacion entre la cantidad de petréleo que puede ser
extraido mediante cualquier método de recuperacion, y la cantidad de petréleo
original in situ. Usualmente se expresa en porcentaje.

FALLA ANTITETICA: fallas secundarias, que normalmente forman parte de un
conjunto, cuyo sentido de desplazamiento es opuesto al de las fallas primarias y
sintéticas asociadas. Los conjuntos de fallas antitéticas-sintéticas son habituales
en las zonas de fallas directas.

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

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

FORMACION: termino general 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 espacio-temporal y las causas que dieron lugar a su
formacion

GRAVEDAD API: consiste en una unidad de densidad adoptada por el Instituto

Americano del Petréleo (API). Segun la escala API, cuanto mas alto es el indice
menos la densidad del crudo.
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GRUPO: unidad litoestratigrafica de rango mayor que comprende dos, o mas,
formaciones adyacentes.

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

INYECCION: proceso de inundacién de yacimiento, con el fin de aumentar la
eficiencia de recuperacion.

INYECCION DE POLIMERO: inyeccién de una solucion polimérica soluble en
agua, seguido de un bache de agua.

INYECCION DE SURFACTANTE: inyeccion de un bache compuesto por: agua,
surfactante, electrolito, cosolvente y un hidrocarburo, seguido de un tapén de
agua.

KEROGENO: es una sustancia insoluble debido a su alto peso molecular. Esta
constituido por carbono e hidrégeno presente en las rocas sedimentarias y es el
componente principal en la generacion de hidrocarburos. Se ha sido clasificado en
cuatro grandes grupos: El kerdgeno tipo | de alto contenido de carbono e
hidrégeno, y de bajo contenido de oxigeno, comunmente procreador de aceite; el
kerdgeno tipo Il y 1l que tienen contenido de carbono e hidrégeno regular y de
oxigeno también, comunmente procreadoras de gas; y el kerégeno tipo 1V, el
produce carbono y gas.

LIMOLITA: roca sedimentaria detritica originada por la alteracion de minerales
gue contiene hierro. Su textura es adamantina-sedosa es opaca y de color pardo
amarillo. Su tamafo de grano varia entre 0.0lmm y 0.001lmm de diametro. Se
compone principalmente por goethita (microcristalina), lepidocrocira y otros oxidos
de hierro no cristalinos.

LODOLITA: roca sedimentaria de origen detritico, su textura se caracteriza por la
carencia de plasticidad, fisibilidad cohesiéon y bajo contenido de agua. Su tamafio
de grano es menor a 0,02 mm y esta compuesta principalmente por minerales de
arcilla.

LUTITA: roca sedimentaria de origen detritico, de textura pelitica, variopinta. Las
particulas de estas rocas son tan pequefias que no pueden identificarse con
facilidad sin grandes aumentos y por esta razén, resulta mas dificil estudiar y
analizar las lutitas que la mayoria de las otras rocas sedimentarias formadas por la
consolidacion de particulas muy finas, arcillas. Presentan estructuras laminares,
muy finas, friables. Las lutitas son porosas y a pesar de esto son impermeables,
porgue sus poros son muy pequefios y no estan bien comunicados entre ellos.
Pueden ser rocas madre de petroleo y de gas natural.
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MARCO GEOLOGICO: es un resumen de la geologia de un area en estudio en el
cual se incluye la estratigrafia, las rocas presentes en el area y demas datos
geoldgicos que sirvan como preludio a un estudio principal, puede hacerse de
manera regional o puntual dependiendo de la escala a la que se estéa trabajando.

MIEMBRO: unidad litoestratigrafica de rango inferior a la formacion y que siempre
es parte de una formacion.

MIGRACION: movimiento de los hidrocarburos generados, desde la fuente hacia
las rocas yacimiento. Ese movimiento recién generado fuera de su roca
generadora es la migracion primaria, también denominada expulsion. El
movimiento ulterior de los hidrocarburos hacia la roca yacimiento en una trampa
de hidrocarburos u otra zona de acumulacién es la migracién secundaria. La
migracion se produce habitualmente desde un area estructuralmente baja hacia un
area mas alta, debido a la flotabilidad relativa de los hidrocarburos, en
comparacion con la roca adyacente. La migracion puede ser local o producirse a lo
largo de distancias de cientos de kilometros en las cuencas sedimentarias
grandes, y es crucial para la formacion de sistemas de petréleo viable.

MODELO PREDICTIVO: solucién analitica para los calculos de recuperacion de
petréleo bajo diferentes esquemas de produccion.

MOVILIDAD: se define como la facilidad de un fluido para moverse en un medio.
Es expresada como la relacion entre la permeabilidad relativa y la viscosidad de
un fluido.

OPEX: se refiere a los costos asociados con el mantenimiento de equipos Yy
gastos de consumibles y otros gastos de funcionamiento necesarios para la
produccion y el funcionamiento del negocio o del sistema.

PATRON DE INYECCION: ubicacion de pozos productores e inyectores en un
yacimiento, siguiendo una forma geométrica definida. Puede ser de manera
normal (mas inyectores que productores) o de manera inversa.

PBU (PRESSION BUILD UP): aumento de presion después de un tiempo de
cerrado el pozo o en el momento en el que la presion disminuye.

PERMEABILIDAD: es la capacidad que tiene la roca para detener o facilitar el
flujo de fluidos. Para flujo lineal la ley de Darcy dice que la velocidad de un fluido
homogéneo en un medio poroso es proporcional a la caida de presién e
inversamente proporcional a la viscosidad.

PLAY GEOLOGICO: zona explotable, productiva de un vyacimiento de
hidrocarburos.
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POROSIDAD: se define como la relacion entre el volumen poroso y el volumen
total de la roca. De acuerdo a la interconexion del volumen poroso, la porosidad
puede ser absoluta, efectiva o no efectiva.

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

PROPIEDADES PETROFISICAS: caracteristicas del tipo de roca, permeabilidad,
porosidad de la roca, saturacion de agua, volumen de shale.

ROCA GENERADORA: una roca rica en contenido de materia organica que, Si
recibe calor en grado suficiente, generara petréleo 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 organica.

ROCA IGNEA: también nombrada magmatica, es aquella que se ha formado por
solidificacion de un de material rocoso, caliente y movil, denominado magma. Su
tamafo de grano esta entre 1/4 y 32 mm. La textura de una roca ignea se usa
para describir el aspecto general de la misma en funcion del tamafio, forma vy
ordenamiento de los cristales que la componen. En un esquema simplificado se
pueden distinguir hasta seis texturas igneas: vitrea, afanitica o de grano fino,
faneritica o de grano grueso, porfidica, pegmatitica, o piroclastica. Estas rocas
estan compuestas de cuarzo, feldespato alcalino, plagioclasa, y feldespatoide.

ROCA METAMORFICA: resultan de la transformacién de rocas preexistentes que
han sufrido ajustes estructurales y mineralégicos bajo ciertas condiciones fisicas o
guimicas. Su textura puede ser foliada, que es la alineacion mineral resultante que
proporciona a la roca una textura en laminas o bandas, o puede ser de textura no
foliada. Su tamafio de grano varia entre 0,063 y 2 mm. Entre los minerales que se
forman por este proceso encontramos cianita, estaurolita, silimanita, andalucita y
también granates.

ROCA RESERVORIO: o roca almacén es una roca que debe poseer excelentes
condiciones de porosidad y permeabilidad para permitir que el petréleo fluya
libremente a través de ella. Las mejores rocas reservorios son las calizas
fracturadas y las areniscas.

ROCA SELLO: roca impermeable que evita que el petrdleo siga desplazandose o
se escape, en otras palabas, es aquel tipo de roca que actia como barrera al
escape del petroleo dentro del reservorio o yacimiento (generalmente lutitas), en
ocasiones el sello lo constituye una anomalia estructural o estratigrafica (fallas o
discordancias entre otras).
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SATURACION: fracciéon volumétrica de los fluidos presentes en el yacimiento a
una determinada profundidad.

SATURACION DE AGUA: fraccion en volumen de agua en el espacio poroso a
una determinada profundidad.

SEDIMENTO: son los depésitos que se acumularon en el transcurso de las areas
geoldgicas para conformar las rocas sedimentarias posteriormente. También se
pueden definir como material sélido que se acumula en la superficie terrestre y
que surge por la accién de diversos fenOmenos naturales que actuan en la
atmésfera, la hidrésfera y la biosfera.

SIMULACION NUMERICA DE YACIMIENTOS: rama de la ingenieria de
yacimientos que busca predecir el comportamiento real de los fluidos en el
yacimiento, mediante el uso de métodos numéricos y la ecuaciéon de difusividad.

SIMULADOR DE YACIMIENTOS: conjunto de programas que mediante el uso de
la simulacibn numérica, obtienen soluciones rapidas en la prediccion del
comportamiento del yacimiento.

SISTEMA PETROLIFERO: elementos geoldgicos y procesos fisicos que
interactian en la naturaleza sincronizadamente para la formacion de
hidrocarburos. Es el que incluye la zona de maduracion de la roca madre, la red
de distribucion natural y los acontecimientos de petréleo descubierto
genéticamente relacionados.

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

TRAMPA: configuracion de rocas adecuadas para contener hidrocarburos,
selladas por una formacion relativamente impenetrable a través de la cual los
hidrocarburos no pueden migrar. Las trampas se describen como trampas
estructurales (en estratos deformados, tales como pliegues y fallas) o trampas
estratigraficas (en zonas en las que los tipos de roca también cambian, tales como
discordancias, acufiamientos y arrecifes). Una trampa es un componente esencial
de un sistema petrolifero.

TRANSCURRENTE: cuando el desplazamiento es horizontal y paralelo al rumbo
de la falla. Pueden ser, segun el sentido de movimiento de los bloques
(referenciado a la posicion de un observador situado sobre uno de los
blogues), sinistral o direccional izquierda, cuando el bloque opuesto al que ocupa
el observador se mueve a la izquierda, y dextral o direccional derecha, cuando el
blogue se mueve a la derecha.

VISCOSIDAD: propiedad reolégica mas importante del fluido de fractura que
cuantifica su resistencia al flujo.

30



YACIMIENTO: estructura geoldgica de volumen limitado, con acumulacion natural
de hidrocarburos en estado liquido y/o gaseoso.
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RESUMEN

En este trabajo se presenta la descripcion y las generalidades geoldgicas del
Campo “A” de la cuenca de los Llanos Orientales, operado por la empresa CEPSA
Colombia SA, comprendiendo la columna estratigrafica, modelo sedimentario,
analisis petrofisico, roca madre, roca generadora, migracion de hidrocarburos y la
ubicacion de cada estrato a tratar. También se explican y se describen los
métodos de recobro empleados en este campo.

Seguidamente, se presentan diferentes casos de estudio contemplando las
pruebas de produccion, pruebas de presidén, completamientos de pozos, distancia
a las facilidades, continuidad de cuerpos de arena, factor de recobro y las reservas
las cuales permiten seleccionar entre los pozos existentes las condiciones
necesarias para asi obtener diferentes escenarios de pruebas de inyeccion
quimica de ASP.

Mediante el uso del software de simulacién de yacimientos CMG (Computer
Modeling Group), se plantean varios escenarios donde se lleva a cabo la
simulacion de inyeccion quimica, en donde se presentan diferentes arreglos de
pozos y combinaciones de los agentes quimicos &lcali, surfactante y polimero.
Una vez desarrollado los escenarios de simulacion, se observé el factor de
recobro obtenido en cada caso, con el fin de determinar en cudl de ellos se obtuvo
un mayor factor de recobro.

Adicionalmente, se realiza una comparacion de resultados entre los casos de
estudio desarrollados en el simulador de yacimientos CMG vy los resultados de un
proyecto piloto CEOR implementado en un campo de la Cuenca de los Llanos
Orientales operado por la empresa CEPSA Colombia S.A.

Finalmente se evalla la viabilidad financiera de los diferentes casos de estudio de
inyeccion quimica del Campo A por medio de proyecciones de flujo de fondos y
estados financieros, los cuales a partir del indicador del Valor Presente Neto
(VPN) determina si se tiene rendimiento o retorno de la inversion realizada.

Palabras Clave: Recobro Mejorada, Inyeccion Quimica, Inyeccion Alcali-

Surfactante-Polimero (ASP), Recuperacién Terciaria, CMG, Simulacion de
Yacimientos, Factor de Recobro.
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INTRODUCCION

Hoy en dia, la importancia del petrleo en la economia mundial, lleva a la
basqueda de nuevas tecnologias y métodos de extraccion los cuales ayudan a
maximizar el factor de recobro y acelerar el recobro de las reservas recuperables,
incluyendo todas las actividades, estudios, analisis y operaciones que se realizan
y se ejecutan de manera organizada y planificada, permitiendo asi la explotacién
tanto técnica como econémicamente rentable del reservorio.

Por ello, la implementacién de métodos de recobro terciario se ha estudiado y
ejecutado con el fin de extraer la mayor cantidad de petréleo posible de los
yacimientos, dado que sin estas técnicas, es posible que el crudo que queda en el
yacimiento supere el 60% tras el uso de métodos de recuperacion primarios y
secundarios. Las técnicas de recobro terciario incluye el uso de agentes quimicos
como alcali, surfactantes, polimeros, combinaciones de estos agentes, entre otros.

El Campo A, ubicado en la Cuenca de los Llanos Orientales, tiene una madurez de
31 afios. Este ha sido operado por varias empresas y a partir del afio 2008 la
empresa CEPSA Colombia S.A. adquirio la totalidad de derechos sobre el Bloque
guedando asi con el 70% del Campo al igual que su operacion. Tras los nuevos
pozos perforados por esta empresa, la produccion del Blogue llego a tener una
produccion aproximada de 20.000 barriles de petréleo por dia.

Actualmente el Blogue cuenta con una produccion de alrededor 13.500 barriles de
petréleo por dia y por ello la empresa ha implementado sistemas de levantamiento
artificial y métodos de recuperacion como el ESP, con el propésito de lograr
mantener los niveles de produccion. Aun asi, no se ha logrado mantener una
produccion constante debido a la heterogeneidad del yacimiento y a la presencia
de canalizaciones las cuales evitan la reduccion del aceite residual y remanente
presente en el yacimiento.

Dado estas condiciones, en este trabajo se presenta un estudio de recuperaciéon
terciaria (inyeccion quimica ASP), con el objetivo de mostrar varios casos en los
que se puede mitigar el efecto de la disminucién de produccién de petrdleo y el
aumento en el factor de recobro. Es necesario describir las caracteristicas
geoldgicas y propiedades del yacimiento del Campo “A” para asi comprender la
razon en la seleccion de los casos de estudio.

Seguidamente, en este proyecto se desarrollan diferentes escenarios de
simulacion por medio de STARS, el cual es una suite del software CMG, llevando
acabo diferentes arreglos de pozo y combinaciones de los agentes quimicos a
emplear. Ya obtenidos lo resultados de la simulacién de los diferentes casos de
estudio, se realiza el célculo del factor de recobro para asi conocer en cuél de los
casos se da el mayor aumento de la produccion.
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Ya conociendo la viabilidad técnica del proyecto, se procede a evaluar
econdmicamente cada uno de los casos de estudio por medio del indicador
financiero Valor Presente Neto (VPN). Obteniendo estos resultados, se presentan
las conclusiones del proyecto las cuales analizan la viabilidad técnica y financiera
del proyecto.
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OBJETIVOS

OBJETIVO GENERAL

Evaluar técnico-financieramente la inyeccion Alcali-Surfactante-Polimero en pozos

candidatos de un Campo “A” ubicado en la Cuenca de los Llanos Orientales.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

1. Describir las generalidades geoldgicas del Campo A de la Cuenca de los
Llanos Orientales.

2. Describir los métodos de recobro empleados en el Campo A ubicado en la
Cuenca de los Llanos Orientales.

3. Seleccionar los pozos candidatos del Campo A para intervencion, y la
formulacion quimica del polimero, surfactante y/o &lcali para la mezcla ASP
segun las condiciones de produccion e inyeccién de los pozos seleccionados.

4. Validar mediante el uso del simulador de yacimientos CMG las pruebas de
inyeccion quimica (ASP) en los pozos seleccionados.

5. Comparar los resultados obtenidos en la simulacion con respecto a los
resultados del proyecto piloto.

6. Determinar la viabilidad financiera de la inyeccion quimica (ASP) del Campo A
de la empresa CEPSA Colombia S.A mediante el indicador valor presente neto
(VPN).
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1. GENERALIDADES DEL CAMPO “A” DE LA CUENCA DE LOS LLANOS
ORIENTALES

En este capitulo se presentan las principales caracteristicas del Campo “A”
ubicado en la Cuenca de los Llanos Orientales, asociado a su historia,
localizacion, marco geoldgico, e historial de produccion.

1.1HISTORIA DEL CAMPO “A”

La historia del Campo “A” se remonta al ano 1986, cuando la empresa operadora
CHEVRON, empez6 actividades de exploracion en el bloque bajo el cual se firmé
un Contrato de Exploracién y Produccion, perforando en el afio 1987 el primer
pozo exploratorio P-1, asociado al Campo A y en el cual encontré hidrocarburos
en las arenas C-7 de la Formacién Carbonera, alcanzando una profundidad de
5.700 pies y fue clasificado como productor no comercial.

En el afo 1992, la empresa A.l.P.C. adquiri6 los derechos de operacién del
Blogue, los cuales posteriormente en el 1994 cedi6 a la empresa CASA INGLESA,
sin que llevaran a cabo actividades en el sector de interés de este proyecto.

En el aflo 2001, la empresa HUPECOL adquirio los derechos de operacion y
reevalué el Bloque, teniendo en cuenta los interesantes indices de aceite
encontrados en el antiguo pozo P-1 ampliando el conocimiento con base en
estudios sismicos, los cuales en los afios 2004 y 2008 dieron lugar a la perforacion
de los pozos productores P-2, P-4, P-5, P-6, P-7ST, y el P-8 encontrando
hidrocarburos en el mismo nivel estratigrafico que en el pozo P-1. Con la
perforacion del pozo P-2 en abril del afio 2004, se definio la comercialidad del
Campo “A”.

Asi mismo en el afio 2008, la empresa CEPCOLSA (Compafiia Espafiola de
Petréleos en Colombia S.A.) renombrada como CEPSA (CEPSA Colombia S.A.)
en el 2015, adquirié los derechos de operacion del Bloque. Entre los afios 2008 y
2010, CEPSA perforé en el Campo “A” los pozos productores P-3, P-9, y el P-10.
Todos los pozos de este campo producen de la formacion Carbonera C-7.

A octubre de 2018, el Campd “A”, se encuentra activo y produciendo, y continua
bajo la operacién de CEPSA.

1.2 LOCALIZACION

El Campo “A”, se encuentra localizado en Colombia, en la parte Centro-Occidental
de la Cuenca de los Llanos Orientales, en el departamento del Meta en la
jurisdiccién del municipio de Puerto Gaitan. En la Figura 1 se puede observar la
localizacion del Campo “A”.
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Figura 1. Localizacion del Campo “A”, Cuenca de los Llanos Orientales, Colombia.
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Para acceder al Campo “A”, partiendo desde la ciudad de Bogota, capital de
Colombia, se debe tomar la ruta 40 de INVIAS, la cual pasa por la ciudad de
Villavicencio, los municipios de Puerto Lépez y Puerto Gaitan. Continuando por
esta ruta, se debe tomar la via de Alto Neblinas, y a la altura del kilbmetro 3 +130
hay una bifurcacion en direccion Sureste la cual conduce hacia el Campo “A”. Este
recorrido tiene una distancia aproximada de 280 km.

1.3MARCO GEOLOGICO

En esta sesibn se describen las principales caracteristicas geoldgicas
relacionadas con el Campo “A”, en la Cuenca de los Llanos Orientales,
especificamente en el Piedemonte Andino, comprendiendo la estratigrafia,
geologia estructural y del petréleo, haciendo énfasis en la zona de interés y su
sistema petrolifero.

1.3.1 Columna Estratigrafica. La columna estratigrafica depositada en la Cuenca
de los Llanos Orientales se adelgaza gradualmente hacia el Este, formando un
sucesivo cubrimiento de las unidades mas jovenes sobre el basamento Pre-
Céambrico. El grado de deformacion estructural decrece de Oeste hacia Este a
traves de la Cuenca.

En el sector del Bloque petrolero y del Campo “A”, la columna estratigrafica se
restringe a un Paleozoico, en el cual reposan discordantemente secuencias
sedimentarias pertenecientes al Cretacico Superior y al Terciario, el cual
corresponde a las unidades de la Formacion Carbonera hasta la Formacion
Guayabo. Cabe resaltar que todo el registro litologico desde la Formacion Barco
(Paleoceno) hasta las arenas de la Formacion Mirador (Eoceno Medio) al igual
gue la secuencia inferior del Cretacico, no se encuentran presentes en el sector,
debido a pinchamientos y/o no depdsito de las mismas.

En la Figura 2 se presenta la columna estratigrafica generalizada de la Cuenca de
los Llanos Orientales en la cual se ubica el Campo “A”, y la columna estratigrafica
del Campo “A”.

1.3.2 Estratigrafia. A continuacion, se hace una breve descripcion de las
unidades estratigréaficas presentes en la Cuenca de los Llanos Orientales donde se
encuentra ubicado el Campo “A”, de la mas antigua a la mas reciente.

1.3.2.1 Basamento. Seguin CEPSA Colombia S.A.%, El basamento de la Cuenca
de los Llanos Orientales corresponde a rocas igneas pluténicas acidas, de Edad
Precadmbrica. Especificamente, el basamento esta constituido por rocas igneas y
metamorficas pertenecientes al Complejo Magmatico del Mitt, Granito Rapaquivi
del Parguaza, Sienita Nefelinica de San Jose de Guaviare. Este basamento
cristalino no ha sido perforado en el area del Campo “A”. Sobre este basamento se
depositaron los sedimentos paleozoicos.

1 CEPSA Colombia S.A. Plan de Desarrollo 2017. Abril, 2017, p. 14
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Figura 2. Columna estratigrafica generalizada de la Cuenca de los Llanos Orientales y del Campo “A”.
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1.3.2.2 Formacion Une. Como menciona INGEOMINAS?, la edad de esta
formacion corresponde al Cretacico entre el Albiense y el Cenomaniense. La
formacion esta constituida de una sucesién monoétona de areniscas de grano fino
con intercalaciones de lutitas en la parte media. Las areniscas se encuentran en
capas con estratificacion delgada a gruesa; su color por lo general es gris oscuro,
pero también se encuentran capas de colores claros. En la cuenca se presenta un
espesor entre 1.312 a 1.640 pies. Su ambiente de depdsito es marino. La Fm. Une
se encuentra en contacto concordante con la Fm. Gacheta que la suprayace. La
Formacion Une no se presenta en el Campo “A”.

1.3.2.3 Formacion Gacheta. De acuerdo con INGEOMINASS, esta fue depositada
durante el Cretacico en el Cenomaniense a Santoniense. Constituida
principalmente por arcillolitas y lutitas de colores negro y gris oscuro con alto
contenido de materia organica, intercalados ocasionalmente se presentan lentes
de arenas cuarzosas de grano fino a medio. Presenta un espesor aproximado de
120 pies. Se le ha asignado un ambiente de depdsito marino. La Fm. Gacheta se
encuentra en contacto concordante con la Fm. Une que la infrayace y con la Fm.
Guadalupe que la suprayace. La Formacion Gacheta no se presenta en el Campo
“A”.

1.3.2.4 Formacion Guadalupe. CEPSA Colombia S.A.4 menciona que el tope de
la secuencia del Cretacico. Su espesor puede llegar a ser de 1.250 pies. Esta
conformada por areniscas masivas depositadas en un ambiente deltaico marino
con intercalaciones delgadas de lutitas hacia la base gradando hacia un ambiente
de arenas masivas depositadas en un ambiente fluvial-deltaico seguido por un
ambiente de depositacion de llanura costera hacia la parte superior de la
secuencia. La Fm. Guadalupe se encuentra en contacto concordante con la Fm.
Gacheta que la infrayace y en contacto discordante con la Fm. Barco que la
suprayace. La Formacion Guadalupe no se presenta en el Campo “A”.

1.3.2.5 Formacion Barco. Como lo menciona DE PORTAS, la edad de la
Formacion Barco es Paleoceno. Las areniscas son de grano medio a grueso, bien
calibradas y con estratificacion cruzada. Ocasionalmente se encuentran delgadas
intercalaciones de arcillas grises, parcialmente limosas, especialmente hacia la
base. Esta formacion desaparece por pinchamiento hacia el este de la cuenca. Su
espesor varia de 30 a 350 pies. Esta conformada por una secuencia
moderadamente homogénea de areniscas amalgamadas que fueron depositadas
en un ambiente fluvial a canales deltaicos. La Fm. Barco se encuentra en contacto
discordante con la Fm. Guadalupe que la infrayace y en contacto concordante con
la Fm. Cuervos que la suprayace. La Formacién Barco no se presenta en el
Campo “A” debido a pinchamientos y adelgazamiento progresivo.

2 RODRIGUEZ, Erasmo. Caracterizacion de unidades Geoldgicas y Geomorfolégicas de Colombia:
Formacién Une. Bogota: DOC, 2000. p. 7.

3 Ibid., p. 6

4 CEPSA Colombia S.A. Plan de Desarrollo 2017. Abril, 2017, p. 14

> DE PORTA, J. Léxico Estratigréafico. Paris: DOC, 1974, p. 80
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1.3.2.6 Formacién Los Cuervos. Segun DE PORTAS, la edad de la Formacion
Cuervos es Paleoceno. Esta Formacion consiste de lutitas y arcillolitas de color
gris, gris verdoso y pardo — amarillento con delgadas intercalaciones de limolitas,
mantos de carbon y delgadas capas de areniscas con restos vegetales. Su
espesor en la cuenca varia de 926 a 1.037 pies. Se ha interpretado un ambiente
de depdsito continental/transicional a marino para esta unidad. La Fm. Los
Cuervos se encuentra en contacto concordante con la Fm. Barco que la infrayace
y en contacto discordante con la Fm. Cuervos que la suprayace. La Formacion Los
Cuervos no se presenta en el Campo “A” debido a pinchamiento y adelgazamiento
progresivo.

1.3.2.7 Formacién Mirador. Como hace referencia DE PORTA’, la edad de la
Formacion Mirador es Paleoceno en el Eoceno. Las arenas son de grano fino a
grueso, localmente conglomeraticas y de color claro, limpias, masivas y con
estratificacion cruzada. Ocasionalmente se encuentran delgadas intercalaciones
de arcilla y limonitas grises. El espesor varia entre 450 pies (area del piedemonte)
y 30 pies, con desaparicion por pinchamiento o adelgazamiento progresivo, hacia
el Este. Est4 conformada por una secuencia gruesa de depdsitos de canales de
arenas fluviales amalgamados. La Fm. Mirador se encuentra en contacto
discordante con la Fm. Los Cuervos que la infrayace y en contacto concordante
con la Fm. Carbonera que la suprayace. La Formacién Mirador no se presenta en
el Campo “A” debido a pinchamiento y adelgazamiento progresivo.

1.3.2.8 Formacion Carbonera. Como describe CEPSA Colombia S.A8, la edad de
la Formacion Carbonera ha sido determinada entre el Pale6geno y Nedgeno entre
Eoceno y Mioceno. Consiste en una serie alternante de areniscas y arcillolitas
(grises a grises verdosas y marrdn), limolitas y carbones. Las areniscas son de
mayor proporcion hacia la parte superior e inferior de la seccion. Esta formacion
presenta un acufiamiento en direccion Este con espesores que varian entre 1.200
pies y 2.600 pies. La amplia distribucibn de mantos de carbon y de fésiles
vegetales indica un origen generalmente no marino. En el Campo “A”, el espesor
es de 1.500 pies aproximadamente. La Fm. Carbonera se encuentra en contacto
concordante con la Fm. Mirador que la infrayace y con la Fm. Ledn que la
suprayace.

Esta formacion ha sido dividida en ocho unidades operacionales (Carbonera C8 a
la C1). Cada par de unidades consiste en una unidad superior formada por
intercalaciones de areniscas de origen fluvial, y una unidad inferior constituidoa
por arcillolitas que fueron depositadas en un ambiente de planicies costeras.

e Carbonera C8. Es el nivel inferior, conformado por arcillas de color gris a gris
verdoso con delgadas intercalaciones de limolitas, posee un espesor en la cuenca
de 450 pies aproximadamente y su ambiente de depositacion es de planicie

6§ DE PORTA, J., Op. Cit., p. 54
7 bid., p. 68
8 CEPSA Colombia S.A., Op. Cit. p. 15
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costera.

e Carbonera C7. Conformada por delgadas intercalaciones de arcillas de color
gris a café, limolitas y arenas cuarzosas de grano muy fino a fino, arcillosas y
ocasionalmente carbonosas. La Formacion Carbonera C7 puede llegar a tener 650
pies de espesor en la cuenca. Los cuerpos de arena son delgados, por lo general
con espesores que oscilan entre los 10 pies y 20 pies. Esta seccion es de origen
fluvial, siendo las arenas depoésitos de canal y las arcillas y limolitas depdsitos de
superficie de inundacién. Debido al entrampamiento de hidrocarburos algunas
arenas de esta seccion pueden llegar a estar sobrepresionadas. Este nivel ya ha
sido probado como principal reservorio en el Campo “A” en cuanto a plays
estructurales y estratigraficos.

e Carbonera C6. Se caracteriza por ser una secuencia conformada por arcillolitas
y lutitas y en menor cantidad de arenas y limolitas, hacia la parte inferior se
observaron delgados mantos de carbén. Su ambiente de depdsito es
probablemente de planicie costera y tiene aproximadamente 460 pies de espesor.

e Carbonera C5. Esta unidad esta conformada por una secuencia de arcillas de
color gris, café, amarillo ocre, puarpura, blanco cremoso y rojo moteado
intercaladas con arenas cuarzosas, de color translicido a blanco lechoso y de
grano fino a medio, ocasionalmente bien cementadas y limolitas de color café.
Puede tener espesores de hasta 100 pies, aunque su espesor promedio varia
entre 10 y 30 pies. Esta unidad es de origen fluvial, siendo las arenas depdsitos de
canal y las arcillas y limolitas depésitos de superficie de inundacion.

e Carbonera C4. Este miembro puede describirse como una secuencia
relativamente delgada y monoétona de arcillas de color gris a gris verdoso. Se
estima que su ambiente de depdsito es de planicie costera y se calcula que tiene
un espesor de aproximadamente 200 pies.

e Carbonera C3. Este miembro se caracteriza por ser una secuencia de arenas
con intercalaciones de arcillolitas, limolitas y lutitas; localmente puede observarse
delgados mantos de carbén en la parte media a superior y trazas de siderita. Se
determiné que estos sedimentos tienen un origen fluvial, como en el Carbonera
C1, pero los canales de arenas son mas delgados y dificilmente correlacionables
entre pozos. El espesor de esta unidad en la cuenca es aproximadamente de 300
pies.

e Carbonera C2. Conformada por una serie repetida de lutitas con intercalaciones
de arcillas de color gris a gris verdoso, contiene trazas de siderita, pirita y
dolomita. Puede llegar a tener 600 pies de espesor en la cuenca y su ambiente de
depositacion es de planicie costera.

e Carbonera C1. Este es el miembro superior de la Formacion Carbonera. El tope
de esta unidad se caracteriza por la aparicion de areniscas cuarzosas luego de
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una secuencia de lutitas. Puede tener espesores de hasta 1.400 ft en la cuenca. A
lo largo de esta unidad puede observarse una secuencia de arenas de grano fino a
medio, localmente grueso con intercalaciones de 40 pies de arcillolitas verdes,
grises y pardas amarillentas, lutitas y limolitas verde claro a medio y gris claro a
blanco. Las arenas pueden presentarse en espesores de hasta 70 pies, y pueden
correlacionarse facilmente entre pozos. Esta formacion es de origen fluvial, siendo
las arenas depdésitos de canal y las arcillas y limolitas depésitos de superficie de
inundacion.

1.3.2.9 Formaciéon Ledén. Como menciona DE PORTA® debido a la fauna
encontrada se le puede asignar una edad entre el Oligoceno Superior a Mioceno
Inferior. Esta constituida por lutitas. Su espesor promedio en la cuenca es de 700
a 1.600 pies. Su ambiente de depositacion es transicional marino. La Fm. Ledn se
encuentra en contacto concordante con la Fm. Carbonera que la infrayace y con la
Fm. Guayabo que la suprayace.

1.3.2.10 Formacion Guayabo. Segin DE PORTA, se le asigna una edad de
Mioceno Medio — Superior. Se compone de una secuencia de gravas y arenas,
con pequefas intercalaciones de arcillolitas que reflejan un ambiente continental -
fluvial; el ambiente de depositacién de esta formacién fue el resultado del rapido
levantamiento de la Cordillera Oriental en el Mioceno Superior. Su espesor
promedio en la cuenca es de 4.200 — 9.000 pies. La Fm. Guayabo se encuentra en
contacto concordante con la Fm. Ledn que la infrayace y en contacto discordante
con la Fm. Necesidad que la suprayace.

1.3.2.11 Formacién Necesidad. Segun CEPSA Colombia S.A.*%, su edad es
considerada como Plioceno - Pleistoceno. Consta de arcillas de color rojo y
azulado alternado con areniscas de grano grueso que pueden pasar a
conglomerados. Su espesor varia entre 66 y 130 pies. Su ambiente de
depositacion es continental — fluvial. La Fm. Necesidad se encuentra en contacto
discordante con la Fm. Guayabo que la infrayace. La Formacion Necesidad no se
presenta en el Campo “A” debido a pinchamiento y adelgazamiento progresivo.

1.3.3 Geologia Estructural. Como describe CEPSA Colombia S.A.*?, la formacion
productora del Campo “A” es Carbonera, en el intervalo C7 aproximadamente a
una profundidad de 4000 pies bajo el nivel del mar.

El &rea del capo se encuentra en un area de un monoclinal de buzamiento general
en direccion Noroeste, que es interrumpida por fallas normales de poco
desplazamiento, entre 50 y 100 pies de salto. Los planos de fallas presentan
principalmente rumbo SW-NE, afectando las areas de varios campos del Bloque,
incluyendo el Campo “A”, y se observa cierto desplazamiento entre campos,

9 DE PORTA, J., Op. Cit., p. 68

10 hid., p. 258

11 CEPSA Colombia S.A. Op. Cit., p. 16
12 |bid., p. 13
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posiblemente transcurrente, en direccion NW-SE.

Las acumulaciones de hidrocarburos se localizan mayoritariamente en los altos
estructurales con cierre contra las fallas normales principales y en los altos
estructurales con cierre propio en las cuatro direcciones. Aparentemente, la
distribucion de las fallas, aunque define la trampa principal de hidrocarburos, no
incide mayormente en los compartimientos laterales de los yacimientos. No se han
evidenciado casos de fallas secundarias que delimiten lateralmente los
yacimientos, aungue de existir, serian de saltos pequefios y estarian por debajo de
la resolucion sismica. La distribucion de arenas (sedimentologia) puede estar
jugando un papel muy importante en la definicibn de estos compartimentos
laterales de los yacimientos.

El Campo “A” esta localizado en la parte central del tren de fallas sintéticas el cual
se extiende desde el sur del area. Este Campo esta conformados por trampas
anticlinales limitadas hacia el Oriente por una falla normal antitética a los trenes de
fallas sintéticas del mismo tipo, que tienen direccion NE - SW. La falla normal
antitética mencionada afecta unidades cretacicas hasta el Mioceno Temprano, en
este fallamiento se ponen en contacto las rocas reservorio contra unidades
sellantes, dando lugar a la formacion de una trampa estructural sellada en su
margen oriental; éste sistema de fallas normales sintéticas y antitéticas estan
siendo segmentadas a través del rumbo por otras fallas en ocasiones con
movimientos en la horizontal (fallas de rumbo).

El sistema petrolifero (Cretdceo — Terciario) se considera como uno de los mas
productivos en la zona central de los Llanos, cuyas estructuras monoclinales y
anticlinales han generado campos productores siguiendo los trenes de fallas en
forma de relevos de fallas antitéticas.

1.3.4 Geologia del Petréleo. A continuacion se describen los diferentes
parametros del sistema petrolifero de la Cuenca de los Llanos Orientales, donde
se encuentra el Campo “A”. A lo largo de la toda la cuenca se encuentran gran
cantidad de rezumaderos de petréleo y campos productores, que comprueban la
existencia de los procesos de generacion, migracion y entrampamiento de crudo
en la zona.

1.3.4.1 Roca Generadora. Como describe CEPSA Colombia S.A.13, tres conjuntos
de rocas generadora han sido reconocidos en la Cuenca de los Llanos en el cual
se ubica el Campo “A”, de edad Paleozoica, Cretacica y Terciaria. La roca madre
del Paleozoico tiene un potencial residual en hidrocarburos poco importante, bien
sea debido a sobre maduracion o a generacion y posterior migracion de
hidrocarburos, los cuales no fueron acumulados en las trampas Cretacicas —
Terciarias.

La roca generadora Cretacica en la Cuenca de los Llanos y del piedemonte se

13 |bid., p. 21
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encuentra constituida principalmente por arcillolitas y lutitas de la Formacion
Gacheta, la cual presenta equivalencia temporal y litologica con la Formacion La
Luna, reconocida como la roca madre principal en las cuencas adyacentes. La
Formacion Gachetd, es considerada como la fuente de los crudos en la Cuenca de
los Llanos, con un TOC promedio de 1.9 - 2 % y un VRE de 0.62% calculado en la
parte oriental de los Llanos. La roca madre Terciaria basal (Paleoceno - Eoceno)
también posee un potencial petrolifero no despreciable.

La materia organica que constituye las rocas generadoras Cretacica y Terciaria
proviene de ambientes marinos someros a terrestres con algun grado de similitud,
constituidas en su mayoria por material detritico heredado de vegetales
provenientes del continente y de areas transicionales influenciados por ambientes
marinos someros. El tipo de Kerdgeno predominante es de Tipo Il, rico en
hidrégeno y pobre en oxigeno, lo cual es favorable para la generacion de
hidrocarburos liquidos.

1.3.4.2 Roca Reservorio. Las principales rocas almacenadoras productoras en la
cuenca y especialmente sobre el borde oriental, son las areniscas basales de la
Formacion Carbonera, la Formacién Mirador y las areniscas de la Formacion
Guadalupe, Segin CEPSA Colombia S.A.*4, las rocas reservorio del Campo “A”
corresponden a las areniscas de la Formacion Carbonera de la unidad operacional
C7, cuyas porosidades y permeabilidad promedio es de 25% y 600 md
respectivamente.

En el caso especial del Campo “A”, la formacién mas importante y potencialmente
petrolifera corresponde a la Formacion Carbonera, exclusivamente la unidad C-7
sobre diferentes sub-niveles arenosos.

1.3.4.3 Migracién. CEPSA Colombia S.A.'>, menciona que en la Cuenca de los
Llanos se reconocen dos pulsos migratorios principales: el primero originado a
finales del Eoceno hasta poco antes del Oligoceno temprano; el segundo pulso
migratorio ocurre durante el Oligoceno hasta el Mioceno temprano. Segun lo
expuesto, el petrleo que pudo haberse originado y migrado se acumulé con
anterioridad a los movimientos orogénicos del Terciario Tardio. El desarrollo de
estructuras relacionadas con estos movimientos constituye buenas trampas que
involucran a la vez acumulaciones que se reajustaron a las nuevas condiciones
estructurales.

Durante el Mioceno Medio, comienza la orogenia Andina, produciéndose la
maxima migracion hacia el Este, la cual se interrumpi6 durante el Plioceno Medio
hasta Superior por el levantamiento final de la Cordillera Oriental, cortando las vias
de migracién. El hidrocarburo presente en la actualidad en los Llanos Orientales
es producto de la migracion del mismo desde la Cordillera Oriental en direccion
oeste-este.

4 |pid., p. 21
15 pid., p. 21
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1.3.4.4 Roca Sello. En la Cuenca de los Llanos Orientales la roca sello
corresponde a la Formacion Ledn. En la Unidad C-7, de la Formacion Carbonera,
el sello para este horizonte productor esta constituido por la Unidad C6, la cual se
caracteriza por contener arcillolitas, lutitas y limolitas principalmente presentes en
los Campos “A” y otros pertenecientes al Bloque. Estas intercalaciones de lodolitas
actuan como pequeiios sellos locales que impiden la migracion de fluidos de forma
vertical.

1.3.4.5 Trampa. Es de tipo estructural, y segin CEPSA Colombia S.A.1%, EI
Bloque en el cual se ubica el campo objeto de estudio, se encuentra sobre una
estructura anticlinal asociada al Paleozoico cuyas dimensiones son de seis
kilometros de longitud y tres kilometros de ancho. Dicho anticlinal limita al norte
con una falla normal y en sus flancos hacia el sur por el cierre estructural. Las
trampas probadas son de tipo estructural en su mayoria (fallas antitéticas). No
obstante, igualmente se manifiesta la existencia de algunos lentes estratigraficos
(arenas) probados con resultados positivos.

Hacia el borde Oriental de la cuenca de los Llanos, donde los depésitos Terciarios
traslapan rocas Cretacicas, es factible que parte del petréleo haya migrado y se
haya acumulado en trampas estratigraficas y estructurales asociadas con
solevantamientos Intra- Cretaceos y del Terciario Inferior.

1.4 HISTORIA DE PRODUCCION DEL CAMPO

La historia de produccion del Campo “A” data del afio 2004 cuando se declar6
como area comercial con la produccién del pozo P-2 con una taza de 2,128 BOPD
con un API de 20.9, y 119 BWPD. En esta seccion se presentan los métodos de
produccion, tiempo de produccion, numero de pozos, caracteristicas del
yacimiento, y curvas de produccion.

1.4.1 Método de Produccion. Se han realizado mdultiples pruebas de presion
(Drawdowns y Pressure Build Up) en los pozos del Blogue con el objetivo de
ampliar el conocimiento de los parametros de yacimiento, asi como monitorear la
evolucion de la presion. En general, se ha interpretado la presencia de un acuifero
activo, con altas permeabilidades entre 0.5y 5 Darcy’s.

El mecanismo de drenaje de los campos en el Bloque es por acuifero activo. La
actividad del acuifero es muy grande: no se aprecian, a nivel general, grandes
depletamientos por produccion en el caso de las unidades C7-3 y C7-M. No
obstante, en el caso de las unidades con empuje lateral se aprecian mayores
depletamientos por efecto de produccion.

A octubre de 2018, el campo se encuentra en su totalidad operando con Bombeo
Electrosumergible (ESP) como sistema de levantamiento artificial.

16 pid., p. 22
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1.4.2 Numero de Pozos y Tiempo de Produccién. El primer pozo productor
comercial perteneciente al Campo “A” fue el P-2, el cual empezo a producir fluidos
desde el afio 2004. Como tal, la madurez de este campo es de 14 afios, a pesar
de que el pozo de desarrollo P-1 haya sido perforado en el afio 1987.

El Campo “A” posee a octubre de 2018, nueve (9) pozos productores y dos (2)
pozos abandonados. La produccién de estos nueve pozos, los cuales conforman
el Campo “A”, es enviada a la Estacién “A”, a la cual también llega la produccién
de otros cuatro (4) campos. La Tabla 1 relaciona informacion basica de dichos

pOZos.

Tabla 1. Informacion general de los pozos pertenecientes al Campo “A”.

Fecha de
Pozo Estado Actual Inicio de BOPD BWPD
Produccioén
P-2 Productor 23/04/2004 3 396
P-3 Productor 16/04/2009 239 1493
P-4 Productor 15/01/2005 1653 83
P-5 Productor 15/05/2005 221 55
P-6 Productor 2/06/2005 519 58
P-7ST Productor 15/07/2005 304 65
P-8 Productor 13/08/2005 197 197
P-9 Productor 26/09/2008 299 339
P-10 Productor 29/09/2010 0 503

Fuente: CEPSA Colombia S.A. Informe Técnico Anual Bloque 2009. Bogota.

modificado por los autores.

2009, p.67 - 69;

Adicionalmente, el Campo “A” cuenta con dos pozos abandonados. Estos son el P-

lyelP-7.

1.4.3 Caracteristicas del Yacimiento. En el Campo “A”, se han tomado muestras
de corazones de las arenas de la Fm. Carbonera C-7 y se han analizado mediante
pruebas PVT. A continuacion, se presenta la Tabla 2 que relaciona las principales
propiedades de los fluidos para este Campo.
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Tabla 2. Propiedades de los fluidos del Campo “A”.

Item Nombre Simbolo Valor Unidad
1 Gravedad API CAPI 20,9 API
2 Presion de Burbuja Pb 64 Psig
3 Factor Volumétrico del Petréleo Bo 1,041 RB/STB
4 Factor Volumétrico del Petrleo | Bo @Pb 1,05 RB/STB
@Pb
5 Gas en Solucién Rs 7 SCF/STB
6 Densidad del Petréleo po 55,74 Ib/ft3
7 Densidad del Petréleo @Pb po @Pb 55,26 Ib/ft3
8 Compresibilidad del Petrdleo Co 3,74E-06 psit
9 Viscosidad del Petréleo Uo 12,0 cP
10 | Viscosidad del Petroleo @Pb uo @Pb 9,755 cP
11 | Porcentaje de Acido Sulfhidrico %H2S 0 %
12 | Porcentaje de Dioxido de %CO2 0,18 %
Carbono

Fuente: CORE LAB PETROLEUM SERVICES. Reservoir Fluid Study, HUPECOL LLC, P-2 well,
Formation: Carbonera C-7. 23 de septiembre de 2004.

1.4.4 Curvas de Produccion. En la Tabla 3 se muestra la produccion actual y
acumulada del Campo “A” para el 9 de julio de 2018.

Tabla 3. Produccién Actual y Acumulada del Campo “A”.

Produccién Actual Produccion Acumulada
Petréleo 1.247 BOPD 14.164.022 BO
Agua 22.718 BWPD 70.681.332 BW

Fuente: CEPSA Colombia S.A. Base de Datos Campo “A”.

En la Gréfica 1 se presenta el historial de produccion, y en la Grafica 2 se
presenta el historial de produccién acumulado para el Campo “A”.
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Gréfica 1. Historial de Produccion del Campo “A”.
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Gréfica 2. Historial de Produccion Acumulada del Campo “A”.
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2. GENERALIDADES DE RECOBRO PRIMARIO, SECUNDARIO Y TERCIARIO

En este capitulo se va a hablar de los tipos de recobro (primario, secundario y
terciario) que se utilizan en la industria petrolera para ayudar al aumento en la
produccion. Posterior a este, se realizard& una breve descripcion de las
propiedades que se ven afectadas in-situ y los factores que afectan al recobro
mejorado. Para finalizar, se van a mencionar algunos de los Campos en donde se
han empleado diferentes inyecciones quimicas los cuales, segun sus propiedades,
han alterado de diferentes maneras las propiedades fisicas originales en el
yacimiento, haciendo que la produccion aumente considerablemente.

La explotacion de petroleo se subdivide principalmente en tres etapas: Primaria,
secundaria y terciaria. La produccion inicial de un yacimiento resulta de aquellas
técnicas aplicadas a crudos livianos con el fin de generar un desplazamiento
ocasionado por la energia natural que existe en el yacimiento. El fluido es drenado
naturalmente hacia los pozos debido a la diferencia de presion existente entre el
yacimiento y el fondo del pozo, siendo esto denominado “recobro primario”,
adicionalmente se decide implementar un sistema de levantamiento artificial el
cual ayude a transportar el crudo de fondo a superficie. En la Figura 3 se puede
observar un diagrama esquematico de los métodos de recobro mas empleados.

Cuando la presion existente se hace inadecuada, siendo insuficiente para llevar el
crudo a superficie, o cuando se producen cantidades importantes de otro fluido, se
decide realizar métodos de recobro mejorado, siendo estos: recobro secundario o
terciario. El secundario, consta principalmente en mantener o aumentar la energia
natural del yacimiento con un proceso de inyeccién de gas o agua con el objetivo
de desplazar el crudo hacia los pozos de produccion. En cuanto a la recuperacion
terciaria, consiste en la implementacion de energia térmica o la inyeccién de
gases/liquidos quimicos los cuales van a interactuar con las propiedades
originales del yacimiento con el fin de crear condiciones favorables para la
recuperacion de petrdleo, viendose como efecto, la disminucién de la tension
interfacial, hinchamiento del petréleo, reduccién de su viscosidad, modificacion de
la humectabilidad o comportamiento favorable de las fases, barrido areal entre
otras.
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Figura 3. Diagrama esquematico de los métodos de recobro.
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Fuente: ROMERO, Adriangela. Diapositivas Introduccion al Recobro Mejorado,
Yacimientos Ill, Fundacién Universidad De América, 2017.

2.1 MECANISMO DE RECOBRO PRIMARIO

En el mecanismo de recobro primario, la fuente de energia natural, fuerzas
viscosas, capilares y gravitacionales presentes en el yacimiento van a afectar
directamente el desplazamiento del crudo a los pozos productores. Entre estos
factores existen diferentes métodos en la recuperaciéon primaria, tales como:
Empuje por drenaje gravitacional (flujo natural), empuje por capa de gas, empuje
por capa de agua, empuje por gas en solucion y expansion roca-fluidos.

2.1.1 Empuje generado por la energia del yacimiento. Este tipo de empuje va a
estar generado por los mismos fluidos o propiedades con las que va a contar el
yacimiento original, no obstante, este tipo de empuje va a llegar hasta cierto limite
obligando a implementar otro tipo de métodos de extraccion del crudo.

2.1.1.1 Empuje por drenaje gravitacional. Este mecanismo puede ser un método
de recuperacién primario en yacimientos que tengan una buena comunicacién
vertical entre ellos, un buen buzamiento y un yacimiento con gran espesor. Segun
Magdalena Parris De Ferrer en el libro inyeccion de agua y gas en yacimientos
petroliferos'’, el drenaje por gravedad es un proceso lento porque el gas debe
migrar a la parte mas alta de la estructura o al tope de la formacion para llenar el
espacio formalmente ocupado por el petrdleo y crear una capa secundaria de gas.

2.1.1.2 Empuje por capa de gas. Se produce cuando existe una gran cantidad de
gas comprimido en el yacimiento. Este gas comienza a expandirse generando un
empuje de los fluidos llevandolos a superficie, por consiguiente, el crudo va a ser

17 PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccion de agua y gas en yacimientos petroliferos.
Venezuela, Maracaibo. 2001. p.15
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desplazado hacia los pozos productores ayudado por el drenaje gravitacional
como se observa en la Figura 4. Esta expansion de gas va a estar limitada por la
presion que va a haber en fondo y el empuje hacia los pozos va dejar de funcionar
al llegar al punto de ruptura (se ve la produccion del gas en superficie).

Este método no es considerado buen candidato para la intervencidn con agua
debido a la cantidad de gas que debe de tener el yacimiento, por consiguiente, se
utilizan métodos de inyeccidén de gas para asi poder mantener la presion deseada,
no obstante, se puede manejas una inyeccién combinada (mientras exista zona de
agua) con la precaucion de poder controlar la direccion de flujo del crudo.

Figura 4. Empuje por capa de gas.
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Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena, Inyeccion de agua y gas en
yacimientos petroliferos.

2.1.1.3 Empuje hidréulico. En este empuje el crudo va a tener un contacto directo
con un acuifero activo el cual va estar situado en la parte inferior, a un costado, o
en los dos sectores del yacimiento a la vez, como se puede ver en la Figura 5.
Debido a la alta presion a la que se encuentra el yacimiento, el acuifero va a
generar un desplazamiento del crudo a zonas de menor presion, siendo en este
caso, los pozos de produccion.

Los factores o las variables que puedan estar sujetas directamente a la eficiencia y
la recuperacién de crudo, van a ser, la posicién estructural del acuifero, la
geologia y la heterogeneidad del yacimiento, sin embargo, la recuperacion de
crudo mediante el empuje hidraulico del yacimiento oscila entre un “30 a un 50%"18
del petrdleo original in-situ.

Si este acuifero no tiene la energia suficiente o ya esta a punto de provocar que el
crudo no pueda llegar a superficie, se implementa una intervencion de inyeccion

18 |bid., p. 4
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de agua en el borde del contacto agua-petréleo con el fin de remplazar esa
energia natural generando que el crudo sea empujado nuevamente a los pozos.

Figura 5. Empuje hidraulico

g Pozos de

o3 producclén\.

gas en yacimientos petroliferos.

El mecanismo de empuje del Campo “A” produce diferentes niveles de la unidad
C7, de fondo a tope: C7M, C73, C72, C71, C7B & C7A. Las dos primeras
unidades, C7-M, son yacimientos de arenas masivas principalmente, con
espesores tipicos entre 20 y 40 ft de neto, con permeabilidades altas, variando
entre 500 a 5000 mD, y donde el acuifero es de fondo. Las unidades superiores,
C7-3,C7-2,C7-1, C7-B y C7-A, lo forman arenas de poco espesor (<20ft de neto)
con intercalaciones de arcillas y menor continuidad lateral que el C7-M. Las
permeabilidades varian entre 500 a 2000 mD, y la entrada del acuifero es lateral.

La evolucion del WC, el limite de presion constante observado en los PBUSs, al
igual que el mantenimiento de presiéon derivado de estas pruebas y los diferentes
MDTs, confirman la presencia de un acuifero muy activo como principal
mecanismo de empuje del yacimiento. En cuanto a mojabilidad, segun los
resultados de los ensayos de permeabilidad relativa efectuados en los corazones
se trataria de un yacimiento mojable al agua.

El mecanismo de drenaje del Campo es por empuje de acuifero. La actividad del
acuifero es muy grande: no se aprecian, a nivel general, grandes depletamientos
por produccion en el caso de las unidades C7-3 y C7-M. No obstante, en el caso
de las unidades con empuje lateral se aprecian mayores depletamientos por efecto
de produccion.

2.1.1.4 Empuje por gas en solucion. La cantidad de gas disuelto en el petroleo
va a depender directamente de las propiedades de presién y temperatura iniciales
a las que se encuentre el yacimiento. A medida que el crudo va fluyendo por los
pozos, la presion del yacimiento comienza a disminuir provocando que el gas
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disuelto en este fluido empiece a desprenderse y expandirse, empujando el crudo
hacia los pozos productores. La cantidad de gas disuelto en el crudo, las
caracteristicas geologicas del yacimiento y las propiedades de la roca-fluidos van
a afectar directamente la eficiencia de este mecanismo de empuje primario.

Es importante tener en cuenta que la energia producida va a ser demasiado
limitada debido a que el gas disuelto es mas moévil que el petréleo en yacimiento,
lo que provoca que el gas viaje mucho mas rapido a los pozos productores, siendo
los recobros de este mecanismo bastante bajos.

2.1.1.5 Expansion de la roca-fluidos. Un yacimiento de petréleo crudo no va a
tener una capa de gas inicial si la presién de yacimiento es mayor que la presion
de burbujeo, por tanto, el crudo sub-saturado es aquel que no contiene el gas
necesario para saturar el crudo a la presién y temperatura del yacimiento. Este
tipo de yacimiento centra la energia principalmente en la compresibilidad de la
roca y de los fluidos, lo que conlleva a que la presién va a reducirse hasta alcanzar
Su respectiva presion de burbuja mas rapido de lo normal a medida que el crudo
sea extraido.

2.1.2 Sistemas de levantamiento artificial (SLA). Este tipo de sistemas se usa
cuando el yacimiento no tiene la presion suficiente para subir los fluidos a
superficie, por lo que se ve obligado a implementar equipos artificiales para
incrementar la produccion; generalmente se utilizan equipos mecanicos como lo
son las bombas (PCP, BES) o por medio de la inyecciébn de gas, cumpliendo
ciertos parametros.

2.1.2.1 Sistemas de bombeo hidraulico. En este tipo de levantamiento se va a
trabajar con dos bombas, una en superficie la cual va a estar encargada de
bombear fluido motriz y la bomba de fondo que empezara a trabajar a medida que
el fluido motriz es bombeado al yacimiento. El petrdleo en el yacimiento va a tener
un contacto directo con el fluido inyectado desde superficie provocando que estos
se mezclen aumentando la presion de yacimiento. La mezcla generada en fondo
va a llegar a superficie saliendo por el anular del pozo debido a este incremento de
la presion en fondo.

2.1.2.2 Bombeo Electro Sumergible (BES). Este tipo de bombeo estd compuesto
por sellos protectores, una admision, cable de potencia, una o varias bombas en
fondo, un motor en superficie el cual va a transformar la energia eléctrica en
energia cinética para asi hacer girara las bombas que se encuentren en fondo con
el fin de hacer subir el crudo a superficie.

En la Figura 6 se van a observar las partes del equipo de fondo del bombeo
electro sumergible donde:
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1. Tablero de control/Variador de frecuencia.
2. Cable de potencia.

3. Valvula de retencion y purga.

4. Cabeza de descarga

5. Bomba multi-etapas

6. Intake de la bomba

7. Sello/protector

8. Extension plana

9. Motor

10.Base universal o sensor de fondo.

Figura 6. Partes del
equipo de BES

.
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Fuente: ESCANO
SUAREZ, Nadin.
Diapositivas Bombeo

Electrosumergible.
Produccién 2. Fundacion
Universidad De América,
2017.

Todos los pozos productores del Campo “A” utilizan un sistema de levantamiento
artificial BES.

2.1.2.3 Gas Lift. El principio de este levantamiento, es inyectar gas por el anular
para reducir el peso de la columna hidrostética y poder disminuir la presién de
retorno que a su vez va a generar un aumento en la presion de fondo provocando
gue la mezcla entre el fluido y el gas sea empujada a superficie.
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2.1.2.4 Bombeo mecanico. Este mecanismo trabaja gracias a la succién del
fluido de fondo generado por el movimiento reciprocarte apropiado. Consta de dos
puntos en los que la valvula fija y la valvula viajera va a abrirse y cerrarse en
determinado momento llevando el fluido a superficie.

2.1.2.5 Plunger lift. Segin Pablo Bizzoto, Luciana De Marzio, y Rodrigo Daelle?®,
este sistema de produccion es un metodo ciclico o intermitente que utiliza la
energia propia del reservorio para producir los liquidos acumulados mediante un
piston que actlia como una interface solida entre el slug de liquido y gas de
levantamiento. Consta de un piston viajero alojado en el bolsillo superior, apenas
el yacimiento deja de producir, el piston cierra para que el reservorio recupere
energia.

2.1.2.6 Bombeo mediante cavidades progresivas. Tiene como funcionamiento
un tornillo sin fin el cual est4 conectado a varillas/poleas y estas a un motor. El
motor suministra la energia para que las varillas comiencen a girar llevando el
crudo a superficie.

2.2 MECANISMO DE RECOBRO SECUNDARIO

Este mecanismo es comun mente usado después de que la energia natural del
yacimiento comienza a disminuir provocando que los fluidos no lleguen a
superficie. El proceso consta en inyectar un fluido externo, ya sea agua o gas, con
el propésito de mantener la presion/energia del yacimiento y/o desplazar los
hidrocarburos de los pozos inyectores a los productores, en consecuencia,
aumentar el recobro como se puede ver en la Figura 7.

Va a constar de 3 etapas:

» Periodo inicial: Trata del momento en el que se comienza a inyectar el fluido al
yacimiento.

» Periodo de inclinacion: Es el momento en donde la produccion del crudo se
comienza a ver reflejado en superficie.

» Periodo de declinacion: Disminucion de la produccion de petréleo provocado
por el corte de agua/gas. Se comienza a ver en los pozos productores el
agua/gas que se esta inyectando al yacimiento, y este se define como punto de
ruptura.

Posterior a este recobro, existen procesos de recuperacion mejorada las cuales
van a estar limitadas por los altos costos de su implementacion, ocasionando que

19BIZZOTTO, Pablo. DE MARZIO, Luciana. DAELLE FIORE, Rodrigo, Aplicacién de los diferentes
tipos de plunger lift en el yacimiento Cerro Dragon. Pan American Energy, 2001, p. 6.
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la recuperacion secundaria sea uno de los métodos convencionales mas utilizados
para la extraccion de crudo.

Figura 7. Inyeccion de agua y de gas al tiempo

Pozo de Pozos de Pozo de Pozo de
produccién inyeccién produccién inyeccidn

en yacimientos petroliferos.

2.2.1 Inyeccion de agua. A lo largo de la historia se ha decidido implementar la
inyeccion de agua, siendo esta una de las mas usadas, debido a que el agua es
un fluido de facil manejo con respecto a los demés vy la eficiencia de barrido es
bastante buena; por consiguiente, va a facilitar la creacion del disefio de inyeccion
de fluidos, la estimacion de las reservas a considerar y la prediccion del
comportamiento de los pozos.

2.2.1.1 Tipo de inyeccion. La inyeccion de agua va a depender de la posicion en
donde se decidan colocar los pozos inyectores a lo largo del Campo, ayudando a
generar una mayor produccion de crudo. Se va a generar de dos formas.

o Inyeccidn periférica o externa. Este proceso se caracteriza principalmente
por la inyeccion de agua en el acuifero, el cual tiene un contacto agua-petréleo sin
tener un empalme con la zona de crudo. El método va a generar un empuje y un
barrido del crudo hacia los pozos productores generado por el agua. Como
ventajas, se tiene que:

» Esta inyeccion es utilizada cuando no se tiene una buena descripcion del
yacimiento.

» No se necesita la perforacion de pozos nuevos, ya que se pueden modificar los
pozos productores viejos volviéndolos inyectores.

» Se tiene una alta recuperacion de aceite con poca produccion de agua.

Pero se tiene que tener en cuenta que la produccion del crudo en superficie va a
ser demasiado lenta y en ocasiones esta inyeccion puede fallar debido a la falta de
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informacion entre la comunicacion de la zona periférica y el centro de la zona de
crudo.

o Inyeccién en arreglos. A diferencia de la inyeccion periférica o externa, en
este proceso se va a inyectar el agua directamente a la zona de crudo. Los pozos
inyectores van a estar formados por un arreglo geométrico el cual va a generar un
barrido uniforme del crudo hacia los pozos de produccién. Como ventajas:

» Gran eficiencia de desplazamiento.

» Respuesta rapida en superficie.

» Se utiliza en yacimientos con poco buzamiento.

» Facil control de la inyeccién de agua y del frente de invasion.

Pero se van a tener ciertas desventajas, como por ejemplo: mayor inversion
econdmica con respecto a la inyeccion periférica o externa debido a la creacion de
pozos y la demanda de un mayor seguimiento y control creado por los riesgos
operacionales.

2.2.2 Inyeccion de gas. El gas se inyecta en el yacimiento con la finalidad de
aumentar la recuperacién de petroleo, disminuir la tasa de produccion del crudo y
poder conservar el gas que se utilizara para la venta. Este gas es una mezcla de
hidrocarburos lo que genera en ocasiones problemas como la corrosion/oxidacion
de tuberias y riesgos de explosiones.

2.2.2.1 Tipo de inyeccion. La inyeccion de gas generalmente se hace mediante
dos procesos los cuales son bastante parecidos a la inyeccion de agua. Inyeccion
de gas interna y externa.

o Inyeccion de gas externa. En este proceso el gas es inyectado en la parte
superior del yacimiento en donde se encuentra ubicado el casquete de gas, para
asi poder desplazar el petréleo a los pozos de produccion. Es importante tener en
cuenta que esta inyeccion se lleva a cabo en yacimientos donde se evidencia
segregacion debido a la influencia de las fuerzas gravitacionales sobre este
proceso.

La inyeccion de gas externa se caracteriza principalmente por ser usada en
yacimientos con altas permeabilidades y que contenga deformidades geoldgicas
con el fin de que el gas pueda desplazar el crudo. Como ventaja, se tiene que el
barrido y el uso de las fuerzas gravitacionales sean mas eficientes que en la
“‘inyeccion de gas interna”, no obstante, se tiene que controlar la permeabilidad
vertical del yacimiento para que este proceso funcione adecuadamente, teniendo
en cuenta la geologia del yacimiento.
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o Inyeccion de gas interna. El gas en este método es inyectado dentro de la
zona de petréleo. Se utiliza generalmente en yacimientos en donde se evidencia
un empuje por capa de gas, donde no hay capa de gas inicial y donde no se
pueda desarrollar una capa de gas secundaria. Se tiene que tener en cuenta que
el gas inyectado va a llegar a los pozos productores en poco tiempo y que para
gue funcione adecuadamente el yacimiento tiene que ser homogéneo. Se tienen
gque manejar varios puntos de inyeccion debidamente arreglados y que la
permeabilidad efectiva del gas sea baja.

2.3 RECUPERACION TERCIARIA

La recuperacion terciaria, también conocida como técnicas de recobro mejorado,
consiste en la inyeccion de gases, quimicos liquidos o uso de la energia térmica,
con el fin de que estos interactien con el sistema roca-fluidos creando condiciones
favorables para la recuperacion del petréleo, modificando factores, como por
ejemplo: la reduccion en la tension interfacial, hinchamiento del petréleo,
reduccion de su viscosidad, modificacién de la humectabilidad, el comportamiento
favorable de las fases, entre otros.

2.3.1 Inyeccién quimica. En este proceso de inyeccion, se utilizan materiales los
cuales no se encuentran en el yacimiento con el fin de generar un mayor recobro
modificando algunas de las propiedades de fondo o, en su debido caso, en la
inyeccion. Entre estos se encuentra la inyeccién de polimeros, surfactantes,
alcalinos, emulsiones y combinaciones ellos, como por ejemplo: AP (alcali-
polimero), AS (&lcali-surfactante), ASP (Alcali-Surfactante-Polimero) como se
puede ver en la Figura 8, entre otros.

Figura 8. Inyeccion de ASP.

!

L)
o
= g
]
c =
m @
oy o

Fuente: PDVSA-CIED, 1998.

2.3.1.1 Inyeccion con polimeros. Un polimero es un compuesto el cual esta
formado por cadenas largas de moléculas del mismo tipo. Este tipo de inyeccion
es una modificacion de la inyeccion de agua normal; se le adiciona un tapon de
polimero (con alto peso molecular) al agua que se le inyecta al yacimiento,
generando un incremento en la viscosidad del agua, volviendo mas eficiente el
desplazamiento y el barrido de crudos pesados.
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2.3.1.2 Inyeccién con surfactantes. Son componentes organicos los cuales
ayudan a reducir la tension interfacial entre dos liquidos, la manera mas sencilla
de verlo es como un detergente. Los surfactantes inyectados deben cumplir con la
funcién de disminuir la tension interfacial entre el agua y el crudo, provocando que
el crudo sea movilizado junto al agua hasta superficie.

2.3.1.3 Inyeccion alcalina. El alcali es un componente que neutraliza la acidez,
reduciéndola del suelo o los lagos, tiene un control del pH. Esta inyeccion emplea
un proceso de emulcificacion in situ, se genera mediante la adicion de ciertas
sustancias quimicas las cuales reaccionan con los acidos organicos presentes en
el yacimiento.

2.3.1.4 Inyeccion de combinaciones. Los tipos de recobro EOR incluyen
combinaciones entre los quimicos mencionados anteriormente. Entre estos se
encuentran diferentes tipos de inyeccion en donde cada uno de los componentes
cumple su respectiva funcion:

Inyeccion AP
Inyeccion AS
Inyecciéon SP
Inyeccion ASP

YV VY

2.3.2 Métodos térmicos. Este tipo de métodos se caracterizan por implementar
aire, agua o vapor caliente con el fin de transferir la energia calorifica de superficie
al yacimiento, provocando que la temperatura del crudo aumente
considerablemente, generando una reduccion en la viscosidad y se evaporice el
liquido contribuyendo a la movilidad del crudo a los pozos de produccion.

2.3.2.1 Inyeccién agua caliente. Este proceso consiste en inyectar agua caliente
y agua fria de manera alterna con el fin de generar un aumento en la recuperacion
de petrdleo debido a la reduccion de su viscosidad.

2.3.2.2 Inyeccién continta de vapor. Es uno de los métodos térmicos con mayor
factor de recobro del crudo. Su principio, es bastante parecido al de inyeccion de
agua continua, consiste en suministrar agua condensada dentro del yacimiento
generando una nube que va a empujar lentamente el crudo a los pozos de
produccion.

2.3.2.3 Inyeccidn alternada de vapor. Este método consiste principalmente en
tres etapas, en la primera parte se va a inyectar el gas por cierto periodo de
tiempo; en la segunda, el pozo se va a cerrar por unos dias en fase de remojo con
el fin de transferir el calor al yacimiento distribuyéndose uniformemente, y para
culminar, el pozo se va a abrir generando una alza en la produccién.
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2.3.2.4 Combustion in-situ. Segun Carlos Andrés Espinosa y Kelly Johanna
Torres?®®, Es un proceso que utiliza una fraccién del petréleo (10 por ciento
aproximadamente en el pozo) como combustible, con el fin de cargar y desplazar
los hidrocarburos en el yacimiento de petréleo pesado. Al llegar a un umbral de
temperatura, el oxigeno en el aire inyectado reacciona con el aceite en el lugar y
generar calor, una fraccion de aceite ligero, asi como de vapor y otros productos
de reaccion gaseosos, principalmente CO2, ayudan a impulsar el aceite mejorado
(fraccion mas ligera) hacia los pozos de produccion.

2.3.3 Desplazamiento miscibles. Este tipo de desplazamiento consta en inyectar
gases miscibles al yacimiento, provocando una disminucidon en la tension
interfacial entre el agua y el petréleo lo que genera un mayor desplazamiento del
crudo hacia los pozos de produccién, por otro lado, ayuda a mantener estable la
presion del yacimiento. Entre los procesos, se tiene la inyeccién de tapones
miscibles, procesos con gas enriquecido, inyeccién usando solventes, alcohol,
diéxido de carbono o nitrégeno, entre otros.

2.3.3.1 Inyeccion de CO2. La inyeccion de CO2z es uno los métodos de
desplazamientos miscibles mas utilizados en la industria, debido a que esta
inyeccion genera un aumento en la produccién gracias a la reduccion de
viscosidad del petréleo generada por el contacto entre el crudo y el dioxido de
carbono, siendo este menos costoso que otros gases.

2.3.3.2 Inyeccion de N2. Es importante tener en cuenta que la miscibilidad de la
inyeccion de nitrégeno se puede alcanzar en yacimientos bastante profundos
(altas presiones) y con crudos ligeros. Por otro lado, la inyeccion de nitrégeno que
se encuentre por debajo de MMP va a generar un incremento en la presion debido
a la hinchazon del crudo, la vaporizacién y la reduccion de la viscosidad. Mientras
que, al estar por encima de la MMP, lo que va a generar la inyeccion es un drenaje
de vaporizacion miscible.

2.3.3.3 Inyeccidon de alcohol. Esta inyeccion es de uso limitado debido a que
inicialmente es miscible con el agua y el crudo connato, sin tener en cuenta los
altos costos de la implementacion. Al tener un contacto directo entre el alcohol y la
mezcla va a generar que se diluya por debajo de los niveles necesarios para asi
aumentar la miscibilidad.

2.3.3.4 Inyeccion usando solventes. Este método consiste en inyectar productos
como lo son: gases naturales, de combustion, naturales licuados, condensados de
petréleo, alcoholes organicos, entre otros con el objetivo de mejorar la extraccion
de crudo, solubilizacion, condensacion, vaporizacién del crudo.

20 ESPINOSA, Carlos Andres. TORRES, Kelly Johanna, Técnicas de recobro y recobro mejorado
en yacimientos con crudos livianos, pesados y extrapesados, Universidad de San Buenaventura,
Cartagena, 2015. p. 8.
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2.3.3.5 Gases enriquecidos. Este proceso de acuerdo a Astro Data?!, consiste en
inyectar un tapén de metano enriquecido con etano, propano y butano, el cual se
empuja por un gas pobre y por agua. Cuando el gas inyectado se mueve en la
formacion, los componentes enriquecidos se extraen por el gas inyectado y se
absorben por el petroleo.

2.4 CRITERIOS DE SELECCION PARA LOS MECANISMOS DE
RECUPERACION

A lo largo de los procesos de recobro primario y recobro mejorado (secundario y
terciario) se van a tener factores los cuales se tienen que considerar para decidir
cual es el mejor camino a seguir, debido a que estos van a afectar directamente la
eficiencia de produccién de crudo.

2.4.1. Geometria de yacimiento. Definir la geometria del yacimiento es uno de
los pasos principales para asi poder definir el tipo de inyeccién que se necesite
implementar o, en su debido caso, dejarlo trabajar con su propia energia. La
estructura y la estratigrafia controlaran la localizacion de los pozos que se
necesiten crear y a su vez, podran dar a conocer propiedades las cuales decidiran
si inyectar agua, gases, quimicos, entre otros.

Es importante realizar los analisis de la geometria del yacimiento actual y de los
comportamientos que han ocurrido hasta hoy en dia, con el fin de dar a conocer si
existen problemas estructurales que hagan poco agradable iniciar un proceso de
inyeccion.

2.4.2. Fuerzas capilares. Estas se definen como: humectabilidad, tension
superficial e interfacial y presion capilar.

2.4.2.1. Humectabilidad. La humectabilidad o mojabilidad es el factor mas
importante que controla el flujo, distribucién y localizacion de los fluidos de
yacimiento. Afecta la permeabilidad relativa y las permeabilidades relativas
presentes en el yacimiento. Es la tendencia que tiene un fluido a mojar la
superficie de una roca en presencia de otros fluidos inmiscibles. La fase mojante
puede ser agua, como se muestra en la Figura 9 o de petréleo, como se muestra
en la Figura 10. Esta fase tiende a ocupar los capilares de menor diametro dentro
de la red poral. Existen diferentes clases de mojabilidad, como por ejemplo:

» Mojabilidad uniforme: uno de los fluidos moja toda la roca.

» Mojabilidad fraccional: parte de la roca es mojada por agua y otra parte por
aceite

21 ASTRO DATA S.A. Desplazamiento miscible. Junio 22, 2009. Maracaibo. Venezuela. p. 5.
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» Mojabilidad mixta: es un tipo de mojabilidad fraccional donde las superficies
mojadas por aceite forman canales o caminos continuos a través de la roca.

» Mojabilidad neutra: cuando la roca no muestra preferencia ni por el agua ni por
el aceite.

Figura 9. Roca fuertemente mojada por agua.

{1) INICIO DE INYECCION (2) MITAD DE LA INYECCION (8) FINAL DE LA INYECCION

GRANO DE
© ARENA

[ ] acua

Fuente: ROMERO, Adriangela. Diapositivas Introduccion al
Recobro Mejorado. Yacimientos Ill. Fundacién Universidad De
Ameérica, 2017.

Figura 10. Roca fuertemente mojada por petroleo.

INICIO DE INYECCION MITAD DE INYECCION LIMITE ECONOMICO
GRANO DE
(> SrENA ACEITE [ ] acua
Fuente: ROMERO, Adriangela. Diapositivas Introduccién al
Recobro Mejorado. Yacimientos lll. Fundacion Universidad De

América, 2017.

2.4.2.2. Tension superficial e interfacial. La tension superficial es la regién en
donde se encuentra el limite (contacto) entre dos fases, en donde existird un
desbalance de fuerzas moleculares. Este esfuerzo va a dar como resultado la
tendencia a reducir el &rea de contacto.

Las fuerzas de atraccion dan una resultante dirigida hacia el interior del liquido,

esto hace que la superficie del fluido tenga cierta rigidez, lo que se conoce como
tension superficial.
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Mientras que la tension interfacial es la fuerza que actta en el plano de superficie
por unidad de longitud, donde la superficie o plano es ocasionada por el contacto
entre dos fluidos inmiscibles como se puede ver en la Figura 11.

Figura 11. Ejemplo tension superficial
e interfacial.

Pelicula superficial

Moléculas externas en la
Interfase Aire - Petréleo

Fuente: MONTILLA, Ninfa. Diapositivas
Estudio de Geologia de Yacimientos. 2010.

2.4.2.3. Presion capilar. Es la diferencia de presiones que existe entre dos fluidos
inmiscibles a través de la interface curva en equilibrio. Es importante tener en
cuenta que los datos de presion capilar son necesarios para describir el
comportamiento de la inyeccién de agua y modelos de prediccion, van a influir en
el movimiento del frente de inyeccion y en el factor de recobro, necesario para
determinar la saturacién de agua irreducible, va a proveer una indicacion de la
distribucion del tamafio de poro en el yacimiento y junto a las fuerzas
gravitacionales, controlan la distribucion vertical de fluidos en el yacimiento.

2.4.3. Fuerzas viscosas. Segln Magdalena Paris de Ferrer??, las fuerzas
viscosas se reflejan en la magnitud de la caida de presiébn que ocurre como
resultado del flujo de un fluido a través de un medio poroso. Una de las
aproximaciones mas simples para calcula dichas fuerzas considera que el medio
poroso estd formado por un conjunto de tubos capilares paralelos. Con esta
suposicién, la caida de presién para flujo laminar a través de un solo tubo vendra
dada por la ley de Poiseulli, aunque también se puede expresar en términos de la
ley de Darcy.

2.4.4. Saturacion de agua connata. La saturacién de agua connata (Swc) es el
agua original inmovil en el yacimiento a la hora de su descubrimiento. Se reconoce
que esta agua es connata cuando sale a superficie, debido a que al inyectar
fluidos, la primera agua que se produce tiene una composicion diferente a la que

22 pARIS DE FERRER, Magdalena. Op., Cit., p. 44.
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se inyecta. Es importante tener en cuenta que a mayor area superficial y menor
tamano de particulas va a haber mas Swc.

2.4.5. Heterogeneidad de yacimiento. Se tiene que tener en cuenta que las
caracteristicas geoldgicas de las rocas que conforman el yacimiento pueden variar
tanto vertical como horizontalmente, cambiando las propiedades a lo largo de todo
este. [Estas variaciones pueden ocurrir en intervalos bastante cortos como en
intervalos de gran longitud.

Un yacimiento es heterogéneo cuando las propiedades de la roca son iguales en
todo lo largo y ancho del reservorio. Se realiza un estudio de cualquier zona del
yacimiento y esta debe coincidir con las propiedades de otra ubicacién dentro del
yacimiento a estudiar.

2.4.6. Petréleo residual. Esto se define como el petréleo que queda en algunas
zonas del yacimiento después de hacer un proceso de inyeccion el cual genere
desplazamiento y barrido del crudo. Va a depender principalmente de la
mojabilidad de la roca y del tipo de fluido que se inyecto.

2.4.7. Movilidad. Se denomina como la facilidad que tiene un fluido a desplazarse
a lo largo y ancho del yacimiento. Va a ser igual a la relacion entre la
permeabilidad efectiva de la roca a un fluido y la viscosidad del fluido.

2.4.8. Razon de movilidad. La razén de movilidad denominada como “M” va a
hacerse referencia a la razén entre la movilidad de la fase que va a generar el
desplazamiento o barrido, ya sea agua o gas, y la movilidad de la fase que se
quiere desplazar, petréleo. Esta es una de las caracteristicas mas importantes a
tomar en cuenta al momento de hacer la inyeccion de los fluidos ya que se va a
ver afectada la permeabilidad efectiva y la viscosidad de los fluidos que van a
generar el barrido y el fluido que se va a desplazar.

2.4.9. Arreglo de pozos. La mayoria de los pozos viejos han utilizado pozos
inyectores sin ningun tipo de arreglo, lo que conlleva, a que la recuperacion no sea
la deseada. A medida que se va comprendiendo el yacimiento y sus limitaciones
se ha decidido implementar arreglos regulares donde los pozos inyectores y
productores forman figuras geométricas conocidas con el fin de generar un barrido
mas eficiente y poder atacar la zona de crudo de diferentes sectores
uniformemente.

Para poder determinar que arreglo es el mas adecuado se tienen que tomar en
cuenta diferentes factores como, por ejemplo: la permeabilidad del yacimiento,
viscosidad de los fluidos, razon de movilidad, la distancia entre los pozos
inyectores y productores, la estructura (limitaciones) del yacimiento y las
caracteristicas geologicas.
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Van a existir diferentes parametros y formulas las cuales van a definir qué tipo de
arreglo usar:

e La relacibn que existe entre la distancia de los pozos de diferentes tipos
(inyectores-productores) y la distancia de pozos del mismo tipo (inyector-
inyector o productor-productor)

e La relacidon de pozos inyectores a pozos productores, es la division entre el
namero de pozos inyectores a los que afecta un pozo productor, entre el
namero de pozos productores que se ve afectado por un inyector.

2.4.9.1. Linea directa. El empuje de linea directa va a tener una relacion de pozos
inyectores a pozos productores igual a uno, lo que explica que un pozo inyector va
a afectar directamente a un pozo productor. En la Figura 12 se puede observar un
arreglo de linea recta.

Figura 12. Arreglo de
linea directa.
a _?___9_

(=%

S S e

m.

]
____4:}.....-_-
[}
---¢---§*--
:
= e (o e o |
1
l :
:>——--—o--——-r>---

#,___._

A A A
Fuente: PARIS DE
FERRER, Magdalena.
Inyeccién de agua y gas
en yacimientos
petroliferos.

2.4.9.2. Linea alterna. Este tipo de arreglo es una modificacion del arreglo de
linea directa, formando un rectangulo con inyectores en los vértices y productores
en los centros. Este arreglo va a tener una relacion de pozos inyectores a pozos
productores igual a uno, como se puede ver en la Figura 13.
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Figura 13. Arreglo
de linea alterna.
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Fuente: PARIS DE
FERRER, Magdalena.
Inyeccion de agua y gas
en yacimientos
petroliferos.

2.4.9.3. Arreglo 5 pozos. En este tipo de arreglo se forma una figura geométrica
cuadrada donde los inyectores estan en las esquinas de este y el pozo productor
en todo el centro del cuadrado, como se puede ver en la Figura 14. Este modelo
proporciona una buena eficiencia de barrido, ademas de ser un arreglo el cual
permite generar otro tipo de figuras geométricas con solo reorientar o implementar
nuevos pozos inyectores.

Figura 14. Arreglo de 5 pozos.
5_ 0 ~_ 0O &~_0©
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Fuente: PARIS DE FERRER,

Magdalena. Inyeccion de agua y gas
en yacimientos petroliferos.

2.4.9.4. Arreglo 7 pozos. La figura geométrica que forma este tipo de arreglo es
un triangulo equilatero como se observa en la Figura 15, en este caso la relacion
de pozos inyectores a pozos productores va a ser igual a 2 debido a que van a
existir pos pozos inyectores los cuales van a afectar directamente a un pozo
productor. Se utiliza este arreglo cuando la inyectividad del fluido de los pozos es
demasiado baja, lo que provocara que sea muy poco usado.
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Figura 15. Arreglo de 7 pozos.
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Fuente: PARIS DE FERRER,
Magdalena. Inyeccion de agua y gas
en yacimientos petroliferos.

2.4.9.5. Arreglo 4 pozos. Este tipo de arreglo va a formar un triangulo equilatero
el cual va a contar con pozos inyectores en cada esquina y un pozo productor en
todo el centro como se puede ver en la Figura 16. Este arreglo también es
conocido como arreglo triangular o 7 pozos invertidos, esto hace referencia a un
arreglo de forma hexagonal en donde va a haber un pozo inyector en todo el
centro y productores en cada esquina del hexagono.

Figura 16. Arreglo de 4 pozos.

Fuente: PARIS DE FERRER,
Magdalena. Inyeccién de agua y gas
en yacimientos petroliferos.

2.4.9.6. Arreglo 9 pozos. Este arreglo de pozos se puede hacer mediante la
modificacion del arreglo de 5 pozos, con la implementaciéon de nuevos pozos
inyectores en los vértices del arreglo de 5 pozos creando el arreglo de 9 pozos
como se puede ver en la Figura 17. Su figura geométrica es un cuadrado en el
que se observaran pozos inyectores en los vértices y las esquinas de este con el
pozo productor en el centro.
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Figura 17. Arreglo de 9 pozos.

) LJ i) L =
Lo [o SR o C 0
s Gllallo s
' T o DO g ..... o o
A b6 & o0 &

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

2.5 APLICACION RECUPERACION TERCIARIA DE METODOS QUIMICOS

En esta parte del capitulo, se muestran ejemplos de la inyeccion quimica ASP
alrededor del mundo, obteniendo en ellos, un aumento significativo de la
produccion de petrdleo.

2.5.1. Campo Gundon, China. El Campo Gundon se encuentra ubicado en el
area de Yellow River, al noroeste de Shandong provincia de China, siendo este
Campo descubierto en el afio 1984. El &rea donde se realizo el piloto se encuentra
en el blogue 7, cerca al centro del Campo.

Este Campo tiene un yacimiento el cual esta formado por depdsitos de areniscas,
y se caracteriza por ser un yacimiento altamente heterogéneo con un petréleo de
muy alta viscosidad. Utiliza como método de recuperacion segundaria la inyeccion
de agua generando un recobro ineficiente para a empresa, lo que lleva a la
implementacion de un método que ayude al incremento de la produccion de crudo.

La inyeccion de ASP es un método de EOR que ha sido estudiado desde el afio
1980. Este método genera que el alcali con los acidos organicos del yacimiento, el
surfactante disminuye la tension interfacial generando un mejor barrido y el
polimero provoca la disminucion de la viscosidad entre el agua y el petréleo (en el
capitulo tres se hablaran de los quimicos utilizados en la industria) la diminucion
de la tension interfacial y la viscosidad, ayuda a incrementar la eficiencia del
barrido generando mejor recuperacion del crudo.

Basados en los estudios de laboratorio en la implementacion de ASP en el Campo
Gudong, se decide hacer un piloto que inyecte esta combinacion de quimicos en
agosto del afio 1992 finalizando en el afio 1994. Este piloto obtuvo como resultado
un aumento en la produccion de crudo de 13.4% OOIP, mostrando que el uso de

70



la inyeccion de ASP en yacimientos altamente heterogéneos y crudos pesados es
bueno.

2.5.2. Campo Pelikan Lake, Canada. De acuerdo con la informacion del articulo
de AIHE, PGE petréleo y gas?3, Pelikan Lake es un Campo localizado a 250km de
Edmonton al norte de Canada, siendo este un yacimiento formado por areniscas
con presencia de un acuifero activo en la zona mas baja. El yacimiento esta
compuesto de arenas no consolidadas que consisten principalmente de cuarzo y
silice, con un tamafio de granos gruesos en la parte superior y granos muy finos y
lutitas en la base del yacimiento. Pelikan Lake cuenta con unas porosidades entre
28y 32% y la permeabilidad varia entre 300 y 3000cp.

El empuje por gas en solucién fue el mecanismo de recuperacién primaria en el
Campo Pelikan Lake, viendo como resultado un poco produccion del crudo, debido
a que el gas disuelto en el yacimiento era muy poco generando un agotamiento de
la energia rapidamente lo que conllevo a una produccion menor de 30BOPD.
Después de ver un decline en la produccion se decidié implementar inyeccion de
vapor e inyeccion de aire sin mucho éxito, al ver esto, se acordd en perforar 200
pozos lo que aumento la produccion diaria a 1260 BPD. Ya como ultima opcion se
desarrollé la perforacién de pozos horizontales con el fin de aumentar el area de
contacto entre el crudo y los pozos de produccién viendo una mejoria en la
produccion a comparacion de los pozos verticales.

Segun el articulo PGE petréleo y gas?*, se analizaron procesos quimicos y
térmicos como recuperacion terciaria, dando como resultado que la inyeccion
térmica no es apta para este Campo debido a que el espesor de la formacion es
muy pequefio. Por otro lado, se realizo un piloto en el que se evidencia el uso de
polimeros, el cual consiste en hacer tres pozos horizontales de 1250 metros de
largo, uno de ellos es el pozo inyector entre dos pozos productores similares,
separados a 150 metros. El primer piloto realizado en el afio 1997 no fue exitoso,
pero las lecciones de la falla permitieron lograr un segundo piloto exitoso en el afio
2006, dando como resultado a la inyeccion de polimeros, un incremento en la
produccion de crudo de 43 a 700 BOPD manteniéndose asi por 6 afios hasta la
fecha con un corte de agua generalmente menor del 60%.

2.5.3. Campo Casabe. Segun la informacion suministrada por el articulo de
ACIPET, Recuperacion mejorada en un yacimiento de alta complejidad
estratigrafica: Campo Casabe?®, Casabe es un campo ubicado en el Valle Medio
del Rio Magdalena en el departamento de Antioquia, Colombia. EI campo fue

23 AIHE. PGE Petréleo y Gas. 9na edicion. Quito, Ecuador. 2016. p. 35.

24 bid. p. 36.

BACOSTA, T. ROJAS, D. ZAPATA, J. CALDERA, G. JIMENEZ, R. MANRRIQUE, G. GHENEIM, T.
AZACOT, A. Recuperacién mejorada en un yacimiento de alta complejidad estratigrafica: Campo
Casabe, ACIPET, Bogota DC, 2017. p.4
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descubierto en 1941 con el pozo CSBE-1, convirtiéndolo en un campo maduro de
la compafifa Shell de Colombia, sin embargo, su explotacién comercial se inicié en
junio de 1945, logrando su desarrollo completo en 1958 después de haber
perforado 448 pozos, de los cuales 10 resultaron secos. La maxima tasa de
produccion se alcanzé en 1954 con 46000 BOPD. Los estimados oficiales de
aceite original en sitio son de 1700 MMbils, pero el estudio realizado en el afio
2008, luego de la interpretacion sismica arrojé un volumen inicial de aceite de
1780 MMbls.

De acuerdo con la informacion del articulo de ACIPET?®, en el afio 1979, la
empresa Ecopetrol S.A inicid6 la intervencion con un método de recobro
secundaria, el cual consiste en realizar la inyeccion de agua dulce proveniente de
la Formacién La Mesa, estrategia que se extendié a partir de 1985 al resto del
campo utilizando patrones de cinco pozos. Posteriormente en el afio 2004 se firma
la Alianza Tecnoldgica Casabe entre Ecopetrol S.A y Schlumberger con el objetivo
de incrementar la produccion del campo mediante la implementacion de nuevas
tecnologias. Dentro del marco de esta alianza tecnoldgica se ha logrado
incrementar la produccién desde 5000 BOPD hasta 20218 BOPD e incrementar la
inyeccién de agua de 25000 BWPD hasta 131000 BWPD.

El campo casabe va a contar con caracteristicas principales, como por ejemplo: la
alta relacion de movilidad, alta produccién de arena, la inestabilidad en la
presiones de inyeccion en arenas, alta incidencia de canalizacién y produccion de
influjos en pozos productores, variacién de propiedades petrofisicas, el yacimiento
esta compuesto por 3 formaciones (Colorado, Mugrosa y la Paz), entre otro.

El proceso de recuperacion mediante la inyeccion de polimeros se desarrolla en el
Blogue 6 en las arenas A2/A2i pertenecientes a las Formacién Colorado, en donde
se venia inyectando agua continua desde el afio 1979. Este proceso de
recuperacion esta ayudando a corregir los problemas tipicos de la inyeccion de
agua en el campo como lo son los problemas de infectividad, digitacién viscosa,
canalizacion y dificultades de desplazamiento generadas por fuerzas capilares
propias de este método, obteniéndose como resultado mejor barrido de aceite y
por ende un mayor factor de recuperacion.

Actualmente, segun con la informacién del articulo de ACIPET?’, se realiza la
inyeccion de agua mejorada con polimero en cuatro pozos inyectores existentes,
generando la construccion de las facilidades requeridas para la mezcla e inyeccion
de polimeros en los pozos inyectores, asi como las adecuaciones necesarias para
cumplir con los objetivos del piloto. Por otro lado, se viene ejecutando un plan
intensivo de monitoreo integral que ha permitido evaluar la eficiencia y los
resultados del proyecto mostrando como resultado un aumento en la produccion

26 |bid. p. 5.
27 bid. p. 6.
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acumulada de petréleo de 120 Mbarriles de petroleo en un periodo de dos afos,
siendo esto, un 43% por encima del plan inicial.

2.5.4. Campo Rio Ariari, Meta. Segun Gonzalez Laureano y Padron Arafio en el
articulo de Simulacion y Optimizacibn de una prueba piloto de inyeccién de
polimeros como proceso de recuperacion mejorada en un yacimiento de crudo
extrapesado con acuifero activo?®, el bloque Rio Ariari esta ubicado en los llanos
orientales de Colombia con un area de 124.000. La formacion productora es la
Formacion Mirador en sus miembros Superior e Inferior. Esta formacién se consta
por arenas limpias y con buenas propiedades petrofisicas, como lo son: porosidad
entre el 27 y 32%, permeabilidad entre el 1.5y 3.7 D y espesores netos promedio
de petroleo de 28%.

El Campo Rio Ariari se han perforado 35 pozos, entre los cuales 12 son
estratigraficos y 9 productores mostrando un corte de agua del 95% y una
movilidad de crudo desfavorable mayor a 200M. La gravedad API del crudo en Rio
Ariari varia entre 7-10°API con una relacion de gas aceite del orden de 1 SCF/STB
con presion de burbuja de 40 psig aproximadamente y viscosidad del crudo que
varia entre 1000 y 3000 cp, a condiciones de yacimiento. Adicionalmente, una
caracteristica peculiar del yacimiento es que presenta agua movil en el intervalo
de petrdleo, atribuido a la similitud en las densidades del agua y el petréleo, lo que
hace que la formacion Mirador en el sector de Rio Ariari sea considerada una zona
de transicion, donde hasta el momento no se ha podido identificar de forma
precisa un contacto agua-petroleo.

No se considero una intervencion de recobro mejorado debido a que no se veia
viable el proyecto, pero todo cambio cuando en el Campo Pelikan Lake, Canada
se decide realizar una intervencion de polimeros mediante el uso de pozos
horizontales. Al ver el incremento de la produccion en este Campo, se decide hcer
estudios en laboratorio y simulaciones en STARS con el fin de obtener resultados
gue muestren un incremento en la produccién de crudo en el Campo Rio Ariari

De acuerdo con la informacién del articulo escrito por Gonzalez Laureano y
Padrén Arafio?®, los resultados de la simulacion numérica indicaron que el
desplazamiento con polimero podrian aumentar el factor de recuperacion hasta un
18%, utilizando patrones normales de pozos tanto verticales como horizontales.
Sin embargo, en el actual escenario de precios del petrdleo solo los patrones de
pozos horizontales dan viabilidad econémica a este método EOR, debido a la
importante reduccion en el nUmero de pozos perforados.

8GONZALES, Laureano. PADRON, Aaron. Simulacion y Optimizacion de una prueba piloto de
inyeccion de polimeros como proceso de recuperacion mejorada en un yacimiento de crudo
extrapesado con acuifero activo, ACIPET, Bogota DC, 2017, p. 1.

2 bid. p. 2.
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2.5.5. Proyecto Piloto CEOR (CEPSA Colombia S.A.). La informacion que se
presenta en esta parte del capitulo fue suministrada por la empresa CEPSA
Colombia S.A.

La fase piloto del proyecto de recobro mejorado mediante la inyeccion de quimicos
(CEOR) del Campo “B” en la Cuenca de los Llanos Orientales se realiz6 mediante
un patrén de inyeccion de cuatro puntos invertido, conformado por un pozo
inyector y tres pozos productores. La inyeccidon se realiz6 a través de la arena
productora con el fin de mejorar el recobro de crudo debido a la reduccion de la
saturacion de aceite residual y a la mejor eficiencia de barrido en el yacimiento.

En la Tabla 4, se puede apreciar las fechas en las que se inicio y finalizo la
inyeccién de los quimicos respectivamente, los pasos que realizo CEPSA
Colombia S.A. en el Campo “B” en la Cuenca de los Llanos Orientales y la
reaccion en fondo de la combinacién quimica inyectada.

Tabla 4. Fechas en donde se realizaron las inyecciones.

INICIO DE | | “H 2% /1 | COMBINACION | REACCION EN FONDO
INYECCION INYECTADA
24 De Mayo | 26 de Agosto AP Generar un frente de
del 2015 del 2015 desplazamiento del crudo
movil
26 de Agosto | 19 de Enero ASP Reducir la tension interfacial
del 2015 del 2016 entre el crudo y el agua del

yacimiento del area del piloto.

19 de Enero | 11 de Julio POLIMERO Inyeccion de post-flujo (10 Cp

del 2016 del 2016 de viscocidad) completa un
33% del volumen poroso del
piloto
12 de Julio 22 de POLIMERO Reduce progresivamente la
del 2016 Noviembre viscosidad, lo cual ha
del 2016 contribuido a una mejoria en la

inyectividad, logrando un
incremento en el caudal de
inyeccion de 200 BPD

Fuente: CEPSA Colombia S.A., Reporte proyecto CEOR, Julio de 2017.

Se inyectaron 687.5 Kbls de diferentes formulaciones quimicas (AP, ASP vy
polimeros), equivalentes al 102% del volumen poroso del &rea piloto, con un
caudal de inyecciéon de 1500 bbl/d manteniendo una presion de inyeccion por
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debajo de 1000 psi en cabeza de pozo, evitando sobrepasar la presion de fractura
del yacimiento. La produccion incremental acumulada al 31 de diciembre de 2016
fue de 71053 Bls de petroleo.

En el Capitulo 4 se habla de los resultados y los procedimientos detalladamente,
con la finalidad de hacer la respectiva comparacion entre el proyecto piloto CEOR
realizado por la empresa CEPSA Colombia S.A. y los resultados obtenidos en la
simulacién de yacimientos del Campo “A”.
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3. FORMULACION QUIMICA Y PLANTEAMIENTO DE ESCENARIOS DE
SIMULACION

En este capitulo se presentan las generalidades de los quimicos utilizados en la
industria petrolera para el recobro terciario, los criterios de seleccion, la
formulacién quimica ASP seleccionada y el planteamiento de los diferentes
escenarios de simulacion. Los escenarios de simulacion de la presente
investigacion se realizan en la unidad C7-A del Campo “A” ubicado en la Cuenca
de los Llanos Orientales debido a que se presenta buena continuidad en los
cuerpos de arena entre los pozos del Campo estudiado.

3.1 GENERALIDADES DE LOS QUIMICOS UTILIZADOS EN RECOBRO
TERCIARIO

3.1.1 Generalidades de los polimeros. Los polimeros son macromoléculas de
alto peso molecular formados por monémeros. Al ser mesclados con el agua se
genera una solucion bastante viscosa, la cual al ser inyectada reduce la razén de
movilidad generando un mejor desplazamiento y barrido en el yacimiento como se
ilustra en la Figura 18, siendo esta, mas efectiva que la inyeccién de agua
convencional. Adicionalmente, la inyeccion de polimeros logra fluir por las zonas
gue tienen una menor permeabilidad en el yacimiento logrando un barrido mas
homogéneo.

Figura 18. Proceso de inyeccion de polimeros.

POZO INYECTOR POZO PRODUCTOR
El agua del petréleo Solo fluye
l fluyen en este banco N petréleo ~ N

PETROLEO RESIDUAL

N\

\ EMPUIE DE AGUA

N

AGUA CONNATA

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccion de agua y gas en yacimientos petroliferos.
Modificado por autores.

Las principales consideraciones que se deben tener para la seleccién del polimero

son: factores de disefio y pruebas de laboratorio (salinidad, degradacion a altas
temperaturas, envejecimiento, formaciéon de geles, altos esfuerzos de corte),
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disponibilidad de agua de buena calidad, sensibilidad de los polimeros con la sal
de formacion, y que el polimero sea soluble en agua e insoluble en petréleo y
alcohol. En la Tabla 5, se presentan los criterios de disefio para los polimeros.

Tabla 5. Criterios de disefio de polimeros.

PETROLEO RANGO
Gravedad >25 API
Viscosidad <150 cp
Composicion No critica
YACIMIENTO RANGO

> 10% del VP del petroleo

Saturacion de petroleo A
movil

Espesor neto No critico
Profundidad <9000 pies
Razédn de Movilidad 2a40
Permeabilidad >20 md
Factor de Heterogenidad 0,5a0,85
Temperatura <175 Grados Fahrenheit
AGUA Salinidad preferiblemente baja

1. Arenisca preferiblemente,

pero pueden ser usados en

LITOLOGIA carbonatos.

2. Se deben evitar las calizas
con alta porosidad.

1. Condiciones apropiadas
para la inyeccidn de agua.
2. Alta saturacion de petroleo
movil.

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccién
de agua y gas en yacimientos petroliferos.

Modificado por autores.

FACTORES FAVORABLES

En la industria petrolera hay una gran variedad de polimeros implementados hasta
la actualidad. Los mas utilizados son los polisacaridos, polioxidos de etileno,
biopolimeros, goma xantana, y las poliacrilamidas los cuales pueden altera la
permeabilidad de la formacién disminuyendo la movilidad efectiva del agua.

3.1.2 Generalidades de los surfactantes. Segin Magdalena Paris De Ferrers°,
Los surfactantes son compuesto organicos provenientes del petréleo crudo y otros
aditivos, que mezclados a bajas concentraciones en agua, reducen la tension
interfacial. Diferentes investigaciones, han demostrado que la implementacion de
surfactantes logra reducir la tension interfacial entre el petréleo y el agua a valores
demasiado bajos (menos que 0.001 dinas/cm) de modo que el petrdleo atrapado
se haga movil y sea desplazado por el fluido inyectado.

Los surfactantes se clasifican en tres grupos principales:

3pARIS DE FERRER, Magdalena. Op., Cit., p. 316
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» Anionicos (carga negativa), los cuales son estables, presentan baja adsorcion,
y son econoémicos.

» No ibnicos (carga neutra), los cuales son mas tolerantes a altas
concentraciones de sal, y no reduce considerablemente la TIF y por ello se
utilizan como co-surfactantes.

» Cationicos (carga positiva), los cuales no son muy utilizados en la industria
petrolera ya que tienen mayor facilidad de adsorcién por la formacion.

Los surfactantes mas utilizados son sulfanatos de petréleo derivados de petréleo
crudo, poco costosos, faciles de obtener en grandes cantidades y con alta
actividad interfacial. Existe una correlacion entre la eficiencia de desplazamiento y
el peso molecular de los surfactantes, a mayor peso molecular habra mayor
reduccion en la tensién interfacial. Generalmente, para asegurar que la movilidad
del surfactante esté bien controlada, el tapon de surfactante se empuja con
determinado volumen de solucién de polimeros. En la Figura 19, se muestra el
proceso de inyeccion con surfactantes. También se utilizan varios aditivos para
proteger el surfactante contra las sales minerales del agua, siendo estos: amonio,
carbonato de sodio, trifosfato de sodio.

Figura 19. Proceso de inyeccion de surfactantes.

POZO INYECTOR

POZ0O PRODUCTOR

El agua del petréleo Solo fluye
fluyen en este banco N agua N
N AN
b
PETROLEO RESIDUAL

N\

EMPUIJE DE

\\ AGUA

TAPON DE
SURFACTANTE

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccion de agua y gas en yacimientos petroliferos.
Modificado por autores.

Para que la inyeccion de surfactantes logre ser la mas 6ptima posible se deben
tener en cuenta dos consideraciones principales:

» Mantener la concentracién menor o igual a 0.25 mol/L de hidroxido de sodio en

el agua a inyectar.
» Mantener la TIF entre 0.001 a 0.01 dinas/cm.
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En la Tabla 6 se presentan los principales criterios de disefio para surfactantes.

Tabla 6. Criterios de disefio de surfactante.

PETROLEO RANGO
Gravedad > 25 API

Viscosidad <30 cp a coniciones de yacimiento
Composicion Livianos intermedios son deseables
YACIMIENTO RANGO

Temperatura <175 Grados Fahrenheit

Saturacidon de petroleo =30 %

Permeabilidad > 20 md

Espesor neto =10 pies

Profundidad > 8000 pies

1. <5000 ppm de calcio y magnesio
(se requiere pre-lavado)

2. <100000 ppm de solidos totales

AGUA disueltos.

3. Agua suave de baja salinidad,
dene estar disponible para un tapon
de limpieza.

1. Solamente arenisca, con bajo
LITOLOGIA contenido de arcilla, sin yeso ni

anhidrita.
1. Formacién homogenea.
FACTORES FAVORABLES 2. Barrido de inyeccion de agua
>50%.

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccién
de agua y gas en yacimientos petroliferos. Modificado
por autores.

Es importante tener en cuenta que los surfactantes presentan algunas
desventajas; En caso de que estos contengan un alto peso molecular, no seran
solubles en agua, sin embargo, esto se puede solucionar mezclandolos con otros
surfactante de bajo peso molecular para asi lograr la solubilidad con el agua y
lograr la reaccién de tension interfacial. Por otro lado, los surfactantes pueden ser
adsorbidos rapidamente por las formaciones, no obstante, para solucionar este
problema se puede agregar un tapdén de compuestos de aditivos para evitar la
adsorcion in-situ del surfactante en el medio poroso.

3.1.3 Generalidades de los alcalis. Un alcali es una sustancia quimica que
presenta propiedades alcalinas, principalmente, su pH es mayor a 7. Los élcalis
mas utilizados en la industria petrolera son el hidréxido de sodio, silicato de socio,
soda caustica, carbonato de sodio, e hidroxido de potasio. Estos se mezclan con
el agua para formar una solucion acuosa alcalina de alto pH, la cual al ser
inyectada a la formacion, reacciona con los &cidos organicos del petréleo
produciendo surfactantes in-situ. De esta forma se conseguira una reduccion en la
tension interfacial y un incremento en la eficiencia de desplazamiento. Asi como
en la inyeccion de surfactantes, posterior a la inyeccion, se envia un tapon de
polimero para garantizar la movilidad del alcali inyectado y los surfactantes
producidos. En la Figura 20 se presenta el esquema de la inyeccion de alcali.
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Figura 20. Proceso de inyeccion de alcali.

POZO INYECTOR POZ0 PRODUCTOR

El agua del petréleo Solo fluye
l fluyen en este banco > N petréleo > N

PETROLEO RESIDUAL

N

\\ EMPUIE DE

TAPON DE

AGUA ALcALl

AGUA CONNATA

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccion de agua y gas en yacimientos petroliferos.
Modificado por autores.

Como menciona Magdalena Paris de Ferrers?, tras la inyeccion de alcali el petréleo
puede ser producido a través de alguno de los siguientes organismos:

A\

YV V V¥V

Reduccion de la tension interfacial, como resultado de la formacion de
surfactantes in-situ.

Cambio de humectabilidad, de humectado por petréleo a humectado por agua,
0 viceversa.

Emulsificacion y entrampamiento de petréleo para ayudar a controlar la
movilidad.

Emulsificacion y arrastre del petréleo

Solubilizacién de las peliculas rigidas de petréleo en la interface petréleo agua.

Existen ciertas limitaciones a la hora de realizar una inyeccion con alcali:

vV V VYV

Se debe garantizar la reaccion entre el alcali y el petrdleo del yacimiento.

La TIF entre la solucidén acuosa alcalina y el petrdleo debe ser menor a 0.01
dinas/cm.

A altas temperaturas, el 4&lcali se puede desnaturalizar, perdiendo
completamente su funcionalidad.

Se deben evitar los carbonatos ya que estos pueden reaccionar adversamente
con la solucién alcalina.

Magdalena Paris de Ferrer®? menciona que existen ciertas ventajas y desventajas
a la hora de realizar una inyeccion con alcalis.

31 bid., p. 318.
32 |bid., p. 319.
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Ventajas:

El proceso es relativamente econémico.

El control de la movilidad es mejor que en los procesos de inyeccién de gas.
Este proceso es aplicable en un amplio rango de yacimientos de petréleo.

La conversion de inyeccidn de agua a inyeccién con alcalis es relativamente
facil.

YV VY

Desventajas:

» Los alcalis pueden generar problemas de corrosion, lo cual requiere proteccion
para tanques Yy tuberias.

» No se puede aplicar este proceso en yacimientos con contenido de carbonatos.

» Los resultados no pueden ser garantizados debido a la incertidumbre de las
reacciones quimicas in-situ.

En la Tabla 7 se presentan las principales consideraciones para el disefio de un
proceso de inyeccion de alcali.

Tabla 7. Criterios de disefo de alcali.

PETROLEO RANGO
Gravedad 13 a 35 API (la Viss:osidad del
petrolec es mas importnte)
Viscosidad 200 cp en condicionses de yacimiento)
Numero acidos >0,1 mg KOH/g de petréleo
YACIMIENTO RANGO

Debe determinarse la reaccion de los gquimicos alcalinos con los

minerales de las rocas. El consumo de dicho quimico depende de

la temperatura, el tiempo, la concentracién alcalina, los minerales
presentes y el tamafio de sus granos.

Saturacién de petroleo  Sor después de la inyeccién de agua.

Espesor neto No Critico

Permeabilidad =20 md
Profundidad <9000 pies
Temperatura <200 Grados Fahrenheit

1. Calcio <500 ppm para
concentraciones cauticas bajas.
2. no es critico para

concentraciones cauticas altas.

1. Contenido de yeso <0,5% del
volumen total.

LITOLOGIA 2. Consumo causticode las arcillas

<15 meq NaOH/100 g de roca.

3. arenas limpias.

1. Yacimiento parcialmente mojado

FACTORES FAVORABLES por petroleo.

2. Saturacion alta de petrolec movil

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccion de
agua y gas en yacimientos petroliferos. Modificado por
autores.

AGUA
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3.2 CRITERIOS DE SELECCION PARA LA INTERVENCION QUIMICA DE LOS
POZOS PERTENECIENTES AL CAMPO “A”

En esta seccidn se presentan los principales parametros los cuales permiten
plantear los escenarios de simulacion, tales como las curvas de produccion y de
depletamiento de la presidon, completamiento, distancia entre pozos, y continuidad
de la Formacion C7-A.

3.2.1 Produccion. Como se mencioné en el Capitulo 1 el Campo “A” contiene
nueve (9) pozos productores. De estos pozos, solamente siete (7) producen o han
producido de la Formacién C7-A, siendo estos el P-3, P-4, P-5, P-6, P-7ST, P-8,
P-9. De la Gréfica 3 a la Grafica 9 se presentan las graficas de produccién para
estos pozos en la formacion mencionada anteriormente.

Gréfica 3. Produccion de agua y de petroleo del pozo P-3 en la arena C7-A.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., informacién de produccion de pozos.

En la Grafica 3 se observa un aumento en la produccion de agua entre el afio
2010 al 2011. Se cierra la zona C7-A del pozo P-3 desde mediados del afio 2011
hasta finales del afio 2012 con el fin de aumentar la produccion de crudo
recuperando la presion de esta zona. Al ver que la produccion de agua es
demasiado alta a comparacion de la produccién de crudo se decide cerrar el pozo
P-3 desde mediados del afio del 2014.
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Grafica 4. Produccion de agua y de petréleo del pozo P-4 en la arena C7-A.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., informacion de produccion de pozos.

Grafica 5. Produccion de agua y de petréleo del pozo P-5 en la arena C7-A.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., informacion de produccién de pozos.
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Grafica 6. Produccion de agua y de petréleo del pozo P-6 en la arena C7-A.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., informacion de produccién de pozos.

Grafica 7. Produccion de agua y de petréleo del pozo P-7ST en la arena C7-A.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., informacion de produccion de pozos.
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Grafica 8. Produccion de agua y de petréleo del pozo P-8 en la arena C7-A.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., informacién de produccion de pozos.

Gréfica 9. Produccion de agua y de petroleo del pozo P-9 en la arena C7-A.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., informacion de produccion de pozos.

Desde la Grafica 4 hasta la Grafica 9 se observa que la produccién de petréleo
agua
aumenta considerablemente, lo que da a entender que el acuifero activo en la
zona C7-A esta afectando directamente a los pozos de esta zona invadiéndolos

ha ido disminuyendo al pasar de los afios mientras que la produccion de

progresivamente.
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3.2.2 Depletamiento de presion. En la Formacién C7-A del Campo “A” se ha
detectado un depletamiento de presion. La presencia de un acuifero activo y las
diferentes pruebas de presion realizadas en este campo, han ayudado a evitar un
rapido depletamiento del yacimiento. De la Grafica 10 hasta la Grafica 16, se
observa este fendbmeno.

Grafica 10. Comportamiento de Pwf del pozo P-3 en la arena C7-A.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., informacién de la presién de intake de los pozos.

Gréfica 11. Comportamiento de Pwf del pozo P-4 en la arena C7-A.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., informacién de la presiéon de intake de los pozos.
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Grafica 12. Comportamiento de Pwf del pozo P-5 en la arena C7-A.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., informacioén de la presion de intake de los pozos.

Gréfica 13. Comportamiento de Pwf del pozo P-6 en la arena C7-A.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., informacién de la presiéon de intake de los pozos.
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Grafica 14. Comportamiento de Pwf del pozo P-7ST en la arena C7-A.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., informacion de la presion de intake de los pozos.

Gréfica 15. Comportamiento de Pwf del pozo P-8 en la arena C7-A.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., informacion de la presion de intake de los pozos.
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Grafica 16. Comportamiento de Pwf del pozo P-9 en la arena C7-A.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., informacion de la presion de intake de los pozos.

3.2.3 Completamientos. En la Tabla 8 se presentan los principales datos de los
completamientos de cada pozo en la zona de interés.

Tabla 8. Datos del completamiento en C7-A.

CANONEO SENSOR
POZO ZONA FECHA | DESDE | HASTA |ESTADO | TAMARNO DESDE HASTA
P-3 C7-A  |20/12/2010| 5103 5107 |ABIERTO | 3x45/8" 4901,81 4905,45
P-3 C7-A | 15/04/2009| 5103 5107 |CERRADO| 3x45/8" 4887,75 4891,39
P-3 C7-A  |16/01/2015| 5103 5107 |ABIERTO | 3x45/8" 4939,56 4941,43
P-4 C7-A  |31/07/2007| 5057 5062 |ABIERTO | 5x45/8" 492617 4928
P-4 C7-A |12/09/2008| 5057 5062 |ABIERTO | 5x45/8" 4851,78 4855,95
P-5 C7-A  |14/01/2008| 5211 5213 |ABIERTO 4 5/8" 5000,96 5004,25
P-5 C7-A  |15/03/2010 5211 5213 |ABIERTO | 2x4 5/8" 473762 4739,62
P-5 C7-A  |20/05/2010 5211 5213 |ABIERTO | 2x4 5/8" 4684,24 4686,11
P-6 C7-A |09/08/2007| 5237 5240 |ABIERTO | 3x45/8" 514967 5153,85
P-6 C7-A |16/09/2008| 5236 5240 |ABIERTO | 3x45/8" 5149,67 5153,85
P-6 C7-A  |17/10/2008| 5237 5240 |ABIERTO | 3x45/8" 5132,24 5134,77
P-6 C7-A |08/01/2009| 5237 5240 |ABIERTO | 3x45/8" 51344 5136,27
P-6 C7-A  |17/06/2013| 5236 5240 |ABIERTO | 4x41/2" 5029,07 5093,94
P-6 C7-A  |17/06/2013| 5240 5247 |ABIERTO | 7x45/8" 5029,07 5093,94
P-7ST C7-A  |05/10/2007| 5078 5080 |ABIERTO | 2x45/8" 4908,4 4910,23
P-7ST C7-A |05/01/2008| 5078 5080 |ABIERTO | 12x4 5/8" 3551,29 3553,1
P-75T C7-A |19/01/2001| 5078 5080 |ABIERTO | 2x45/8" 4781,22 4783,09
P-8 C7-A |09/08/2004| 5327 5333 |ABIERTO | 6x45/8" 5216,14 5218,39
P-8 C7-A |09/08/2009| 5337 5343 |ABIERTO | 6x45/8" 5218,25 5220,06
P-8 C7-A  [31/10/2013| 5327 5333 |ABIERTO | 6x45/8" 5167,16 5169,03
P-8 C7-A  |31/10/2013| 5337 5343 |ABIERTO | 6x45/8" 5167,16 5169,03
P-9 C7-A |22/09/2008| 5488 5494 |ABIERTO | 6x45/8" 5226,28 5230,47
P-9 C7-A |28/02/2009| 5488 5494 |ABIERTO | 6x45/8" 5303,56 5305,43
P-9 C7-A  |17/04/2010| 5488 5494 |ABIERTO | 6x45/8" 5251,82 5253,72

Fuente: CEPSA Colombia S.A. informacion de completamiento de cada pozo.

En la Tabla 8 se puede observar la profundidad a la cual se le realizo el cafioneo a
cada pozo con su respectiva fecha de trabajo y zona de interés (C7-A), el estado
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en el que se encuentra y el tamafo de los perforados de los cafiones que se
utilizaron. Por otro lado, se tiene la profundidad del sensor a la fecha que se le
realizo el trabajo.

3.2.4 Distancia entre pozos y profundidades. En la Figura 21 se observa el
mapa estructural del Campo “A”. Adicionalmente se presenta de forma resumida
en la Tabla 9 la distancia aproximada entre los pozos.

Figura 21. Mapa estructural del Campo “A”.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A.

En la Figura 21 se observa la ubicacion exacta de los pozos P-3, P-4, P-5, P-6, P-
7ST, P-8, P-9, los cuales son los pozos que estan produciendo de la arena C7-A,
adicionalmente se tiene la elevacion sobre el nivel medio del mar de cada uno de
ellos. Por otro lado, se observa la misma informacion del pozo P-2 y P-10, los
cuales no producen de la arena C7-A pero se tienen que tener en cuenta para
realizar el modelo de simulacién en el Capitulo 4.
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Tabla 9. Distancia entre pozos.

Pozos Distancia (m)
P-6 — P-5 624
P-5-P-10 409
P-10 — P-2 402
P-2 — P-7ST 470
P-7ST — P-3 752
P-3-P-4 550
P-4 — P-8 520
P-8 — P-9 602

Fuente: CEPSA Colombia S.A.

Mediante el uso de la Figura 21 y en la Tabla 9 se puede obtener la distancia (m)
entre pozos la cual va a ser utilizada en los escenarios de simulaciéon en el
Capitulo 4.

3.2.5 Continuidad de cuerpos de arena. De la Figura 22 a la Figura 25 se
muestra la continuidad de la arena C7-A mediante el uso de correlaciones
estratigraficas, con el fin de poder analizar el movimiento de las capas y las
distancias que se tienen entre los pozos de estudio. No obstante, en estas figuras
se observan los tipos de roca que se manejan, numerandolos del uno (1) al cuatro
(4), donde la roca uno (1) es la de mejor permeabilidad y la roca cuatro (4) es la de
mas baja permeabilidad, por consiguiente, se van a ver trabajos de cafioneo entre
la roca uno (1) y la roca tres (3).

91



Figura 22. Correlacion estratigrafica

de los pozos P-6, P-5y P-10.

Fuente: CEPSA Colombia S.A.
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Figura 23. Correlacion estratlgraflca de Ios pozos P-2, P-7y P-7ST.
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Figura 24. Correlacion estratigrafica de los pozos P-3y P-4.
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Figura 25. Correlacion estratigrafica de los pozos P-8 y P-9.
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3.3SELECCION DE LA FORMULACION QUIMICA ASP

En esta seccion se indican los quimicos seleccionados para la inyeccion ASP en la
zona de interés y se presentan las razones para la seleccion de estos.

3.3.1 Seleccién del Alcali. Teniendo en cuenta que la cantidad de &cidos
organicos in-situ es demasiado baja para que el éalcali reaccione de manera
favorable generando surfactantes, se toma la decision de seleccionar un alcali el
cual cumpla con la funcion de proteger la combinacion ASP a lo largo de la
inyeccion con el objetivo de evitar una alta degradacion de los quimicos en el
yacimiento. Por tal motivo la empresa CEPSA Colombia S.A.32 decide utilizar el
metaborato de sodio tetrahidratado como alcali.

En la Tabla 10 se observan las especificaciones técnicas del alcali utilizado en la
combinacion ASP, donde se ilustran los valores de gravedad especifica, pH,
solubilidad, entre otros.

Tabla 10. Especificaciones técnicas del metaborato de sodio tetrahidratado.

ltems Dato Comentario
Solubilidad 45% A una temeratura de 25 Celsius
Gravedad especifica 1,74
Apariencia
pH 11 Una concentracion de 1% a 20 Celsius
Fe =0,003%
Especificacion de tamiz| ==0,1% ASTM #8; tamafio de malla de 2,36
MNaBO2, 4H20 =09%

Fuente: CEPSA Colombia S.A.

3.3.2 Seleccion del Surfactante. Se utliza Dowfax 8390, disulfonato de
alquildifeniléxido, como co-surfactante aniénico con el fin de mejorar la estabilidad
de la formulacion quimica. Por otro lado, se tiene como beneficio su excelente
solubilidad, estabilidad en el sistema de oxidacién, y un alto nivel de detergencia
del suelo particulado.

A nivel de aplicacion, este surfactante puede usarse como la polimerizacion de
una emulsién, detergentes, textil, pulpas, papel, y en industria quimica para campo
petrolifero. En la Tabla 11 se encuentran las propiedades fisicas mas significativas
y en la Tabla 12 se observan las propiedades tipicas de rendimiento.

33 CEPSA COLOMBIA S.A. Alkali selection test for ASP/SP EOR.
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Tabla 11. Propiedades fisicas.

Propiedades Dato Comentario
Activos 35 -
Diluente Agua -
Viscosidad 10 A una temperatura de 25 grados Celsius, cps
Densidad 1,03-1,15 | A una temperatura de 25 grados Celsius, g/mL
Punto de inflamabilidad ND -

Fuente: CEPSA Colombia S.A.

Tabla 12. Propiedades de rendimiento.

Dato Comentario
. - Neutral (3) 44 -
Tension superficial (1) Alcali (4) 15 -
Neutral (3) 120/25 -
Espuma (2) Alcali (4) 140/25 -
Concentracion micellar critica en 0,1M 0,014 NaCl a 25 grados Celsius

(1) Tension Superficial: Dinas/cm a 1 wt%activos, 25 Graos Celsius
(2) Ross-miles altura de espuma: mm a 1 wt% activos, 25 Grados Celsius, inicial / 5min
(3) pH actual = 7 en agua destilada
(4) pH actua = 12.5 de solucion de hidroxido de sodio

Fuente: CEPSA Colombia S.A.

3.3.3 Seleccion del Polimero. De acuerdo con la informacion de CEPSA
Colombia S.A.%%, se comienzan estudiando nueve (9) polimeros los cuales van a
ser descartados gracias a pruebas de filtrabilidad, reologia, temperatura, y
estudios de literatura, con el fin de escoger el polimero mas adecuado. Se realizan
varias pruebas de laboratorio donde se definira la mejor opcion para la
combinacion quimica deseada. En la Tabla 13 se dan a conocer los polimeros
pre-seleccionados.

34 CEPSA COLOMBIA S.A. Polymer selection test for ASP/SP EOR.
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Tabla 13. Polimeros pre-seleccionados.

SUMINISTRADOR | MARCA | SERIE |PM (Mmda)] DH (%) | TIPO
Flopaam | 3530S 16 2530 HPAM
- Flopaam | 34305 12 2530 HPAM
AN 1255H 8 - ANPS
Flopaam 51155H - - HPAS
BASF Alcoflood | 1285 20 25-30 HPAM
o ChemPAM | 8376 - - -
emor ChemPAM | 8284TS - - High TEMP
kKemira Superfloc A130V =20 25-30 HPAM
3F 3F731A - - - -

Fuente: CEPSA Colombia S.A.

De acuerdo con el estudio de filtrabilidad el cual se le realizo a los nueve (9)
polimeros pre-seleccionados, se pudo concluir que los dos (2) polimeros de
Chemor y el polimero de BASF muestran una baja filtrabilidad, lo que genera un
alto riesgo de dafio sobre el pozo inyector y una baja eficiencia en la inyeccién de
este. Por consiguiente, estos tres (3) seran descartados del todo.

Dos (2) de los cuatro (4) polimero de SNF (AN 125SH y 5115SH) muestran una
muy buena filtrabilidad y son especialmente disefiados para soportar altas
temperaturas, sin embargo, el costo de estos polimeros es demasiado alto y se
tiene que comprar el doble de polimeros, con el fin de alcanzar la viscosidad
deseada. Siendo estos descartados y llevados a estudios para ser utilizados como
co-polimeros.

Después de descartar cinco (5) de los nueve (9) polimeros pre-seleccionados, se
realizan las pruebas de temperatura las cuales van a ayudar a escoger el polimero
para la inyeccién de la combinacién ASP. Los resultados obtenidos no fueron los
mejores debido a que a una temperatura de 85 grados Celsius genero una
degradacion del 60% de su viscosidad de los polimeros de HPAM después de 8
semanas, mientras que los co-polimeros, como era de esperarse, son
térmicamente estables.

Basados en los resultados obtenidos de pruebas de temperatura arrojados por los
estudios de laboratorio, HPAM es el polimero mas adecuado que se puede utilizar
para la combinacién quimica deseada, sin embargo, se tienen que hacer
procedimientos respectivos para que este polimero funcione. La eliminacién de los
coloides de hierro antes de la mezcla es esencial, asi como la adicion de
metaborato de sodio. La ventaja que se tiene al utilizar el polimero de HPAM sobre
los co-polimeros, es el costo de los quimicos, utilizando el A130V sobre el SNF
5115 reduce un 30% del costo total.
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3.4 PLANTEAMIENTO DE LOS ESCENARIOS DE SIMULACION

En esta parte del capitulo, se va a analizar los datos de produccion, depletamiento
de presion, completamientos, distancia entre pozos, continuidad de cuerpos de
arena, y el factor de recobro de los pozos P-3, P-4, P-5, P-6, P-7ST, P-8, y P-9
con el fin de poder plantear los escenarios de simulacion mas adecuados para la
mejora en la produccion de crudo del Campo “A”.

3.4.1 Escenario de simulacién #1. Este escenario de simulacion se basa en la
creacion de un pozo inyector PI-1, en las coordenadas de “X” 4041787 y de “Y”
3163724, el cual esta situado entre el pozo P-7ST y P-5, debido a que estos dos
pozos tienen una muy buena produccién de petréleo al ser comparados con el
resto de los pozos del Campo. Por otro lado, se crea el pozo inyector en estas
coordenadas con el objetivo de realizar una inyeccion en la zona mas baja del
Campo “A”.

Comienza la inyeccién en Enero 1 del 2020 con 1000 Bls de agua por dia en los
primeros 6 meses, siendo el 55% del volumen poroso. En Julio 1 del mismo afio
se inyecta un total de 36514.03 BIs de AP, lo cual representa el 11.1% del
volumen poroso total. Entre Enero 1 del 2021 y Julio 1 del 2021, se inyectaron un
total de 103291.9 Bls de ASP representado asi un 31.4% del volumen poroso.
Para finalizar la inyeccion se decide inyectar 335534.4 Bls de polimero en un total
de 6 meses, a partir de la ultima fecha de la inyeccion de ASP, llegando al 102%
del volumen poroso.

Durante todo el proceso realizado, se inyecta un total de 657340.33 Bls con el
objetivo de tener un incremento en el factor de recobro ayudado por la continuidad
de cuerpos de arena.

3.4.2 Escenario de simulacion #2. En este escenario se crea el pozo PI-2, el cual
se encarga de la inyeccion quimica, ubicado entre el pozo P-8 y P-9 con
coordenadas de “X” igual a 4046926 y “Y” igual a 3166242. Se decide crear el PI-2
en esta zona debido a que los pozos productores a su alrededor tienen una
presion de fondo buena para realizar la inyeccién. Por otro lado, se toman en
cuenta la produccion, la profundidad y la continuidad de los cuerpos de arena de
los pozos a su alrededor.

Para este arreglo se tiene un volumen poroso igual a 295929 Bls, por
consiguiente, se decide implementar una inyeccion entre Enero 1 y Julio 1 del
2020 de 1000 Bls por dia de agua, generando el 61% del volumen poroso. Entre
Julio 1 del 2020 y Enero 1 del 2021 se inyecta AP completando el 11.1% del
volumen poroso el cual va a ser igual a 32848.1 Bls. Seguidamente, se inyectan
92921.7 Bls de ASP equivalentes al 31.4% del volumen poroso hasta Julio 1 del
2021. Para finalizar, se inyectan 301847.68 Bls de polimero equivalentes al 102%
del volumen poroso.
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3.4.3 Escenario de simulacion #3. En este escenario de simulacion, se van a
trabajar parametros semejantes al proyecto piloto CEOR realizado por la empresa
CEPSA Colombia S.A. en el Campo “B”, con el fin de hacer una comparacion
entre el proyecto ejecutado en el Campo “B” y la simulaciéon que se va a realizar
sobre el Campo “A” en el Capitulo 4.

En la simulacion de yacimiento de este escenario, se tomara en cuenta, el tiempo,
produccion, el arreglo de pozos que se us6 en el proyecto piloto CEOR y la
cantidad de concentracion de quimico utilizado.

En este escenario de simulacion se trabaja un arreglo de cuatro invertido en el que
se ven afectados principalmente los pozos P-3, P-4 y P-8, siendo estos pozos de
primera linea, por consiguiente, el pozo PI-3 se crea en las coordenadas de “X”
igual a 4045188 y de “Y” igual a 3165282, en una zona ayudada por la continuidad
de arenas con el objetivo de que la inyeccion llegue a los tres pozos y si es posible
afecte pozos de segunda linea como lo son P-9, P-7ST y P-6.

Se comienzan a inyectar 2000 Bls por dia durante treinta (30) dias, equivalentes al
3.9% del volumen poroso, seguidamente se inyectan 168963.2 Bls de AP durante
noventa y un (91) dias, siendo el 11.1% del volumen poroso. En los siguiente
ciento cuarenta y ocho (148) dias se inyectaron un total de 477967.9 Bls de ASP.
Después de este proceso, se inyectan 4700 Bls por dia de polimero durante un
periodo de 293 dias. Para finalizar, se inyectan 2000 Bls por dia de agua durante
catorce (14) dias.

3.4.4 Escenario de simulacion #4. Para este escenario de simulacion se
convierte el pozo productor P-3 a inyector, debido a que la produccion de este
pozo no se refleja en el simulador a mediados del afio 2014. Esto se crea con el
fin de afectar los pozos P-4 y P-8, siendo estos los pozos de primera linea, no
obstante, el propdsito es observar como se ve afectada la produccion tanto en los
pozos de primera linea como en los de segunda linea.

Se comienzan inyectado 2500 Bls por dia de agua durante los primeros seis
meses a partir de Enero 1 del 2020, siendo el 25% del volumen poroso. A partir de
Julio 1 del 2010 se comienza una inyeccion continua de 1067 Bls por dia de AP,
completando un total de 194194 Bls equivalente al 11.1% de volumen poroso.
Entre Enero 1 del 2021 y el Julio 1 de 2021 se inyectaron 546000 Bls de ASP
equivalentes al 31.1% del volumen poroso. Para finalizar se inyecto la misma
cantidad de polimero entre Julio 1 de 2021 a Enero 1 del 2022.
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4. SIMULACION DE YACIMIENTOS

De acuerdo a la informacién del profesor Ing. Jorge Luis Ramos®, la simulacién de
yacimientos se refiera a la construccién y operacion de un modelo cuya tendencia
sigue el desempefio real del yacimiento. Estos modelos pueden ser tanto fisicos
(pruebas de laboratorio) como matematicos, donde los modelos matematicos son
un conjunto de ecuaciones que, bajo ciertas suposiciones, describen los procesos
gue ocurren en el yacimiento.

El proposito de la simulacion de yacimientos es generar predicciones del
comportamiento del yacimiento bajo uno o mas esquemas de explotacién. La
simulacién de los esquemas va a permitir definir cual de los casos usados sera el
mas 6ptimo a la hora de determinar la produccion de crudo teniendo en cuenta los
gastos operacionales, adicionalmente, los simuladores se pueden utilizar para
evaluar el comportamiento y monitoreo del yacimiento. La licencia con la cual se
trabajé para realizar las predicciones pertinentes se encuentra en el Anexo A.

La simulacion numérica de yacimientos se rige por principios de balance de
materiales, tomando en cuenta la heterogeneidad del yacimiento y la direccién de
flujo de fluidos. Como beneficios de la implementacion de la simulacién, se tiene:

Maximizar el recobro final, el potencial de produccién, entre otros.
Minimizar la declinacion de presion.

Reparacion de los pozos.

Incrementa el potencial de éxito en las campafias de perforacion.

YV VYV

4.1 GENERALIDADES DEL SIMULADOR DE YACIMIENTOS CMG

La informacién que se presenta en esta parte del capitulo fue suministrada por el
profesor de la Universidad de América, el ingeniero Jorge Luis Ramos, donde se
ilustran las secciones basicas de un simulador de yacimientos y los datos
necesarios en cada seccion con el fin de que la simulacion funcione
adecuadamente.

4.1.1 Seccion Encabezado. En esta seccidon se van a tomar en cuenta los
factores con los que se va a iniciar la simulacion de yacimientos, por consiguiente,
esta seccion es obligatoria en el software de CMG. Se tienen que introducir datos,
de:

» Fecha de inicio de la corrida, siendo la fecha del pozo mas antiguo, el primer
completamiento o el pozo descubridor.

35 RAMOS, Jorge Luis, Introduccién a la Simulacién Numérica de Yacimientos. Universidad de América,
Simulacién de Yacimientos, p. 3.
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» Unidad de trabajo, conocidas como las unidades de campo o internacionales
(estas van a depender del pais en donde esté ubicado el Campo).

» Tipo de modelo de fluido.

» Tipo de simulador (STARS, IMEX 0 GEM)

» NuUmero maximo de regiones PVT.

» Nuumero maximo de tipos de roca.

» Numero maximo de filas de tabla PVT, el simulador toma por error 68.

» Numero maximo de filas en tablas de interaccion roca fluido.

» Numero de acuiferos.

» Actividades de procesos especiales.

4.1.2 Seccion geométrica del modelo y propiedades estéaticas. Esta seccion se
divide en dos (2). En la primera parte se define el tipo de malla que se utiliza,
dependiendo de la forma de la celda (estructural o no estructural), el tamafio de la
celda (regular o irregular), el modelamiento geométrico de la celda (geometria
block center o corner point), y el nUmero y tamafo de la celda (finas o gruesas).
Por otro lado, se define la celda, el sistema de coordenadas, humero de celdas,
las regiones o sectores, espesores, fallas, limites estratigraficos y, arbitrarios.

Para la segunda parte, se tiene que suministrar la informacién de porosidad
efectiva, permeabilidad absoluta, NTG, compresibilidad, entre otros al simulador
para que este corra correctamente sin mostrar ningun error.

4.1.3 Seccion edicion. Esta seccién en el simulador de yacimiento CMG es
opcional, debido a que en esta parte se pueden hacer cambios al modelo estético
donde se especifican modificadores de parametros como lo son los multiplicadores
de volumenes porosos y la transmisibilidad de las direcciones, entre otros
parametros.

4.1.4 Seccién propiedades del fluido. El simulador maneja dos (2) tipos de
modelo de fluido. En el modelo de flujo black oil se toman en cuenta las
condiciones iniciales de presion y temperatura, gravedad especifica del petréleo,
densidad del agua, gravedad del gas en solucién, presion de burbuja, Rbs, y se
tienen que especificar las fases presentes en el yacimiento las cuales pueden ser
petréleo, agua y gas. Tomando en cuenta estos valores introducidos al simulador,
se van a generar tablas de las curvas que involucraran Rs, Bo, Z, Bg, Mo y Mg Vs
la presién para valores de presidon menor al punto de burbuja, por otro lado, se
generan tablas de Bo, Co y Mo Vs presion para los valores de presién por encima
del punto de burbuja.

En cuanto al modelo de fluido composicional, se tiene que considerar la

transferencia de masa y las tres fases presentes en el yacimiento tienen que tener
diferentes componentes. Los datos a introducir en esta seccion son las
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condiciones iniciales de presion y temperatura, el nmero de componentes de la
cromatografia, informacion de la cromatografia del fluido in-situ (nombre del
componente, fraccion molar del componente, peso molecular, temperatura critica,
volumen critico, entre otros), modelo de viscosidad y la ecuacion de estado.

4.1.5 Seccion interaccion roca-fluido. Esta seccion se encarga de dar a conocer
la movilidad relativa de una fase con respecto a otra cuando ambas se mueven al
mismo tiempo. Esto se logra a partir de sistemas bifasicos vy trifasicos. Para el
caso de dos (2) sistemas bifasicos, siendo el sistema mas comun, se basa en la
ecuacion de Stone Il para modelar un sistema trifasico mediante el uso de dos
sistemas bifasicos, ademas se tiene que especificar la humectabilidad, el tipo de
roca y se utilizan las tablas de las curvas de permeabilidad relativa del petréleo y
el agua contra la saturacion de agua.

Por otro, lado el sistema trifasico es uno de los sistemas mas complejos de
implementar debido a que las tres fases se mueven al tiempo con el objetivo de
modelar de una manera mucho mas precisa la permeabilidad relativa del petréleo,
agua y gas. Para que este sistema se implemente perfectamente, se tienen que
introducir datos de humectabilidad, tipo de roca y las tablas de las curvas de
permeabilidades relativas de petrdleo, agua y gas contra la saturacién de gas y de
agua.

La presion capilar es fundamental debido a que se tiene que tener en cuenta en un
sistema el cual tenga algun contacto con fluidos, en cualquier proceso que
involucre métodos de recobro mejorado y en yacimientos con buzamientos
mayores a 30 grados.

4.1.6 Seccién sumario o formatos de salida. Mediante los graficos
bidimensionales o cartesianos se va a especificar la informacion de salida que se
desea del simulador, siendo estos, datos a nivel de pozo (presion de fondo), datos
a nivel de grupo (tazas y produccion acumulada), datos a nivel de campo (tipo
especial de grupo), y datos a nivel de sector (categoriza una parte del modelo al
analizar el subsuelo).

Dado el alcance de este proyecto, se van a crear las curvas a nivel de pozo y a
nivel de Campo:

» Tiempo Vs Caudal de petréleo, agua, gas, y liquido
» Tiempo Vs BSW, GOR y GLR
» Tiempo Vs Np, Wp, Gp, Wiy Gi

4.1.7 Seccion condiciones iniciales y equilibrio. Esta seccién consta del

procedimiento matematico que permite determinar las condiciones del modelo al
inicio de la simulacion utilizando dos tipos de inicializacion.
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La inicializacion por equilibrio se considera equilibrio hidrostatico y permite
determinar celda a celda los valores de saturacion de agua, gas, petroleo, la
presion, el OOIP, entre otros. Se debe de conocen la profundidad a la que se
encuentra el contacto agua-petréleo, gas-petréleo, el Datum y la presiéon al Datum.
Se recomienda ingresar los datos de presion capilar del contacto agua-petroleo y
gas-petroleo cuando existe contacto entre estos fluidos.

La inicializacion por recurrencia es el proceso donde el simulador requiere que se
le indique de manera explicita celda a celda la distribucién de presiones, y la
saturacion de agua, gas, y petroleo. En el caso de considerar un proceso
composicional se tiene que ingresar al simulador la malla de temperaturas y la
malla de fracciones molares de los componentes.

4.1.8 Seccién métodos numéricos. Esta seccion es la encargada de especificar
los controles numéricos de la corrida. Se controlan pardmetros como la
formulacién del simulador (implicita o explicita), la tolerancia maxima de error de
calculo y balance de materia, time step (minimo y maximo), niumero maximo de
iteraciones, si la corrida se realiza en un solo ndcleo o multiples nucleos, entre
otros.

4.1.9 Seccion de informacién de pozos y datos recurrentes. De esta seccion
se obtiene y se modifica la informacién de las trayectorias, completamientos,
eventos, reportes y fechas de los pozos. Dividiendose de la siguiente manera:

» Informacién de survey y trayectoria de pozos. Siendo los datos a nivel de pozo
que incluyen la informacién de coordenadas en “X”, “Y” y “Z” (o TVDss), MD,
TVD y el nombre.

» Informacién de datos de completamientos de pozos, comprendiendo en estos
la informacion de la fecha de completamiento, radio de pozo, dafio de pozo,
fraccion del angulo de drenaje y los intervalos cafioneados.

» Informacién de eventos de pozo y datos historicos, donde se incluye la fecha
del evento, tipo de pozo (inyector o productor), histéricos de produccion (fecha,
tasa de crudo, tasa de agua, presion de fondo, otros), y los historico de
inyeccioén (fecha, tasa de inyeccion agua, tipo de fluido inyectado, presion de
fondo, otros).

» Frecuencia de reporte de fechas. Se dividen en controles primarios, siendo los
datos que requiere una produccion exacta de la historia, y los controles
secundarios siendo los que aseguran consistencia de la data.

4.2 PROYECTO PILOTO CEOR DEL CAMPO “B”
En esta parte del Capitulo se toman en consideracion los analisis, procedimientos
y resultados realizados por la empresa CEPSA Colombia S.A. con el fin de poder
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realizar una comparacion entre el proyecto piloto CEOR en el Campo “B” y el
presente trabajo de simulacion realizado sobre el Campo “A”.

4.2.1 Inyeccion AP. La inyeccion de la solucibn AP empez6 el 24 de mayo del
2015 y finalizo el 25 de agosto de 2015. Durante este periodo la tasa de inyeccion
estuvo entre 800 y 1000 bbl/d con una presién promedio en cabeza de pozo de
700 psi. Se inyecto un total de 74830 barriles equivalentes al 11.1% del volumen
poroso del yacimiento del area.

4.2.2 Inyeccién ASP. El 25 de agosto de 2015 se dio inicio a la inyeccién de la
solucién ASP con una tasa de 1000 barriles por dia a una presiéon promedio de
inyeccion de 700 psi, posteriormente se ha incrementado el caudal de inyeccion
hasta 1600 barriles por dia con una presion maxima en cabeza de pozo de 950

psi.

El 11 de diciembre de 2015, se presentd un inconveniente con el equipo de fondo
de un pozo llevandolo a intervencion para cambiar la bomba. El pozo entro
nuevamente en produccion el 24 de diciembre de 2015. Durante el periodo de
cierre de este pozo se redujo la tasa de inyeccion a 1400 barriles por dia debido a
gue se observo un leve incremento en la presion en cabeza del pozo inyector.
Luego del workover, la tasa de inyeccion fue gradualmente incrementada a 1600
barriles por dia.

La inyeccién de ASP finalizo el 19 de enero de 2016. Se inyecto un total de
211434 barriles de solucion ASP equivalentes al 31.4% del volumen poroso del
yacimiento en el area.

4.2.3 Inyeccion Polimero. La inyeccién de solucion polimérica empez6 el 19 de
enero de 2016 con un caudal de 1600 barriles por dia y una presion promedio de
inyeccion en cabeza de pozo de 950 psi, sin embargo, fue necesario disminuir la
tasa con el objetivo de mantener la presion de inyeccion por debajo de la presion
de fractura.

Desde el 12 de julio de 2016 se realizé la reduccion gradual de la viscosidad de la
solucion polimérica, lo cual permitié incrementar gradualmente la tasa de inyeccion
hasta 1500 barriles de petréleo por dia. Al 22 de noviembre de 2016 se completd
un volumen total inyectado de 687487 barriles equivalentes al 102% del volumen
poroso del yacimiento correspondiente al area piloto.

La Grafica 17 muestra el comportamiento de la presion y tasa de inyeccién desde
el inicio del piloto CEOR.
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Grafica 17. Comportamiento de la presion y tasa de inyeccién desde el inicio
del proyecto piloto CEOR.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., Reporte proyecto CEOR, Julio de 2017.

4.2.4 Seguimiento a pozos productores. Diariamente se realizaron analisis de
los fluidos de produccién en cada uno de los pozos monitores, los pozos de
primera linea son: C1, C5y C7, y los pozos de segunda linea son: C2, C6, y C12,
esto con el fin de identificar cambios en la composicion del fluido de produccion e
identificar el tiempo de arribo de los quimicos inyectados.

4.2.5 Comportamiento de pozos monitores de primera linea. La temperatura,
viscosidad, conductividad y pH son las variables que se van a analizar
respectivamente. Los comportamientos se muestran en las siguientes graficas.

Grafica 18. Variables medidas en el pozo monitor de primera linea C1.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., Reporte proyecto CEOR, Julio de 2017.
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Grafica 19. Variables medidas en el pozo monitor de primera linea C5.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., Reporte proyecto CEOR, Julio de 2017.
Grafica 20. Variables medidas en el pozo monitor de primera linea C7.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., Reporte proyecto CEOR, Julio de 2017.

De la Grafica 18 a la Grafica 20, se puede observar un incremento en la
conductividad de los pozos C1, C5y C7, lo cual se debe posiblemente al arribo del
alcali en estos pozos, evidenciado en un incremento en el contenido de Boro en
estos mismos pozos. Las graficas del contenido de Boro y la inyeccion de
trazadores se encuentran en el Anexo B.

4.2.6 Comportamiento de pozos de segunda linea. Los pozos monitores de
segunda linea, mostraron cambios leves en la conductividad, lo que significa la
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presencia de &lcali en dichos pozos. Como se observa de la Grafica 21 a la
Grafica 23.

Gréfica 21. Variables medidas en el pozo monitor de segunda linea C2.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., Reporte proyecto CEOR, Julio de 2017.
Gréfica 22. Variables medidas en el pozo monitor de segunda linea C6.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., Reporte proyecto CEOR, Julio de 2017.
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Grafica 23. Variables medidas en el pozo monitor de segunda linea C12.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., Reporte proyecto CEOR, Julio de 2017.

4.2.7 Comportamiento de produccion en pozos monitores. Semanalmente se
realizaron pruebas contra separador de los pozos monitores de primera linea P1,
P5y P7 con el fin de llevar un seguimiento de la produccién de fluidos y el corte de
agua en estos pozos. Adicionalmente, a los pozos de segunda linea también se
les realizaron pruebas contra separadores periodicamente.

La Grafica 24 muestra el comportamiento de la produccién de aceite y agua de los
tres pozos monitores principales desde que inicio la inyeccion del piloto CEOR.
Como se puede observar tendencia en la produccién de aceite era a disminuir, con
una produccién alrededor de 200 barriles por dia antes de iniciar la inyeccion de la
solucion AP.

Al 31 de diciembre de 2016 la produccion incremental de petréleo en los pozos del
piloto es de 71053 barriles. El pico de la produccién de los pozos de primera linea
fue de 385 BOPD, representando un incremento de 220 barriles de crudo por dia
respecto a la linea base de produccion.

Para el caso de la produccién de agua, se ha mostrado una reduccion desde que
inicio la inyeccion del piloto CEOR, debido a que el frente de crudo que se va
desplazando desde el pozo, llega a los pozos productores. La produccion de agua
antes de iniciar la inyeccion era en promedio de 4000 barriles por dia y al finalizar
el piloto fue de alrededor de 3760 bbl/d. Asi mismo, se puede observar una caida
en la produccion de petroleo y de agua entre el 11 y el 24 de diciembre del 2015
debido a problemas en equipos de fondo.
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Grafica 24. Comportamiento en la produccién de aceite y agua de los pozos
Cl,C5yC7.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., Reporte proyecto CEOR, Julio de 2017.

Por otra parte, se definié una linea base de prediccion de produccion para los
pozos monitores de primera linea del piloto CEOR basado en el ajuste histérico de
modelo de simulacion de yacimientos. Las Grafica 25, Grafica 26 y Grafica 27
permiten observar claramente el comportamiento en la produccion real del
petroleo con respecto a la prediccién que se tenia en los pozos de primera linea
en caso de que no se hubiese implementado la fase piloto.

Gréfica 25. Comparacion de produccion de crudo real vs observada en el poso
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., Reporte proyecto CEOR, Julio de 2017.
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Grafica 26. Comparacion de produccion de crudo real vs observada en el poso
C5.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., Reporte proyecto CEOR, Julio de 2017.

Gréfica 27. Comparacién de produccion de crudo real vs observada en el poso
C7.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., Reporte proyecto CEOR, Julio de 2017.

Como se observa en las graficas, el pozo C1 y C5 mostraron la mejor repuesta en
produccion incremental comparada con la linea base. EI C7 mostro una ganancia
inicial de petréleo, sin embargo, en los Ultimos meses estuvo por debajo de la
linea base.

Diariamente se realizaron mediciones del corte de agua en los pozos monitores
Cl, C5 y C7, y periédicamente en los pozos monitores de segunda linea. La
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medicion se realizé utilizando el método de agua libre y centrifugacion en el
laboratorio de crudo de la estacion del Campo. La Gréfica 28 muestra el
comportamiento del corte de agua en los pozos monitores y su tendencia desde
antes de iniciar la inyeccion del piloto CEOR.

Durante todo el periodo de inyeccion se observé claramente una disminucion en el
corte de agua en los pozos C1 del 97 a 88% en el PIO de produccion. Para el caso
de los pozos C5 y C7 el corte de agua se mantuvo estable durante las primeras
etapas del piloto y actualmente se evidencia una tendencia a incrementar el
BS&W en los tres pozos monitores.

Para el caso de los pozos de segunda linea, no se observan cambios
representativos en la tendencia de produccion de aceite que se puedan atribuir a
la inyeccion de quimicos en el piloto, sin embargo, se evidencia el arribo de
polimeros y cambios en la conductividad del agua por efecto del piloto

112



Gréfica 28. Comportamiento del corte de agua en los pozos C1, C5, y C7.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., Reporte proyecto CEOR, Julio de 2017.
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Gréfica 29. Comportamiento en la produccion de aceite y agua de los pozos C2, C6y C12.
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4.3 DESCRIPCION DE LA CONSTRUCCION DEL MODELO CONCEPTUAL DEL
CAMPO “A”

En esta parte del capitulo se habla de la creacion del modelo conceptual del
Campo “A” en el simulador de yacimientos CMG, explicando asi el paso a paso de
cada seccion de este software y los datos que fueron utilizados.

4.3.1 Seccion de I/O control e importacion de la malla. Para comenzar a
realizar el modelo conceptual, se tiene que crear un archivo en el pre-procesador
de Builder. Para esto se debe dirigir a el laucher de CMG vy abrirlo, seguidamente
en el preprocesador de Builder crea un nuevo archivo en “file”, finalmente este
abre una nueva ventana como se muestra en la Figura 26 en la cual tiene que
seleccionar los datos que van a delimitar el trabajo de ahi en adelante.

Figura 26. Creacion del caso base en Builder.

Builder - Reservair Simulator Settings *
Simulator Warking Units Porosity Shape Factor
OGEM Ok (® Single Porosity Gilman and Kazemi
() IMEX ) Field () DUALPOR Warmen and Boot
(@ 5TARS OLab (C) DUALPERM
Advanced... () SUBDOMAIM

Subdivisions for Matrix Blocks
Mumber of subdivisons 2

Volume fractions
(2 values expected)

Simulation Start Date

Year: Ml:urlth: Day:

Cancel
Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version

2015.

En la Figura 26 se puede observar la opcién escogida para realizar el trabajo. El
simulador a usar va a ser STARS, las unidades que se escogieron son las de
campo, y la porosidad fue porosidad simple. Por ultimo, la fecha de inicio de la
corrida va a ser la primera fecha en la que se realizé el primer trabajo sobre el
Campo “A”, esto no afectara la fecha de inicio de produccidn.

Dado que en este caso la malla fue suministrada por la empresa CEPSA Colombia
S.A, luego de gue se abre la pagina principal de builder, se selecciona la pestafa
reservoir, seguidamente, open rescue file y ahi se busca la carpeta donde se tiene
la malla (Grid) en formato rescue para asi importarla al builder.
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El programa permite seleccionar que partes de la malla se quieren exportar, en
esta simulacion se debia importar toda la informacion de los bloques, también se
recomienda ocultar las celdas en hide all que se encuentren inactivas para facilitar
el trabajo sobre la malla y dar continuar. Para finalizar se debe importar las

propiedades que trae el archivo Rescue con el cual el simulador trabaja, como se
muestra en la Figura 27.

Figura 27. Importacion de la malla.
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L FBID (S D Adsorption Type
| ones e U}_ﬂ o Block Vol/Area Modifier Type
nes \ ummy n Cohesion Map
Rock-Types {Dummy | Critical Water Saturation
Parosity {Dummy Unit ¢ Deformation Rock Type
i Permeability (Dummy L gedive %‘f‘lmp"elsfzi:c:‘"“? Coeft
" ective Themal Expansion Coeffi
;i«bove_CEn’[act I'[.J'_'Imr 2 Fracture Close Ref. Pres. 24
«£ > £ >
Min: 10 Max: [23

Add to Selected List
Selected List

Remove from Selected List

Cancel

Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Versién
2015.

4.3.2 Seccion reservorio. Para poder completar la seccidén de reservorio, se va a
proceder a agregar las ecuaciones que hacen falta en el simulador, en este caso,
la permeabilidad en “I”, la permeabilidad en “K” y la permeabilidad relativa de cada
tipo de roca suministrada por la empresa. Las demas ecuaciones van ser
importadas con la malla al ser exportada a CMG.

Las formulas se tienen que introducir al simulador mediante la opciéon de formula
manager. Para crear esta, se le da click a new, se asigna un nombre con
terminacién “_eq”, se le asignara la variable que llevara la ecuacion en add
independent variable y para terminar se le da a la opcion de apply seguidamente
de OK. De la Figura 28 a la Figura 30, se pueden observar las ecuaciones
faltantes en el simulador.
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Figura 28. Creacion de ecuacion de permeabilidad en "I".

Fermula Manager

=-Jill Builder

- @ CASO HM CAMPO ELIZITA_aquifer_Kf
- Krw_at_Swirr_Data_Core_Eq
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I'd

I'd

I'd

Rock_Type_Eq
Sor_Data_Core_Eq
Swirr_Data_Core_Fq

Copy Delete

Syntax  Options

Independent Variables

Formula Name: [pemeabilty_base_eq

Variable Name Compenent  Time File
X0 CMGLCustom_PERMEABILITY 2004-04-23  C:\Users\pcadmon'\Desktop\SIMULACION TESIS\PREDICCIONES\NU
< >
Add Independent Variables Insert Selected into Formula Edit Selected Delete Selected
=0 |
7 8 9 z [ ) INT < > <= || »= || ==
4 5 6 2" x | In | |MAX IF THEN
T2 3] = k=y| [iog | [MiN ELSE || ELSEF || ENDIF
0 + + [10"x| st | |ABS AND OR
Help Apply Cancel

Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.

Figura 29. Creacién de ecuacion de permeabilidad en "K".
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= @ CASO HM CAMPO ELIZITA_aquifer_Ki
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Copy Delete

Syntsx  Options
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Independent Variables
Variable Name Component  Time File
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Help Apply Cancel

Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.
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Figura 30.Creacién de ecuacion Ret perm set number.

Formula Manager X
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' Kv_Coates_Coates_EQ Independent Variables
v kv EQ Varable  Name Component  Time File
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version.

Continuando con la seccion de reservorio, se procede a la opcion de array
properties con el objetivo de asignar las ecuaciones ya establecidas en el
simulador, como se muestra en la Figura 31. Para este proceso se da click sobre
la opcion que se quiere editar, edit especification, formula, se selecciona la formula
que se quiera introducir de las ya creadas anteriormente, la opciéon OK,
seleccionar la propiedad que acaba de modificar, seguidamente aceptar.

Figura 31. Especificacion general de propiedades.

B General Property Specification — O X
Edit Specification

Only for Start Time, Go to | Permeability | w | Use Regions / Sectors

Grid Thickness Porosity Pemeability | Pemeabilty J A
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HAS VALLES: X X X

Whole Grid Direct Import mean - Porosity Formula: permeability_base_eq | Equals | {equal)
Layer 1(C7 A-1)
Layer 2 (C7 A-1)
Layer 3 (C7 A-1)
Layer 4 (C7 A-1)
Layer 5 (C7 A-1)
Layer 6 (C7 A-1)
Layer 7 (C7 A-1)
Layer 8 (C7 A-1)
Layer 9 (C7 A-1)
Layer 10 (C7 A-1) W
£ >

Cance
Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version.
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Para la compresibilidad de la roca se utilizo la ecuaciéon del paper de SPE 26647.
“Application of Variable Formation Compressibility For Improved Reservoir
Analysis. By: D.P. Yale, G.W. Nabor, * and J.A. Russell, Mobil R&D Corp., and
H.D. Pham** and Mohamed Yousef,t Mobil E&P U.S. Inc. Las variables usadas se
especifican en un Excel que se adjunta a este trabajo en el Anexo C. Después de
los calculos pertinentes se afiade el valor a la variable dando doble click en rock
compressibility como se observa en la Figura 32.

Figura 32.Compresibilidad de la roca.
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Cancel

(®) Initial Porosity

Help

Fuente: Computer
[Programa]. Version.

Modelling Group Technologies.

4.3.3 Seccién de componentes. Para dar inicio con la seccion de componentes,
se utiliza informacion de pruebas PVT suministrada por la empresa CEPSA
Colombia. S.A. la cual va a ser introducida al simulador paso a paso. Para esto se
da en la opcion de import blackoil PVT la cual va a abrir una ventana igual a la que
se muestra en la Figura 33. La informacion del PVT se encuentra en el Anexo D.
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Figura 33. Inicio secciébn componentes.

Stars Impert Black Qil PVT >

This black oil PVT import wizard will create a new fluid model for STARS. Black oil PVT can be input using 2 methods: 1)
read from a file, or 2) generated from analytical PVT comelations using the black oil PYT graphical user interface (GUI).
If the PVT data is read from a file, it can be edited using the black oil PVT GLI

Bead Black Oil PVT Data in IMEX Format Black O PVT Properties
Launch the Black Oil PVT Graphical User Interface(GLI) Select Units | Ficld

Qil Density Options
@) Use Do={Dead0iDensity + GOR GasDensity)/Bo F Regon #1. ps -
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2143.701366

[ Bubbls Pt Tempersture | Set |
Region #1 | Set Value Set Value 2514.653411
10| 3014696530

11 [3514.6593648
12 4014702766

13 | 4R14 TnRooa

w

Natch Back Next > Cancel

Fuente: Computer Modelling Group Technologies.
[Programa]. Version 2015.

Seguidamente, se procede a introducir las unidades con las cual se va a trabajar,
la presion de burbuja y la temperatura del yacimiento. Después de realizar todos
los pasos que requiere el simulador para terminar esta seccién, va a aparecer una
ventana en la que se tienen que seleccionar las opciones mas adecuadas para
que el porcentaje de error sea el mas bajo posible, como se muestra en la Figura
34.

Figura 34. Seleccion del porcentaje de error.

Stars Import Black Oil PVT =

Step 5: Check Matches of PVT Properties

Explain Density Match Explain K Value Match Explain Viscosity Match Explain Gas Match
Dengity Match Cortrols K Value Match Controls Liquid Viscosity Controls Gas Match Controls
Use points to bubble point Use non linear oil Intemial cormelation for
only wiscosity option gas viscosity
Qil density weight .
o (® Use K vaie cosficierts | 7 Use pressure i
Oil FVF (Ba) weight O Use K value table spendent viscosity viscosity
p
Themal Expansion Coefficient e Use igh e
59 639 se high gas dens
(O Use Input Value il SR 8 :: ie{aur’t\:lfs curredgiongfor gas
() Caleulate from first Bo chinp viscosity
(®) Automatically match valus
Density Match Results K Valug Match Results Viscosity Match Results Gas Match Results
Used a 2 point match with points Used a 3 point match with Dead oil visc=12.59 Region 1 emor=0.48 %
1.2 points 2. 3and 2. Soln gas
Coeff 1= 1.27967e+008 psi visc=2.71986e-016 Stars gas viscosity is not
Ct=0.000420052 1/F Coeff 2=0 1/psi pressure dependent!
Co= 3.74896e-006 1/psi Coeff 3=-192879
Cafliquid)= 3.74396e-006 1/psi Coeff 4=-5999.94 F
Do=55.1804 Ibft3 Coeff 5=-446.782 F
Dagfliquid}= 36.1827 b ft3
TcPc emor= 1.08 %
Avg emor= 0.01 % \Avg emor= 16.76 % Avg emor= 0.06 % Gas Viee o= 0.5 %
Re-Match < Back Mext » Cancel

Fuente: Computer Modelling Group Technologies.
[Programa]. Version 2015.
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4.3.4 Seccién de roca y fluidos. En esta seccion se introduce al simulador la
informacion de permeabilidades, saturaciones y mojabilidad de la roca. Para
empezar, se tiene que seleccionar la opcion de Rock Fluid Type, en las
propiedades se selecciona la opcién de Water Wet y para la ventana de
permeabilidades relativas se va a elegir la opcion de Water-Oil table, como se
observa en la Figura 35.

Para poder llenar los datos necesarios en la seccion de roca y fluidos, la empresa
CEPSA Colombia S.A. suministro la informacion necesaria con la cual se
realizaron graficas de presién capilar contra saturacién de agua con el fin de
obtener, mediante una regresion, una ecuaciéon mucho mas completa para obtener
todos los datos de presién capilar faltantes.

Figura 35. Tabla de permeabilidades relativas y presion
capilar.

B Rock Types X

Rock Type 4 Use Interpolation Sets Interpolation Sets | 1 ae 4

1
Rocktype Propertties " Hysteresis Modeling Relative Permeability End Points  Interpolation Set Parameters
4

Relative Permeability Table: | Water-Cil Table ~

Tools » Smoothing method for table end-points: | Linear interpolation ~

Include capillary pressure {drainage curve if using hysteresis)
Include capillary pressure hysteresis {imbibition curve]
Includk Il hysts fimbibit;

Sw knw |krow |Pcow | Comment ~
psi

|w‘m‘-4|m|u“#~|u|w -

=

]
<

E

-

oK Cancel Apply Help

Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa].
Version 2015.

Como se observa en la Figura 35, en la opcion de Rock Type se crean cuatro (4)
tipos de roca los cuales son importados por la malla de la empresa CEPSA
Colombia S.A. introducida al simulador.

Es importante aclarar que el tipo de roca numero cuatro (4) no esta definido en la
malla como un tipo de roca Unico, lo que obliga a tomar los mismos valores del
tipo de roca numero tres (3). Esta informacion se corroboro con la ayuda del
simulador de yacimientos “Petrel” como se observa en el Anexo E.
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4.3.5 Seccion de condiciones iniciales y numéricas. En esta seccion se definen
los fluidos que se tienen en el reservorio, los contactos de agua-petroleo, presion
del reservorio, y el contacto a la profundidad de gas-petréleo en caso de que se
conozcan.

En la seccion de condiciones iniciales, se escoge la opcién de Water-Oil, se coloca
la presion de referencia, la profundidad que se tiene, y la profundidad a la que se
encuentra el WOC. En la Figura 36 se puede observar los datos ingresados en
esta seccion.

Figura 36. Seccion condiciones iniciales.

STARS Initial Conditions X

Vertical Equilibrium Calculation Methods
(®) Depth-Average Capillary-Gravity Method { VERTICAL DEPTH_AVE )
(O) Add a phase pressure comection. { EQUIL )

(C) Do not add a phase pressure comection. ( NOEQUIL )

(O Do Not Perform Vertical Equilibium Calculations { VERTICAL OFF )

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

Use Initial Equilibrium pressure distributio

o calculate comected datum pressures. ( INITIAL

calculate comec es. (REFDENSITY GRIDBLOCK

Use the grid block density to ed datum press

Use an input reference density to calculate comected datum pressures ( REFDENSITY density

Initialization Region | Region 1 v P
Region 1: Inttialization Region Specifications

Intialization Set Mumber 1is not defined. Grid depth range: 4351.259t0 457213 ft

Reference Pressure ( REFPRES ): Water/Gas Transtion Zone { TRANZONE ):

Location For Reference Pressure Initial Reservoir Saturation

e e Water-Oi Cortact Depth { DWOC ) 4440 ft

O Reference Block ( REFBLOCK )

(UBA Format i. 11k 1 /i2j2k2....) Gas-0i Contact Depth { DGOC ) [ ]
Err Cancel Apply Help

Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version
2015.

4.3.6 Seccion de wells & recurrents. En esta seccion se especifican los pozos
gue se tengan, junto con la data de produccion, perforacion y completamiento de
cada uno de ellos. En el caso de estudio, la informacién requerida para que el
simulador funcione correctamente se importd directamente con la malla
suministrada por CEPSA Colombia S.A, por lo tanto, no es necesario ingresar
manualmente esa informacion, sin embargo, se tiene que definir la fecha en la que
el pozo para la produccién.

Para realizar este proceso, se seleccionan las fechas de la corrida donde se define

la fecha en la que se va a realizar el stop, siendo esta, un dia antes del ultimo
dato. Como se observa en la Figura 37.
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Figura 37. Seleccion fecha STOP.

B Simulation Dates O *
* -no keyword data exists on this date (it can be deleted)

#  |Date & Time (day) |set STOP | Comments A Addanew date:
4752 20180505 (5248.00) O
4753 20180906 (5249.00) O Add arange of dates: | (1
4754 20809407 I:525['.'.D|]'} O Delete selected empty ?<
4755 | 20180908 (5251.00) O pric -
4756 20180909 (5252.000 [l
4757 20180910 (5252.00) O
4758 20180511 (5254.00) O
4759 20180912 (5255.000 [l Delete all empty dates: %
4760 20180913 (5256.00) O =
4761 20180814 (5257.00) O
4762 20180315 (5258.00) [l To limit outpt file size, limit grid
4763 20180916 (5259.00) O output (with WSRF)to:
4764 | 20180917 (5260.00) O [Do ot mi grd outpu v]
4765 20180518 (5261.00) |:| |:| Remove existing keywords
4766 20180919 (5262.00) O (WSRF)to limit grid output
4767 20180520 (5262.00) O Recommendations
4768 20181001 (5274.00)
4769 20181002 (5275.00) O "
< b3 Close

Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Versiéon 2015.

Una vez realizadas todas estas secciones es posible realizar el cotejo histérico de
los datos para asi garantizar que los resultados obtenidos en las predicciones a
realizar sean correctos.

Cabe aclarar que el completamiento de los pozos culmina cuando se inserta el
radio del pozo y el dafio de cada uno de ellos. Para este trabajo la informacion fue
obtenida de los trabajos de completamiento realizados por la empresa CEPSA
Colombia S.A. Esta informacion se encuentra en el Anexo F.

En la Grafica 30 se ilustra el OOIP que arroja el simulador después de validar con

STARS, dando como resultado 20111800 STB, obteniendo una sobreestimacion al
dato suministrado por CEPSA.
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Gréafica 30. OOIP del caso base.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.

il Volume SC SCTR |

4.4 AJUSTE HISTORICO Y EVALUACION DE ESQUEMA DE EXPLOTACION
ACTUAL PARA UN PERIODO HASTA EL ANO 2029

Después de haber finalizado el modelo de simulacién completamente definido, se
procede a crear las gréficas de BHP, produccién de agua, petréleo, liquido, corte
de agua, y el petrdleo acumulado para un periodo actual, siendo el ajuste historico,
y un periodo hasta el afio 2029.

4.4.1 Ajuste historico. El cotejo historico se realiza con el fin de garantizar la
obtencion de los datos correctos al momento de realizar las corridas de prediccion.
Para este trabajo, se crean las graficas de BHP contra el tiempo las cuales van a
modificarse con el ajuste de multiplicadores con el fin de obtener una lectura mas
exacta. La corrida termina el primero de octubre del dos mil dieciocho (2018)
siendo la fecha en la que se evaluan los resultados

De la Grafica 31 a la Grafica 37 se observa el comportamiento del BHP Vs el

tiempo de los pozos P-3, P-4, P-5, P-6, P-7ST, P-8, y P-9 con los ajustes
pertinentes realizados al modelo.
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Grafica 31. BHP Vs Tiempo del pozo P-3.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.

Grafica 32.BHP Vs Tiempo del pozo P-4.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.
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Grafica 33. BHP Vs Tiempo del pozo P-5.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.

Grafica 34. BHP Vs Tiempo del pozo P-6.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.
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Grafica 35. BHP Vs Tiempo del pozo P-7ST.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.

Grafica 36. BHP Vs Tiempo del pozo P-8.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.
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Grafica 37. BHP Vs Tiempo del pozo P-9.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.

De la Grafica 31 a la Grafica 35 se observan unos picos los cuales representan el
cierre de los pozos en sus respectivas fechas. En la Grafica 31, siendo la

simulacién del pozo P-3, se evidencia el cierre a mediados del afio 2014.

De la Grafica 38 a la Grafica 44, se observa la produccion de petréleo de los
pozos P-3, P-4, P-5, P-6, P-7ST, P-8, y P-9 con los ajustes pertinentes realizados

al modelo con el fin de obtener un ajuste histérico adecuado.

Gréfica 38. Produccion de petréleo de P-3.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Versién 2015.
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Grafica 39. Produccion de petréleo de P-4.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.

Gréafica 40. Produccion de petroleo de P-5.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.
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Grafica 41. Produccion de petréleo de P-6.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.

Gréfica 42. Produccion de petréleo de P-7ST.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.

130




Grafica 43. Produccion de petréleo de P-8.
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Gréfica 44. Produccion de petroleo de P-9.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.
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En la Grafica 45 se observa el petréleo acumulado en el tiempo para el ajuste

histérico, alcanzando una produccion de 6062340 Bls para la fecha de octubre 1
del 2018.

Gréfica 45. Petréleo acumulado caso base.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.

4.4.1 Prediccion de plan de explotacion actual hasta el afio 2029. Para realizar
esta prediccion, se deben crear dos (2) fechas nuevas, como se muestra en la
Figura 37, una para diciembre 31 del 2029 y la otra para diciembre 30 del 2029,
siendo esta ultima fecha el nuevo Stop del simulador.

En la Grafica 46 se puede ver la prediccién de explotacién del caso base para un
periodo hasta diciembre 30 del 2029, alcanzando una produccion de petréleo
acumulado de 7486180 Bls.
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Gréfica 46. Petréleo acumulado del caso base hasta el 2029.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa). Versién 2015.

De la Grafica 47 a la Grafica 51, se observa la produccion de petréleo de los
pozos P-5, P-6, P-7ST, P-8, y P-9 con el fin de obtener una produccion por pozo
hasta diciembre 30 del 2029. Los pozos P-3 y P-4 no muestran produccion debido
a gue la presion de fondo fue cayendo después del afio 2018.

Gréfica 47. Produccion de petrdleo de P-5 hasta 2029.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Versién 2015.
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Grafica 48. Produccion de petréleo de P-6 hasta 2029.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Versién 2015.

Gréfica 49. Produccion de petrdleo de P-7ST hasta 2029.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.
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Grafica 50. Produccion de petréleo de P-8 hasta 2029.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Versién 2015.

Gréfica 51. Produccion de petroleo de P-9 hasta 2029.
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4.5 ESCENARIO DE SIMULACION EN CMG CON INYECCION ASP

De acuerdo con la informacion del Capitulo 3, se toman en cuenta parametros
como la distancia entre pozos, continuidad de cuerpos de arena, profundidad en
MD y TVD, tipo de arreglo, volumen poroso, tipo de inyeccion, entre otros, con el
fin de crear los escenarios mas adecuados para la inyeccion quimica ASP.

Dado que en los escenarios de simulacion uno (1), dos (2) y tres (3) se tienen que
crear pozos inyectores, en necesario hacer un archivo de Excel en el que se
encuentre las coordenadas, MD, TVDss y TVD. Seguidamente se tiene que meter
estos datos a un documento de texto que tenga el formato “WDB”, el cual va a ser
introducido en builder, como se observa en la Figura 38.

Figura 38. Importacion de trayectoria de nuevos pozos.

B Import well trajectory wizard, Step 1 of 3 X

Select well trajectory file(s)
Select file units

Y ft ~

File Type: T >

Table Format w

Table file
C:\Users\pcadmon'\Desktop\DM\DATOS RECURRENTES\POZOS_NUEVOS.WDE | -]

Bacl MNext > Cancel

Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version
2015.

Posterior a crear los pozos, se tiene que definir la trayectoria de los perforados
para los pozos nuevos. Esta opcion se encuentra ubicada en Trajectory perforation
intervals como se muestra en la Figura 39, donde se tiene que seleccionar pozo
por pozo, dar en la opcibn de Quick Perf y ahi seleccionar la fecha
correspondiente a cada uno de ellos.
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Figura 39. Trayectoria de los perforados pozos nuevos.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Versién 2015.
Seguidamente a este proceso, se tiene que establecer la profundidad de los
completamientos los cuales van a ser configurados en la opcién de PERF situada
en cada pozo creado, como se muestra en la Figura 40.

Figura 40. Completamiento de los pozos nuevos
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Versién 2015.
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Continuando el procedimiento, se crean los constrains, donde se agregan los
datos de BHP, cantidad del fluido inyectado y el tipo de pozo que se tiene.
Ademas de esto, se tienen que introducir las fechas de operacién para cada pozo
mencionada en el Capitulo 3, como se ilustra en la Figura 41.

Figura 41. Creacién constrains de pozos nuevos.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015

Para finalizar, se crean los quimicos para la inyeccion de ASP como nuevos
componentes, dado que los quimicos a utilizar presentan caracteristicas
especificas.

En la Tabla 14 y Tabla 15 se observan las propiedades del polimero y del
surfactante respectivamente. Las propiedades del alcali, son tomadas del
simulador.

Tabla 14. Propiedades del polimero.

Propiedad Valor
Nombre del polimero HPAM
Peso molecular del polimero (Lb/Lbmol) 8000
Capacidad maxima de adsorcion (Lbmol/ft3) 1.50311E-06
Nivel de adsorcion residual 3.75776E-08
Volumen poroso accesible 0.7
Factor de resistencia residual 3

Fuente: SHENG, JAMES. Modern Chemical Enhanced Oil Recovery. Theory and Practice.
Elsevier Inc. 2010. p. 132.
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Tabla 15. Propiedades del surfactante.
Propiedad Valor

Peso molecular del surfactante (Lb/Lbmol) 218.48
Densidad (Lb/ft3) 62.18
Viscosidad (cP) 29.8

Capacidad maxima de adsorcion (Lbmol/ft3) 2.5244E-03

Factor de resistencia residual 1.2622E-03
Volumen poroso accesible 1
Factor de resistencia residual 1

Fuente: CEPSA Colombia S.A.

Para proceder a crear los quimicos, en componentes va a aparecer una opcion
con el nombre “Process Wizard” y se indica el proceso que se quiere modelar, en
este caso va a ser “alkaline, surfactant, foam and/or polymer model”, como se
observa en la Figura 42. Por otro lado, en la Figura 43 se ingresan las
propiedades de los tres quimicos que se utilizan

Figura 42. Seleccién del tipo de proceso.

B " Process Wizard Step 1 - Choose Process *
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required and the injected surfactant needs to be present to form the ultra low interfacial tension.
If the crude contains 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 AP, The oil must be heavy enough to contain the desired
organic acids, but light enough to pemit some degree of mobility control during flooding. The
upper viscosity limit for alkaline flooding is < 200 cp. The minimum average permeability should
be = 20md. 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 reservoir rock, which reduces polymer
adsorption. K the surfactant partitions mostly in the water phase, then the presence of alkali
should reduce the sufactant adsorption. The presence of salt changes the behavior of the
surfactants in the presence of alkali in a complicated manner: Therefore, laboratory studies
must be done!

Alkaline undergoes unwanted reactions with reservoir 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 pefformance is nomally associated with equal solubility between water/oil phases.

Back Mext > Cancel

Fuente: Computer Modelling Group Technologies.
[Programa]. Version 2015
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Figura 43. Propiedades de los tres quimicos.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies.
[Programa]. Version 2015

Seguidamente en el paso tres (3), se da a la opcion de agregar un nuevo
componente, en el paso (4), se seleccionan los tipos de roca, en el paso (5), se
van a ingresar los datos de tension interfacial del alcali, los cuales van a ser los
arrojados por el simulador y por ultimo, en el paso seis (6) se debe ingresar la
informacion de adsorcion de los quimicos con su respectiva porosidad, como se
observa en la Figura 44. La informacion requerida para llenar los datos faltantes
va a estar en la Tabla 16 y Tabla 17.

Tabla 16. Datos de adsorcion del Polimero.
Adsorcién

Concentracion Fraccion mg/100g % Peso Viscosidad R,
ppm molar rock (cP)
0 0 0 0 0.48 1
20 5.63125E-08 0.463 0.00250149 0.72 1.16
50 1.12625E-07 0.485 0.00500285 1.09 1.17
75 1.6893E-07 0.53296 | 0.00750408 1.40 1.19
100 2.2525E-07 0.571 0.01000519 172 1.20
150 3.37875E-07 0.60215 | 0.01500704 2.39 1.21
200 4.505E-07 0.6489 0.02000828 3.00 1.23
250 5.63125E-07 0.69615 | 0.02500923 3.81 1.25
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Tabla 16. (Continuacion).

Concentracion Fraccion Ag;?{gé%n % Peso Viscosidad R,
ppm molar rock (cP)
400 9.01E-07 0.8409 0.04000876 6.20 1.30
500 1.12E-06 1.02 0.05000595 7.88 1.36
600 1.352E-06 1.0409 0.06000114 10.50 1.37
800 1.802E-06 1.2489 0.07998552 13.10 1.44
1000 2.2525E-06 1.43 0.09996191 18.90 1.50
1500 3.37875E-06 2.0399 0.14986796 31.68 1.72
2000 4.505E-06 2.78 0.19972417 48.08 1.98
2500 5.63125E-06 3.3399 0.24953062 67.48 2.18
3000 6.7575E-06 4.0649 0.29928738 89.88 2.44
3500 7.88E-06 4.8399 0.34899000 115.28 2.71
4000 9.0011E-06 5.6649 0.39865000 143.68 3

Fuente: SHENG, JAMES. Modern Chemical Enhanced Oil Recovery. Theory and Practice. Elsevier

Inc. 2010. p. 132.

Tabla 17. Datos de adsorcion del surfactante.

Concentracion Fraccion Adsorcion AeEeIE IFT
mg/100g | % Peso .

ppm molar mg/g rock rock Dina/cm
0 0 0 0 0 23.3700
500 1.70967E-05 | 1.8131765 | 181.31765 | 0.005001 | 7.79000
1000 3.41935E-05 | 2.2832593 | 228.32593 | 0.099962 | 4.75049
1500 5.12903E-05 | 2.4992432 | 249.92432 | 0.149868 | 3.10000
2000 6.83871E-05 | 2.6233191 | 262.33191 | 0.199724 | 2.01256
2500 8.54838E-05 | 2.7038596 | 270.38596 | 0.249531 | 1.22358
3000 1.02581E-04 | 2.7603582 | 276.03582 | 0.299287 | 0.61639
3500 1.19677E-04 | 2.8021818 | 280.21818 | 0.348994 | 0.13000
4000 1.37742E-04 | 2.8343908 | 283.43908 | 0.398652 | 0.00001
Fuente: MOYANO ALZATE, Sebastian y PALACIO BAYONA, Eduardo Andrés. Estudio de

viabilidad de la implementacién de inyeccién ciclica de surfactante complementada con inyeccién
continua de polimero en patrones de 5y 7 puntos en un campo de crudo mediano de Ecopetrol
mediante simulacién numérica. Trabajo de grado Ingeniero de Petréleos. Bogota D.C. Fundacion
Universidad de América, 2015. p.155.
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Figura 44. Adsorcion de los quimicos.
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Fuente: Computer Modelling Group

Technologies. [Programa]. Version 2015.

Para finalizar la creacion de los quimicos, se ingresan los datos del porcentaje en
peso y la viscosidad del polimero, como se observa en la Figura 45.

Figura 45. Viscosidades del polimero.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies.
[Programa]. Versién 2015.
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Posterior a empezar la simulacion de yacimientos, se tiene que ingresar el peso
molecular para cada uno de los componentes quimicos. Por otro lado, se tienen
que comprobar los datos de adsorciéon de los quimicos en la seccion de roca y

fluidos con el fin de verificar que se hayan subido correctamente para cada tipo de
roca, como se muestra en la Figura 46.

Figura 46. Adsorcion quimica de los
componentes.
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Fuente: Computer Modelling
Technologies. [Programa]. Versién 2015.
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4.5.1 Escenario de simulacién numero 1. Con el fin de generar un aumento en
la produccion de crudo, se realiza una simulacion con los parametros establecidos
en el Capitulo 3, los cuales hablan de posicidn, cantidad de fluido inyectado,

fechas de inyeccion para cada combinacion y las coordenadas establecidas del
pozo. La ubicacién del pozo se ve en la Figura 47.

Figura 47. Ubicacion del pozo PI-1.

Grid Top () 2019-01-01 K layer: 1

o B

R R e R S X A RS S8
S s e
2505 I I S R

25
RN

av
SRRl

SERT -
55
o
25550

0
e .

%

'000000000
0
S
£
X
XX
%

o

23
Biske
CIAE,
S
bosatent
B
bosatytetes
LK
%
X
<%
%

2
o

5¢
(X
Yo

IR
%

et
2%
daetetiatels
haates
S
50
%%
X
i
!

%
%
%0t
L)

Ca0h0

RIS
SEOKIANE:
XL

&
5%
5
5

<5
e
o
SIS
e
s
SIS
S5
99
2055
oo
e X
et .0
(X
R
Lo
R
R
R
)
S
‘
.
5

o
%

05
4
" 5
AR
%
,
"

X

0
5
oo
2%
2555
250
2t
s

K%

¢

Yotele!

A

2:3330 55
QUSER0K
el

oK

B
A
Soiistel
g

K
o
i
D
%
7
5
! 4
AL
ot
g
watity
s
!

i
£

20
A5

2505

B
5
S

4

i

2
&
e
5%

<5
5

*
ey
B
R
s

L
0
s

5
i
et
oS

0‘:.
Lo
Se%s
<
e
o 58
55

e
KK
5t
K
A
R0
e
SR
KA
s
0

t
%
5

{2
XIS
K I0Rs
KR
(R
Ly
R
Q:Q
&
o
:

<5
%
=

2R
5%
(ot

00
<
05
4%

e XX
3
55

",
>
t
“
@

Fuente: Computer Modelling Group Technologies.
[Programa]. Version 2015.
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En la Grafica 52 se observa la comparacién entre el caso base (linea punteada) y
el escenario de simulacion 1 (linea continua), mostrando un aumento en el
petroleo acumulado de 28640 bls hasta diciembre 30 de 2029.

Gréafica 52. Petréleo acumulado del escenario nimero 1.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programal.
Versién 2015.

El objetivo de esta inyeccidn es afectar los pozos de primera linea, siendo estos P-
5y P-7ST. Sin embargo, esta inyeccion afecta a pozos de segunda linea P-6, P-8
y P-9. La Grafica 53 y la Grafica 54 representan la produccion del caso baso
(linea punteada) y el escenario de simulacién nimero 1 (linea continua) con el
objetivo de tener una comparacion. Por otro lado, de la Grafica 55 a la Grafica 57
se observan los resultados de la produccion de los pozos de segunda linea,
siendo el caso base la linea punteada y el escenario de simulacién nimero 1 la
linea continua.

Gréfica 53. Produccion de pozo de primera linea P-5 del escenario
namero 1.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.
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Grafica 54. Produccién de pozo de primera linea P-7ST del escenario
namero 1.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Versién 2015.

Como se observa en las graficas de los pozos de primera linea, la inyeccion de los
quimicos se vio reflejado tiempo después debido a que el acuifero activo en este
yacimiento genera un empuje el cual asistido con la inyeccién quimica ayuda a la
produccion.

Gréfica 55. Produccion de pozo de segunda linea P-6 del escenario
namero 1.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.

145



Gréfica 56. Produccion de pozo de segunda linea P-8 del escenario
namero 1.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.

Gréfica 57. Produccién de pozo de segunda linea P-9 del escenario
namero 1.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Versién 2015.

La grafica del pozo P-6, muestra un aumento en la produccion en las fechas a las
que se le realizo la inyeccion quimica en el campo “A”. Al pasar el afio 2021 este
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pozo empieza a producir menos crudo de lo normal debido a que su eficiencia de
produccion fue bajando poco a poco. Por otro lado, los pozos P-8 y P-9 se vieron
beneficiados con la continuidad de cuerpos de arena y el acuifero activo en el
yacimiento, debido a que, a pesar de la distancia, el barrido generado por la
inyeccion quimica fue aumentando el factor de recobro al pasar del tiempo.

4.5.2 Escenario de simulacion numero 2. Para poder generar un aumento en el
factor de recobro, se decide hacer un escenario de simulacion entre el pozo P-8 y
P-9 como se especifica en el Capitulo 3, cumpliendo los parametros establecidos
para esta inyeccién. En la Figura 48 se observa la ubicacion exacta del pozo PI-2.

Figura 48. Ubicacion del pozo PI-2.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programal.
Version 2015.

En la Grafica 58 se ven las curvas de la produccién acumulada del caso base
(linea punteada) hasta diciembre 31 del afio 2029, y la curva de la produccién
acumulada del caso de simulacién numero dos (2) (linea continua) el cual tiene un
valor de 7405130 Bls hasta la misma fecha, mostrando asi una disminucion de
81050 Bls.
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Gréfica 58. Petréleo acumulado del escenario niumero 2.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programal.
Version 2015.

El caso de simulacién numero dos (2) se enfoca principalmente en crear una
inyeccién que afecte al pozo P-8 y P-9 siendo los pozos de primera linea. No
obstante, los pozos P-6, P-7ST y P-5 se van a ver afectados al pasar de los afios
debido al acuifero activo en el yacimiento y la continuidad de cuerpos de arena,
convirtiéndose en los pozos de segunda linea.

En la Grafica 59 y la Grafica 60 se va a observar el comportamiento de las curvas
de produccion de los pozos de primera linea del caso base (linea punteada) y del
escenario de simulacién numero 2 (linea continua) con el fin de realizar una
comparacion entre las dos curvas de estos dos pozos.

Por otro lado, de la Grafica 61 a la Grafica 63 se ven las curvas de producciéon de
los pozos de segunda linea, siendo la linea punteada la curva de produccién del
caso base y la linea continua la curva de produccion del caso de simulacion
namero 2.
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Gréfica 59. Produccion de pozo de primera linea P-8 del escenario nimero
2.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.

Gréfica 60. Produccion de pozo de primera linea P-9 del escenario
namero 2.
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En las graficas de los pozos de primera linea se observa que la curva de
produccion aumenta en el afio en el que se inicia la inyeccion. Por otro lado, en la
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Grafica 59 se observa que la produccién comienza a disminuir a partir del afio
2024, mientras que en la Grafica 60 se observa la disminucion de la produccion
apenas se comienza la inyecciébn de AP, pero a partir del afio 2024 tiene un
aumento en la produccion.

Gréfica 61. Produccion de pozo de segunda linea P-5 del escenario
namero 2.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Versién 2015.

Grafica 62. Produccién de pozo de segunda linea P-6 del escenario
namero 2.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.
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Gréafica 63. Produccién de pozo de segunda linea P-7ST del
escenario numero 2.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.

En la Grafica 61 y en la Grafica 62 se observa una disminucion de crudo a partir
del afilo 2020. Por otro lado, en la Grafica 63 se evidencia un aumento en la
produccion los afios semejantes al inicio de la inyeccion, sin embargo, en el afio
2023 la produccion comienza a disminuir drasticamente debido a la direccion de
la inyeccidn.

4.5.3 Escenario de simulacion numero 3. El objetivo de este escenario de
simulaciéon es implementar un arreglo de cuatro invertido el cual genere un
aumento en el factor de recobro. Las condiciones de la simulacion en este
escenario estan limitadas a los parametros establecidos en el proyecto piloto
realizado por CEPSA Colombia S.A. sobre el Campo “B”, debido a que en la
Seccion 4.4 se hace una comparacion con el caso a estudiar.

Los parametros establecidos para este escenario de simulaciébn estan en el

Capitulo 3. En la Figura 49 se puede observar la posicibn exacta del pozo
inyector PI-3.
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Figura 49. Ubicacion del pozo PI-3.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Versién 2015.

En la Grafica 64, se ve la curva de produccién de petréleo acumulada para el caso
base (linea puntada) y para el escenario de simulacién numero 3 (linea continua),
el cual va a tener una produccion de 7309720 Bls, reflejando asi una disminucion

de 176460 Bls.

Grafica 64. Petréleo acumulado del escenario nimero 3.

8.00e+8

7.00e+6

Cumulative 0il 5C (bbl}

6.008+6 -

5.002+5 : : : T
2018 2020 2022 2024 2026
Time (Date)

T T
2028 2030

Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programal.

Versiéon 2015.

Este modelo se hizo con el propdsito de afectar los pozos P-3, P-4 y P-8, siendo
estos los pozos de primera linea. Debido a que la produccién de P-3 y P-4 no
aumento con la inyeccion quimica realizada, no se toman en cuenta. Por otro lado,
se ven afectados pozos de segunda linea como P-9, P-5, P-6 y P-7ST.
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En la Gréfica 65 se ve la produccion de petréleo dia a dia del pozo P-8, siendo
este el Unico pozo de primera linea afectado por la inyecciéon. Ademas, desde la
Grafica 66 hasta la Grafica 69 se observa la produccién de petréleo de los pozos
de segunda linea.

Gréfica 65. Producciéon de pozo de primera linea P-8
del escenario niamero 3.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa].
Version 2015.

En la Grafica 65 se ve un incremento al momento de inyectar ASP, al cabo de los
seis meses la produccion cae drasticamente debido a que la inyeccion quimica
cambia a polimero Unicamente, lo que genera que la produccion se mantenga por
debajo de la linea base (linea punteada).

Gréfica 66. Produccion de pozo de segunda linea P-9 del
escenario numero 3.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Versién 2015.
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Grafica 67. Produccion de pozo de segunda linea P-5 del escenario
namero 3.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Versién 2015.

Gréfica 68. Produccion de pozo de segunda linea P-6 del escenario
namero 3.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.
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Gréafica 69. Produccién de pozo de segunda linea P-7ST del
escenario numero 3.

200

100 =

0il Rate SC (bbl/day)

0 1 T

1 1 T 1 1 1 1 1
2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2028 2027 2028 2029
Time (Date)

Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Versién 2015.

En la Gréfica 66 se muestra un aumento en la produccién de petréleo durante y
después de la inyeccion debido a que el pozo P-9 se encuentra a una distancia
favorecida por el empuje generado por el acuifero del yacimiento. Por otro lado, en
la Grafica 69 se observa un incremento en la produccion a partir del afio 2020
generado por la inyeccién de ASP y polimero, no obstante, en el afio 2023 declina
la produccion debido a que el acuifero empuja en una direccién contraria a la
inyeccion.

En la Grafica 67 y la Gréafica 68, se observa una disminucion en la produccion de
petréleo a partir del aflo 2020, esto se debe a que los pozos P-5 y P-6 se
encuentran a una distancia considerable del pozo inyector PI-3, por otro lado, el
acuifero no ayuda al empujo de los quimicos debido a su direccion.

4.5.4 Escenario de simulacion numero 4. El objetivo de este escenario de
simulacién es volver uno de los pozos productores a un pozo inyector, con la
finalidad de observar el comportamiento de la producciéon del yacimiento. En la
Figura 50, se observa la ubicacion del pozo P-3 ya modificado para que este
comience a inyectar la combinacién quimica deseada.

155



Figura 50. Ubicacién del pozo P-3 inyector.
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En la Grafica 70, se observan las curvas de produccion de barriles de petréleo
acumulado del caso base (linea punteada) y del escenario de simulacion numero 4
(linea continua). Es importante tener en cuenta que al convertir el pozo P-3 a un
pozo productor, la produccion de este en los afios anteriores al 2018 se perdera

Grafica 70.Petroleo acumulado del escenario nimero 4.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version
2015.

En la Grafica 70, se observa que la produccion de petréleo acumulado en barriles
del escenario de simulacion nidmero 4 comienza a bajar a partir del afio 2015,
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comparandolo con el caso base, esto debido a la falta de la data de produccion del
pozo P-3 en esa época. No obstante, se propone hacer una resta de la data
acumulada del pozo P-3 a la curva de produccion de petroleo acumulada del caso
base con el fin obtener mejores resultados en la parte técnica como financiera.

Después de realizar las respectivas modificaciones y célculos se observd que el
dato de petrdleo acumulado del caso base es de 7338967 Bls y del caso de
simulacién numero 4 es de 7267760 Bls, mostrando una reduccion de 71207 Bls a
la fecha de diciembre 30 de 2029.

De la Grafica 71 a la Grafica 75, se observa el comportamiento de la produccién
de petroleo de los pozos en el Campo “A” al volver el pozo P-3 inyector.

Gréfica 71. Produccion del pozo P-5 del escenario niumero 4.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Version 2015.
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Gréfica 72. Produccion del pozo P-6 del escenario nimero 4.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Versién 2015.

Gréfica 73. Produccion del pozo P-7ST del escenario numero 4.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Versién 2015.
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Gréfica 74. Produccion del pozo P-8 del escenario nimero 4.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Versién 2015.

Grafica 75. Produccion del pozo P-9 del escenario numero 4.
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Fuente: Computer Modelling Group Technologies. [Programa]. Versién 2015.
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En la Grafica 71 y la Grafica 72, se observa que la curva del escenario de
simulacién namero 4 va cayendo con respecto a la curva del caso baso en la
fecha desde la fecha en la que se inicia la inyeccion.

De la Grafica 73 a la Grafica 74, se ve un aumento en la produccioén de crudo al
comenzar el proceso de inyeccion sobre el campo, no obstante, este comienza a
bajar a medida que pasa el tiempo debido a que la inyeccién para en enero 1 de
2022.

4.6 COMPARACION ENTRE LOS RESULTADOS OBTENIDOS DE LA
SIMULACION DEL ESCENARIO NUMERO 3 DEL CAMPO “A” CON
RESPECTO AL PROYECTO PILOTO CEOR DEL CAMPO “B”

En esta seccidn, se realiza la comparacién entre el escenario de simulacion
namero 3 y el proyecto piloto CEOR del campo “B” realizado por la empresa
CEPSA Colombia S.A. Se tomaran en cuenta los principales objetivos del proyecto
piloto siendo la base de la comparacién con el escenario de simulacion. Es
importante tener en cuenta que los pardmetros establecidos son similares en
ambos casos siendo estos el arreglo de pozo, el porcentaje del volumen poroso
inyectado y el tiempo de inyeccion, como se especifica en el Capitulo 3.

En el caso del proyecto piloto CEOR se realiz6 una inyeccion de AP (11.1% del
volumen poroso) la cual dur6é 91 dias, posterior a este se inyectdé ASP (31.4% del
volumen poroso) durante 148 dias. Finalmente se inyectd P (102% del volumen
poroso) durante 293 dias.

En el caso del escenario numero 3, se empezd inyecto agua durante un mes con
el objetivo de acondicionar el yacimiento. Posterior a esto, se inyectdo AP, y ASP
en los mismos porcentajes del proyecto piloto CEOR, a su respectivo volumen
poroso. Sin embargo, la inyeccién de P para este caso va a ser del 90% del
volumen poroso debido a que no en el Campo “A” se tiene el doble del volumen
pOroso.

Con el fin de obtener un aumento en el factor de reobro, se realizaron
seguimientos a pozos de primera linea, siendo los mas cercanos al pozo inyector,
y los de segunda linea, siendo estos los mas alejados. Para los pozos de primera
linea del escenario numero 3 solamente se vio afectado el pozo P-8, como se
observa en la Gréafica 65. Debido a que el P-3 y el P-4 no aumentan la produccion
de petroleo debido a la baja presién de fondo. Para los pozos de segunda linea se
observa el arribo de los quimicos inyectados a los pozos P-9, y P-7ST mostrado
un aumento en la produccion, la cual se observa en la Gréfica 66. y Grafica 69.
Es importante aclarar que en el pozo P-9 se ve un aumento en la produccion a lo
largo del tiempo debido a que el acuifero activo ayuda a la movilidad de los
guimicos inyectados en este sector.
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La produccion incremental acumulada al 31 de diciembre de 2016, fecha en la que
se termind el proyecto piloto CEOR fue de 71.053 barriles de petroleo, mientras
que en el caso del escenario numero 3, se presentd un incremento de 44.455
barriles de petrdleo a la fecha de diciembre 31 de 2021. Asi las cosas, podemos
concluir que el proyecto piloto CEOR presentd una mayor recuperacion de
petréleo que en el escenario numero 3.
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5. ANALISIS FINANCIERO

El Campo “A” tiene una madurez de 14 afos. Durante estos afos, el Campo ha
producido hidrocarburos liquidos mediante métodos de recuperacion primaria,;
estos son empuje hidraulico (acuifero activo) y bombeo electrosumergible como
sistema de levantamiento artificial. Estos métodos han logrado llevar el petroleo
hasta superficie, pero no a niveles deseados, dado que los cortes de produccion
de agua superan el 94%. Por ello, se desea evaluar un sistema de recobro
terciario; en este caso inyeccion quimica de ASP el cual puede llegar a extraer el
petréleo residual que todavia se encuentra en el yacimiento.

Para cumplir satisfactoriamente con los objetivos de este trabajo, se debe realizar
un estudio de la vialidad financiera de la aplicacion de este sistema de recobro
mejorado. La evaluacién financiera se realizara a partir de 1 de enero de 2019,
hasta el 31 de diciembre de 2029. Se validara su viabilidad mediante el indicador
financiero VPN (Valor Presente Neto).

» Siel VPN <0, el proyecto no sera viable, dado que los egresos seran mayores
a los ingresos a moneda de hoy, y por ello, el proyecto debe descartarse.

» Siel VPN = 0, los ingresos seran iguales a los ingresos. Por ende, no habrias
ganancias ni pérdidas.

» Si el VPN > 0, el proyecto sera viable, dado que los ingresos seran mayores
gue egresos a moneda de hoy, y por ello el proyecto puede aceptarse.

A través de los resultados de produccion de petréleo para el afio 2029 arrojados
por el simulador de yacimientos CMG en el Capitulo 4., y los costos OPEX y
CAPEX, se posee con la informacion necesaria para realizar el estudio de
viabilidad financiera. En este capitulo se realizaran los flujos de caja para cada
escenario planteado en el Capitulo 3. La TIO (Taza Interna de Oportunidad) a
utilizar es del 11% efectiva anual, y la unidad monetaria sera el dolar americano
(USD).

5.1 COSTOS DE OPERACION (OPEX)

OPEX, del inglés Operating Expense, es un coste permanente para el
funcionamiento de un producto, negocio o sistema. Puede traducirse como gasto
de funcionamiento, gastos operativos, 0 gastos operacionales.

5.1.1 Costo de quimicos ASP. Como se mencion6 en el Capitulo 3 se

seleccionaron quimicos adecuados para la inyeccion de la formulacion ASP. Los
costos de estos quimicos se presentan en la Tabla 18.
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Tabla 18. Costo en USD/Kg de los compuestos

guimicos ASP.

.. . Precio
Quimico Referencia (USD/Kg)
Polimero HPAM 3,3

Surfactante Dowfax 8390 1,5
Alcali NaBO2 5,0

Fuente. CEPSA Colombia S.A.

Estos costos varian segun la concentracion que se apliquen. La concentracion a
utilizar es parte por millén (ppm) que se define como miligramos de soluto sobre
litros de solucion (mg/L). En la Tabla 19 se muestran las concentraciones
utilizadas para estos quimicos y el costo que reflejan en USD/BBL.

Tabla 19. Costo en USD/BBL de los compuestos

quimicos ASP.
Quimico Concentracion Precio
[ppm] (USD/BBL)
Polimero 800 0,4197
Surfactante 6000 1,4309
Alcali 7000 5,5646

Fuente. CEPSA Colombia S.A.

Se pueden observar los costos que reflejan estas concentraciones en un barril de
mezcla para ser inyectado.

5.1.2 Lifting Cost. El Lifting Cost, o costo de levantamiento, hace referencia al
costo de produccion por barril. Este valor, representa los costos asociados a
energia eléctrica, el sistema de levantamiento artificial, y demés costos
operacionales que puedan influenciar en la produccion de un barril de petroleo.
Segun CEPSA, el lifitng cost de un barril es de 10,2 USD/BBL.

En los flujos de caja, este costo se aplica Unicamente a los barriles de petréleo
incrementales que se logren producir mediante la inyeccion quimica de ASP.

5.1.3 Planta de Tratamiento. Se requiere de una planta de tratamiento la cual
procese los barriles producidos. El costo de tratamiento es de 0,25 USD/BBL. Al
igual que el Lifting Cost, este costo se aplica para los barriles incrementales en la
produccion de petrdleo.

5.1.4 Planta de Inyeccion. Los barriles de mezcla inyectados tienen un costo

asociado. El costo varia segun el tipo de mezcla que se inyecta al yacimiento. En
la Tabla 20 se presentan los costos asociados a la inyeccion de diferentes
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mezclas. Estos costos se aplican a los barriles inyectados en cada uno de los
diferentes periodos que se muestran en los flujos de caja.

Tabla 20. Costo de inyeccion de mezclas en USD/BBL.

Mezcla Costo (USD/BBL)
Alcali-Polimero (AP) 1,95
Alcali-Polimero-Surfactante (ASP) 11,8
Polimero (P) 1,92
Agua 0,92

Fuente. CEPSA Colombia S.A.

5.1.5 Regalias. Seglin la Agencia Nacional de Hidrocarburos (ANH)3%¢, para
campos en donde la produccion no supere los 5.000 BOPD, se asigna un valor de
regalias del 8%.

5.1.6 Participacion de CPESA. Segun el contrato de asociacion en el Bloque, la
participacion que corresponde para CEPSA es del 70% y 30% para ECOPETROL.

5.2 COSTO DE INVERSION (CAPEX)

CAPEX, del inglés Capital Expenditures, son inversiones de capital que crean
beneficios. Un CAPEX se ejecuta cuando un negocio invierte en la compra de un
activo fijo o para afadir valor a un activo existente con una vida util que se
extiende més alla del afio imponible. Los CAPEX son utilizados por una compafiia
para adquirir o mejorar los activos fijos tales como equipamientos, propiedades o
edificios industriales.

Los costos de inversion asociados a este trabajo, solo los costos de la creacion de
un pozo inyector, o conversiéon de un pozo productor a un pozo inyector. En la
Tabla 21, se presentan estos costos.

Tabla 21. Costos de Inversion.

Inversién

Costo (USD)

Pozo Inyector

2.500.000

Conversion Pozo Productor a Inyector

600.000

Fuente. CEPSA Colombia S.A.
5.3 FLUJOS DE CAJA

En esta seccion se presentan los diferentes flujos de caja para cada uno de los
escenarios de simulacion desarrollados en el Capitulo 4. En todos los flujos, se

3% AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS (ANH). Las Regalias en el Sector de los
Hidrocarburos.
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realiz6 una sensibilizacion con el precio del barril. Se tomé un valor de $40 USD
(caso pesimista), &60 USD (caso medio), y $80 USD (caso optimista).
En la Ecuacion 1 se presenta la férmula para el calculo del VPN.

Ecuacién 1. Ecuacion del Valor
Presente Neto (VPN).

OV
VAN=) —— — I
(1 + k)

Fuente. ARBOLEDA VELEZ, German.
Proyectos. Formulacion, Evaluacion y Control.

En donde,

VAN = Valor Actual Neto o Valor Presente Neto

Vt = representa los flujos de caja en cada periodo t.
lo = es el valor del desembolso inicial de la inversion.
n = es el numero de periodos considerados.

k = es lataza de interna de oportunidad (TIO).

Para los diferentes flujos de caja, el escenario 1 se realizd a 10 afios dado que
este demostr6 una viabilidad técnica en la simulacién del Capitulo 4. Los
escenarios 2, 3, y 4 se realizaron a 2 afos, tiempo en el cual se inyecté ASP, dado
que no demostraron una viabilidad técnica en el proyecto.

A continuacion, se presentan los diferentes flujos de caja para cada uno de los
Escenarios de simulaciéon. En la Tabla 22 se puede observar el Flujo de Caja del
Escenario 1 y en la Figura 51 se puede ver su flujo de Caja Neto, ambos a un
precio del barril de Petréleo a $40 USD.
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Tabla 22. Flujo de Caja Escenario 1. Barril de Petroleo a $40 USD.

Precio del Barril de Petréleo (USD) | 40 I Pesimista |

Periodo 0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10

Afio 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029

Produccion de petréleo BASE (BBL) 162462,61 150415,60 137971,20 130651,60 120070,30 112864,50 105885,50 97232,81 91425,35 87644,62

Produccion de petréleo ASP (BBL) 169366,31 152832,90 137763,90 132759,29 124834,79 118258,42 111527,61 103146,12 95120,13 79462,53

Petréleo Incremental (BBL) 6903,70 2417,30 -207,30 2107,69 4764,49 5393,92 5642,11 5913,31 3694,78 -8182,09

Regalias (8%) (BBL) 552,30 193,38 -16,58 168,62 381,16 431,51 451,37 473,06 295,58 -654,57

Produccion Neta (BBL) 6351,40 2223,92 -190,72 1939,07 4383,33 4962,41 5190,74 5440,25 3399,20 -7527,52

Participacién CEPSA (70%) (BBL) 4445,98 1556,74 -133,50 1357,35 3068,33 3473,68 3633,52 3808,17 2379,44 -5269,27

Ingresos Totales ($USD) $177.839 $62.270 $5.340 $54.294 $122.733 $138.947 $145.341 $152.327 $95.178 $210.771

Lifting Cost (3USD) $70.418 $24.657 $2.114 $21.498 $48.598 3$55.018 $57.550 $60.316 $37.687 $83.457

Barriles Inyectados Agua (BBL) 182000

Barriles Inyectados AP (BBL) 36514,03

Barriles Inyectados ASP (BBL) 103291,9

Barriles Inyectados P (BBL) 335534,40

Costo Polimero ($USD) $15.326 $184.187

Costo Alcali (SUSD) $203.184 $574.774

Costo Surfactante (SUSD) $147.799

Costo de Inyeccidn Agua (SUSD) $167.440

Costo de Inyeccion AP (SUSD) $71.202

Costo de Inyeccion ASP (SUSD) $1.218.844

Costo de Inyeccion P (SUSD)

Tratamiento en Facilidades (SUSD) §1.726 5604 552 §527 $1.191 51.348 $1.411 $1.478 $924 $2.046

Costos Totales ($USD) $529.296 $2.150.865 $2.166 $22.025 $49.789 $56.366 $58.960 $61.794 $38.610 $85.503

Pozo Inyector (SUSD) $2.500.000

FLUJO DE CAJA NETO $2.500.000 $351.457 | $2.088.595 $3.174 $32.269 $72.944 $82.581 $86.381 $90.533 $56.567 $125.268
VPN | -34.346.515,97 |

Fuente: elaboracion propia.
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Figura 51. Flujo de Caja Neto Escenario 1. Barril de Petréleo: $40 USD

INGRESOS $177.839 $62.270 $2.166 $54.294 $122.733 $138.947 $145.341 $152.327 $95.178 $85.503
ANO (] 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10
EGRESOS $2.500.000  $529.296  $2.150.865 $5.340 $22.025 $49.789 $56.366 $58.960 $61.794 $38.610 $210.771
FLUJIO DECAJANETO | $2.500.000 | $351.457 [ $2.088.595 | $3.174 | $32.269 | $72.944 [ $82.581 | $86.381 | $90.533 | $56.567 | $125.268
[ vpN [ $4.346.516 |

Fuente: elaboracién propia.

Con base en los resultados del Flujo Neto del escenario 1 con un precio del barril a $40 USD, se realiza el calculo
del VPN mediante la Ecuacion 1.

_-2.500.000 , - 351.457 _ - 2.088.595
VPN = + +

(1+0,11)° (1+0,11)" (1+0,11)
-3174 32269 72944 82581
(1+0,11)° (1+0,11)* (1+0,11)° (1+0,11)°
86.381 , 90.533 _ 56.567 _ -125.268
(1+0,11)" (1+0,11)° (1+0,11)° (1+0,11)®

+

VPN =-4.346.516

Fuente: elaboracion propia.
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En la Tabla 23 se puede observar el Flujo de Caja del Escenario 1y en la Figura 52 se puede ver su flujo de Caja
Neto ambos a un precio del barril de Petréleo a $60 USD.

Tabla 23. Flujo de Caja Escenario 1. Barril de Petroleo a $60 USD.

Precio del Barril de Petréleo (USD) | 60 | Medio |

Periodo 0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10

Afio 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029

Produccion de petréleo BASE (BBL) 162462,61 150415,60 137971,20 130651,60 120070,30 112864,50 105885,50 97232,81 91425,35 87644,62

Produccion de petréleo ASP (BBL) 169366,31 152832,90 137763,90 132759,29 124834,79 118258,42 111527,61 103146,12 95120,13 79462,53

Petroleo Incremental (BBL) 6903,70 2417,30 -207,30 2107,69 4764,49 5393,92 5642,11 5913,31 3694,78 -8182,09

Regalias (8%) (BBL) 552,30 193,38 -16,58 168,62 381,16 431,51 451,37 473,06 295,58 -654,57

Produccion Neta (BBL) 6351,40 2223,92 -190,72 1939,07 4383,33 4962,41 5190,74 5440,25 3399,20 -7527,52

Participacién CEPSA (70%) (BBL) 4445 ,98 1556,74 -133,50 1357,35 3068,33 3473,68 3633,52 3808,17 2379,44 -5269,27

Ingresos Totales (SUSD) $266.759 $93.405 $8.010 $81.441 $184.100 $208.421 $218.011 $228.490 $142.766 $316.156

Lifting Cost (SUSD) $70.418 $24.657 $2.114 $21.498 $48.598 $55.018 $57.550 $60.316 $37.687 $83.457

Barriles Inyectados Agua (BBL) 182000

Barriles Inyectados AP (BBL) 36514,03

Barriles Inyectados ASP (BBL) 103291,9

Barriles Inyectados P (BBL) 335534,40

Costo Polimero (SUSD) $15.326 $184.187

Costo Alcali (SUSD) $203.184 | $574.774

Costo Surfactante (SUSD) $147.799

Costo de Inyeccién Agua (SUSD) $167.440

Costo de Inyeccién AP (SUSD) $71.202

Costo de Inyeccién ASP (SUSD) $1.218.844

Costo de Inyeccién P (SUSD)

Tratamiento en Facilidades (3USD) 51.726 $604 $52 8527 $1.191 $1.348 51411 $1.478 $924 $2.046

Costos Totales (SUSD) $529.296 $2.150.865 $2.166 $22.025 $49.789 $56.366 $58.960 $61.794 $38.610 $85.503

Pozo Inyector (SUSD) $2.500.000

FLUJO DE CAJA NETO $2.500.000 $262.537 $2.057.460 $5.844 $59.416 $134.311 $152.055 $159.051 $166.696 $104.156 $230.653
VPN | -$4.102.106,39 |

Fuente: elaboracion propia.
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Figura 52. Flujo de Caja Neto Escenario 1. Barril de Petréleo: $60 USD

INGRESOS $266.759 $93.405 $2.166 $81.441 $184.100 $208.421 $218.011 $228.490 $142.766 $85.503
ANO 0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10
EGRESOS $2.500.000  $529.296  $2.150.865 $8.010 $22.025 $49.789 $56.366 $58.960 $61.794 $38.610 $316.156
FLUJO DE CAJANETO [ 5$2.500.000 | $262.537 | $2.057.460 | $5.844 | $59.416 | $134.311 | $152.055 | $159.051 | $166.696 | 5104.156 | $230.653
[ vPN [ $4.102.106 |

Fuente: elaboracion propia.

Con base en los resultados del Flujo Neto del escenario 1 con un precio del barril a $60 USD, se realiza el calculo
del VPN mediante la Ecuacién 1.

N = - 2:500.000 , - 262.537 _ -2.057.460
(1+0,11)° (1+0,11)" (1+0,11)

, -5844 _ 50416 _ 134.311 _ 152.055

(1+0,11° (1+0,11)* (1+0,11)° (1+0,11)°

, 159.051  166.696 , 104.156 _ - 230.653

(1+0,11)" (1+0,11)® (1+0,11)° (1+0,11)"

VPN =-4.102.106

Fuente: elaboracion propia.
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En la Tabla 24 se puede ver el Flujo de Caja del Escenario 1y en la Figura 53 se puede ver su flujo de Caja Neto
ambos a un precio del barril de Petréleo a $80 USD.

Tabla 24. Flujo de Caja Escenario 1. Barril de Petroleo a $80 USD.

Precio del Barril de Petréleo (USD) | 80 | optimista |

Periodo 0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10

Afio 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029

Produccion de petréleo BASE (BBL) 162462,61 150415,60 137971,20 130651,60 120070,30 112864,50 105885,50 97232,81 91425,35 87644,62

Produccion de petréleo ASP (BBL) 169366,31 152832,90 137763,90 132755,29 124834,79 118258,42 111527,61 103146,12 95120,13 79462,53

Petréleo Incremental (BBL) 6903,70 2417,30 -207,30 2107,69 4764,49 5393,92 5642,11 5913,31 3694,78 -8182,09

Regalias (8%) (BBL) 552,30 193,38 -16,58 168,62 381,16 431,51 451,37 473,06 295,58 -654,57

Produccion Neta (BBL) 6351,40 2223,92 -190,72 1939,07 4383,33 4962,41 5190,74 5440,25 3399,20 -7527,52

Participacion CEPSA (70%) (BBL) 4445,98 1556,74 -133,50 1357,35 3068,33 3473,68 3633,52 3808,17 2379,44 -5269,27

Ingresos Totales (SUSD) $355.678 $124.540 $10.680 $108.588 $245.467 $277.895 $290.682 $304.654 $190.355 $421.541

Lifting Cost (SUSD) $70.418 $24.657 $2,114 $21.498 $48.598 $55.018 $57.550 $60.316 $37.687 $83.457

Barriles Inyectados Agua (BBL) 182000

Barriles Inyectados AP (BBL) 36514,03

Barriles Inyectados ASP (BBL) 103291,9

Barriles Inyectados P (BBL) 335534,40

Costo Polimero (SUSD) $15.326 $184.187

Costo Alcali (SUSD) $203.184 | $574.774

Costo Surfactante (SUSD) $147.799

Costo de Inyeccion Agua (SUSD) 5167.440

Costo de Inyeccion AP (SUSD) $71.202

Costo de Inyeccién ASP (5USD) $1.218.844

Costo de Inyeccién P (SUSD)

Tratamiento en Facilidades (SUSD) $1.726 $604 $52 $527 $1.191 $1.348 $1.411 $1.478 $924 $2.046

Costos Totales (SUSD) $529.296 | $2.150.865 $2.166 $22.025 $49.789 $56.366 $58.960 $61.794 $38.610 $85.503

Pozo Inyector (SUSD) $2.500.000

FLUJO DE CAJA NETO $2.500.000 $173.618 $2.026.325 $8.514 $86.563 $195.678 $221.528 $231.721 $242.860 $151.745 $336.038
VPN | -$3.857.696,81 |

Fuente: elaboracion propia.
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Figura 53. Flujo de Caja Neto Escenario 1. Barril de Petréleo: $80 USD

INGRESOS $355.678  $124.540 $2.166 $108.588  $245.467  $277.895  $290.682  $304.654  $190.355 $85.503
Ao 0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10
EGRESOS $2.500.000  $529.296  $2.150.865  $10.680 $22.025 $49.789 $56.366 $58.960 $61.794 $38.610 $421.541
FLUJO DECAJANETO | 5$2.500.000 | $173.618 | $2.026.325 | $8.514 [ $86.563 | $195.678 | $221.528 [ $231.721 | $242.860 | $151.745 | $336.038
[ veN [ $3.857.697 |

Fuente: elaboracion propia.

Con base en los resultados del Flujo Neto del escenario 1 con un precio del barril a $80 USD, se realiza el calculo
del VPN mediante la Ecuacion 1.

_-2.500.000 , -173.618  -2.026.325
(1+0,11)° (@1+0,11)' (@1+0,11)?

, -8514 _ 86563 , 195678 221.528
(1+0,11)* (@+0,11)* (A1+0,11)° (1+0,11)°
231.721 , 242.860 , 151.745 _ -336.038
(1+0,11)" (1+0,11)® (1+0,11)° (@1+0,11)*

VPN

VPN = - 3.857.697
Fuente: elaboracion propia.
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En la Tabla 25 se puede ver el Flujo de Caja del Escenario 2 y en la Figura 54 se
puede ver su flujo de Caja Neto ambos a un precio del barril de Petroleo a $40
USD.

Tabla 25. Flujo de Caja Escenario 2. Barril de Petroleo a $40 USD.

Precio del Barril de Petréleo (USD) | 40 | Pesimista |

Periodo 0 1 2

Afio 2019 2020 2021
Produccién de petréleo BASE (BBL) 162462,61 150415,60
Produccidn de petrdleo ASP (BBL) 171478,72 152178,78
Petréleo Incremental (BBL) 9016,11 1763,18
Regalias (8%) (BBL) 721,29 141,05
Produccién Neta (BBL) 8294,82 1622,13
Participacion CEPSA (70%) (BBL) 5806,37 1135,49
Ingresos Totales ($USD) $232.255 $45.420
Lifting Cost (SUSD) $91.964 $17.984
Barriles Inyectados Agua (BBL) 182000

Barriles Inyectados AP (BBL) 32848,1

Barriles Inyectados ASP (BBL) 92921,7
Barriles Inyectados P (BBL) 301847,68
Costo Polimero (SUSD) $13.787 $165.695
Costo Alcali (SUSD) $182.785 $517.068
Costo Surfactante (SUSD) $132.960
Costo de Inyeccion Agua (SUSD) $167.440

Costo de Inyeccién AP (SUSD) $64.054

Costo de Inyeccion ASP (SUSD) $1.096.476
Costo de Inyeccién P (SUSD) $579.548
Tratamiento en Facilidades (SUSD) $2.254 S441
Costos Totales (SUSD) $522.284 $2.510.172
Pozo Inyector (SUSD) $2.500.000

FLUJO DE CAJA NETO $2.500.000 $290.030 $2.464.753
VPN | -$4.761.736,45 |

Fuente: elaboracion propia.
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Figura 54. Flujo de Caja Neto Escenario 2. Barril de Petroleo: $40 USD

INGRESOS $232.255 $45.420
ANO 0 1 2
EGRESOS $2.500.000 $522.284  $2.510.172
FLUJO DE CAJANETO | $2.500.000 | $290.030 | $2.464.753
[ ven [ $4.761.736 |

Fuente: elaboracidn propia.

Con base en los resultados del Flujo Neto del escenario 2 con un precio del barril
a $40 USD, se realiza el célculo del VPN mediante la Ecuacion 1.

N = ~2:500.000  -290.030 , - 2.464.753
1+0,11)° (1+0,11)" (1+0,11)

VPN = -4.761.736

Fuente: elaboracion propia.

En la Tabla 26 se puede ver el Flujo de Caja del Escenario 2 y en la Figura 55 se
puede ver su flujo de Caja Neto ambos a un precio del barril de Petréleo a $60
USD.
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Tabla 26. Flujo de Caja Escenario 2. Barril de Petroleo a $60 USD.

Precio del Barril de Petréleo (USD) | 60 |  Medio |

Periodo 0 1 2

Afo 2019 2020 2021
Produccion de petréleo BASE (BBL) 162462,61 150415,60
Produccion de petréleo ASP (BBL) 171478,72 152178,78
Petréleo Incremental (BBL) 9016,11 1763,18
Regalias (8%) (BBL) 721,29 141,05
Produccion Neta (BBL) 8294,82 1622,13
Participacion CEPSA (70%) (BBL) 5806,37 1135,49
Ingresos Totales (SUSD) $348.382 $68.129
Lifting Cost (SUSD) $91.964 $17.984
Barriles Inyectados Agua (BBL) 182000

Barriles Inyectados AP (BBL) 32848,1

Barriles Inyectados ASP (BBL) 92921,7
Barriles Inyectados P (BBL) 301847,68
Costo Polimero (SUSD) $13.787 $165.695
Costo Alcali (SUSD) $182.785 $517.068
Costo Surfactante (SUSD) $132.960
Costo de Inyeccidon Agua (SUSD) $167.440

Costo de Inyeccién AP (SUSD) $64.054

Costo de Inyeccion ASP (SUSD) $1.096.476
Costo de Inyeccion P (SUSD) $579.548
Tratamiento en Facilidades (SUSD) $2.254 S441
Costos Totales (SUSD) $522.284 $2.510.172
Pozo Inyector (SUSD) $2.500.000

FLUJO DE CAJA NETO $2.500.000 $173.902 $2.442.043
VPN | -$4.638.685,34 |

Fuente: elaboracion propia.

174




Figura 55. Flujo de Caja Neto Escenario 2. Barril de Petroleo: $60 USD

INGRESOS $348.382 $68.129
ANO 0 1 2
EGRESOS $2.500.000  $522.284  $2.510.172
FLUJO DE CAJANETO | $2.500.000 | $173.902 | $2.442.043
[ veNn T $4.638.685 |

Fuente: elaboracion propia.

Con base en los resultados del Flujo Neto del escenario 2 con un precio del barril
a $60 USD, se realiza el célculo del VPN mediante la Ecuacion 1.

\ =~ 2500000  -173.902 , -2.442.043
1+0,11)° (1+0,11)" (1+0,11)

VPN = -4.638.685

Fuente: elaboracién propia.

En la Tabla 27 se puede observar el Flujo de Caja del Escenario 2 y en la Figura
56 se puede ver su flujo de Caja Neto ambos a un precio del barril de Petréleo a
$80 USD.
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Tabla 27. Flujo de Caja Escenario 2. Barril de Petroleo a $80 USD.

Precio del Barril de Petréleo (USD) | 80 | Optimista |

Periodo 0 1 2

Afo 2019 2020 2021
Produccion de petréleo BASE (BBL) 162462,61 150415,60
Produccion de petréleo ASP (BBL) 171478,72 152178,78
Petréleo Incremental (BBL) 9016,11 1763,18
Regalias (8%) (BBL) 721,29 141,05
Produccion Neta (BBL) 8294,82 1622,13
Participacion CEPSA (70%) (BBL) 5806,37 1135,49
Ingresos Totales (SUSD) $464.510 $90.839
Lifting Cost (SUSD) $91.964 $17.984
Barriles Inyectados Agua (BBL) 182000

Barriles Inyectados AP (BBL) 32848,1

Barriles Inyectados ASP (BBL) 92921,7
Barriles Inyectados P (BBL) 301847,68
Costo Polimero (SUSD) $13.787 $165.695
Costo Alcali (SUSD) $182.785 $517.068
Costo Surfactante (SUSD) $132.960
Costo de Inyeccidon Agua (SUSD) $167.440

Costo de Inyeccién AP (SUSD) $64.054

Costo de Inyeccion ASP (SUSD) $1.096.476
Costo de Inyeccion P (SUSD) $579.548
Tratamiento en Facilidades (SUSD) $2.254 S441
Costos Totales (SUSD) $522.284 $2.510.172
Pozo Inyector (SUSD) $2.500.000

FLUJO DE CAJA NETO $2.500.000 $57.775 $2.419.333
VPN | -$4.515.634,23 |

Fuente: elaboracion propia.
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Figura 56. Flujo de Caja Neto Escenario 2. Barril de Petroleo: $80 USD

INGRESOS $464.510 $90.839
ANO 0 1 2
EGRESOS $2.500.000  $522.284  $2.510.172
FLUJO DE CAJANETO | $2.500.000 | $57.775 | $2.419.333
[ veN [ $4.515.634 |

Fuente: elaboracion propia.

Con base en los resultados del Flujo Neto del escenario 2 con un precio del barril
a $80 USD, se realiza el célculo del VPN mediante la Ecuacion 1.

N =~ 2:500.000  -57.775  -2.419.333
(1+0,11)° (1+0,11)" (1+0,11)°

VPN = -4.515.634

Fuente: elaboracion propia.

En la Tabla 28 se puede ver el Flujo de Caja del Escenario 3y en la Figura 57 se
puede ver su flujo de Caja Neto ambos a un precio del barril de Petréleo a $40
USD.
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Tabla 28. Flujo de Caja Escenario 3. Barril de Petroleo a $40 USD.

Precio del Barril de Petréleo (USD) | 40 | Pesimista |

Periodo 0 1 2

Afo 2019 2020 2021
Produccién de petréleo BASE (BBL) 162462,61 150415,60
Produccion de petrdéleo ASP (BBL) 188306,31 169027,60
Petrdleo Incremental (BBL) 25843,70 18612,00
Regalias (8%) (BBL) 2067,50 1488,96
Produccién Neta (BBL) 23776,20 17123,04
Participacion CEPSA (70%) (BBL) 16643,34 11986,13
Ingresos Totales (SUSD) $665.734 $479.445
Lifting Cost (SUSD) $263.606 $189.842
Barriles Inyectados Agua (BBL) 60000 28000
Barriles Inyectados AP (BBL) 168963,2

Barriles Inyectados ASP (BBL) 477967,9

Barriles Inyectados P (BBL) 451200,00 925900,00
Costo Polimero (SUSD) $460.915 $388.625
Costo Alcali (SUSD) $3.599.884 $5.152.222
Costo Surfactante (SUSD) $683.917 $1.324.857
Costo de Inyeccion Agua (SUSD) $55.200 $25.760
Costo de Inyeccion AP (SUSD) $329.478

Costo de Inyeccidon ASP (SUSD) $5.640.021 $10.925.620
Costo de Inyeccion P (SUSD) $866.304

Tratamiento en Facilidades (SUSD) $6.461 $4.653
Costos Totales (SUSD) $11.905.786 $18.011.579
Pozo Inyector (SUSD) $2.500.000

FLUJO DE CAJA NETO $2.500.000 $11.240.053 $17.532.134

VPN

| -$26.855.647,00 |

Fuente: elaboracién propia.
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Figura 57. Flujo de Caja Neto Escenario 3. Barril de Petroleo: $40 USD

INGRESOS $665.734 $479.445
ANO 0 1 2
EGRESOS $2.500.000 $11.905.786 $18.011.579
FLUJO DE CAJANETO | $2.500.000 | $11.240.053 | $17.532.134
[ veN  [$26.855.647 |

Fuente: elaboracion propia.

Con base en los resultados del Flujo Neto del escenario 3 con un precio del barril
a $40 USD, se realiza el célculo del VPN mediante la Ecuacion 1.

\ =~ 2500000 , -11.240.053  -17532.134
(1+0,1)°  (1+011)  (1+0,12)

VPN = - 26.855.647

Fuente: elaboracion propia.

En la Tabla 29 se puede ver el Flujo de Caja del Escenario 3y en la Figura 58 se
puede ver su flujo de Caja Neto ambos a un precio del barril de Petroleo a $60
USD.
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Tabla 29. Flujo de Caja Escenario 3. Barril de Petroleo a $60 USD.

‘ Precio del Barril de Petréleo (USD) ’ 60 ‘ Medio ‘
Periodo 0 1 2
Afo 2019 2020 2021
Produccién de petréleo BASE (BBL) 162462,61 150415,60
Produccién de petrdleo ASP (BBL) 188306,31 169027,60
Petréleo Incremental (BBL) 25843,70 18612,00
Regalias (8%) (BBL) 2067,50 1488,96
Produccion Neta (BBL) 23776,20 17123,04
Participacién CEPSA (70%) (BBL) 16643,34 11986,13
Ingresos Totales (SUSD) $998.600 $719.168
Lifting Cost (SUSD) $263.606 $189.842
Barriles Inyectados Agua (BBL) 60000 28000
Barriles Inyectados AP (BBL) 168963,2
Barriles Inyectados ASP (BBL) 477967,9
Barriles Inyectados P (BBL) 451200,00 925900,00
Costo Polimero (SUSD) $460.915 $388.625
Costo Alcali (SUSD) $3.599.884 $5.152.222
Costo Surfactante (SUSD) $683.917 $1.324.857
Costo de Inyeccidn Agua (SUSD) $55.200 $25.760
Costo de Inyeccion AP (SUSD) $329.478
Costo de Inyeccidn ASP (SUSD) $5.640.021 $10.925.620
Costo de Inyeccion P (SUSD) $866.304
Tratamiento en Facilidades (SUSD) $6.461 $4.653
Costos Totales (SUSD) $11.905.786 | $18.011.579
Pozo Inyector (SUSD) $2.500.000
FLUJO DE CAJA NETO $2.500.000 $10.907.186 $17.292.411

VPN

-$26.361.202,75 |

Fuente: elaboracion propia.

180




Figura 58. Flujo de Caja Neto Escenario 3. Barril de Petroleo: $60 USD

INGRESOS $998.600 $719.168
ANO 0 1 2
EGRESOS $2.500.000 $11.905.786 $18.011.579
FLUJO DE CAJANETO | $2.500.000 | $10.907.186 | $17.292.411
[ VPN | $26.361.203 |

Fuente: elaboracion propia.

Con base en los resultados del Flujo Neto del escenario 3 con un precio del barril
a $60 USD, se realiza el célculo del VPN mediante la Ecuacion 1.

_-2.500.000 _ -11.905.786 _ - 18.011.579
(1+0,11)°  (1+0,11)"  (1+0,11)

VPN = -26.361.203

Fuente: elaboracion propia.

En la Tabla 30 se puede ver el Flujo de Caja del Escenario 3y en la Figura 59 se
puede ver su flujo de Caja Neto ambos a un precio del barril de Petrdleo a $80
USD.
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Tabla 30. Flujo de Caja Escenario 3. Barril de Petroleo a $80 USD.

Precio del Barril de Petréleo (USD) | 80 | Optimista |

Periodo 0 1 2

Afo 2019 2020 2021
Produccién de petréleo BASE (BBL) 162462,61 150415,60
Produccion de petrdéleo ASP (BBL) 188306,31 169027,60
Petrdleo Incremental (BBL) 25843,70 18612,00
Regalias (8%) (BBL) 2067,50 1488,96
Produccién Neta (BBL) 23776,20 17123,04
Participacion CEPSA (70%) (BBL) 16643,34 11986,13
Ingresos Totales (SUSD) $1.331.467 $958.890
Lifting Cost (SUSD) $263.606 $189.842
Barriles Inyectados Agua (BBL) 60000 28000
Barriles Inyectados AP (BBL) 168963,2

Barriles Inyectados ASP (BBL) 477967,9

Barriles Inyectados P (BBL) 451200,00 925900,00
Costo Polimero (SUSD) $460.915 $388.625
Costo Alcali (SUSD) $3.599.884 $5.152.222
Costo Surfactante (SUSD) $683.917 $1.324.857
Costo de Inyeccion Agua (SUSD) $55.200 $25.760
Costo de Inyeccion AP (SUSD) $329.478

Costo de Inyeccidon ASP (SUSD) $5.640.021 $10.925.620
Costo de Inyeccion P (SUSD) $866.304

Tratamiento en Facilidades (SUSD) $6.461 $4.653
Costos Totales (SUSD) $11.905.786 $18.011.579
Pozo Inyector (SUSD) $2.500.000

FLUJO DE CAJA NETO $2.500.000 $10.574.319 $17.052.689
VPN | -$25.866.758,50 |

Fuente: elaboracién propia.
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Figura 59. Flujo de Caja Neto Escenario 3. Barril de Petroleo: $80 USD

INGRESOS $1.331.467  $958.890
ANO 0 1 2
EGRESOS $2.500.000 $11.905.786 $18.011.579
FLUJO DE CAJANETO | $2.500.000 | $10.574.319 | $17.052.689
[ veN  [$25.866.758 |

Fuente: elaboracion propia.

Con base en los resultados del Flujo Neto del escenario 3 con un precio del barril
a $80 USD, se realiza el célculo del VPN mediante la Ecuacion 1.

\ = - 2500000 , -10.574.319 _ - 17.052.689
(1+0,11)°  (1+0,11)"  (1+0,11)

VPN = -25.866.758

Fuente: elaboracion propia.

En la Tabla 31. Se puede observar el Flujo de Caja del Escenario 4 y en la Figura
60. Se puede ver su Flujo de Caja Neto, ambos a un precio del barril de petréleo a
$40 USD.

183



Tabla 31. Flujo de Caja Escenario 4. Barril de Petroleo a $40 USD.

| Precio del Barril de Petréleo (USD) | 40 | Pesimista |

Periodo 0 1 2

Ano 2019 2020 2021
Produccién de petréleo BASE (BBL) 162463,00 150415,20
Produccién de petréleo ASP (BBL) 182609,00 187886,44
Petréleo Incremental (BBL) 20146,00 37471,24
Regalias (8%) (BBL) 1611,68 2997,70
Produccién Neta (BBL) 18534,32 34473,54
Participacion CEPSA (70%) (BBL) 12974,03 24131,48
Ingresos Totales (SUSD) $518.961 $965.259
Lifting Cost (SUSD) $205.489 $382.207
Barriles Inyectados Agua (BBL) 455000

Barriles Inyectados AP (BBL) 194194

Barriles Inyectados ASP (BBL) 546000
Barriles Inyectados P (BBL) 546000
Costo Polimero (SUSD) $640.840 $3.603.600
Costo Alcali (SUSD) $970.970 $2.730.000
Costo Surfactante (SUSD) $819.000
Costo de Inyeccidn Agua (SUSD) $418.600

Costo de Inyeccidn AP (SUSD) $378.678

Costo de Inyeccion ASP (SUSD) $6.442.800
Costo de Inyeccidn P (SUSD) $1.048.320
Tratamiento en Facilidades (SUSD) $5.037 $9.368
Costos Totales (SUSD) $2.619.614 | $15.035.294
(Conversiéon Pozo Productor) (SUSD) $600.000

F.C. L $600.000 $2.100.653 | $14.070.035

VPN

| -$13.912.036,63 |

Fuente: elaboracion propia.
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Figura 60. Flujo de Caja Neto Escenario 4. Barril de Petroleo: $40 USD.

INGRESOS $518.961 $965.259
ANO 0 1 2
EGRESOS $600.000  $2.619.614 $15.035.294
FLUJODE CAJANETO | $600.000 | $2.100.653 | $14.070.035
[ VPN ] $13.912.037 |

Fuente: elaboracion propia.

Con base en los resultados del Flujo Neto del escenario 4 con un precio del barril
a $40 USD, se realiza el célculo del VPN mediante la Ecuacion 1.

N=" 600.000 4o 2.100.653 4o 14.070.035
(1+0,11)° (1+0,11)"  (1+0,11)°

VPN = -13.912.037

Fuente: elaboracion propia.

En la Tabla 32. Se puede observar el Flujo de Caja del Escenario 4 y en la Figura
61. Se puede ver su Flujo de Caja Neto, ambos a un precio del barril de petroleo a
$60 USD.
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Tabla 32. Flujo de Caja Escenario 4. Barril de Petroleo a $60 USD.

| Precio del Barril de Petréleo (USD) | 60 | Medio

Periodo 0 1 2

Afo 2019 2020 2021
Produccidon de petrdleo BASE (BBL) 162463,00 150415,20
Produccién de petrdleo ASP (BBL) 182609,00 187886,44
Petrdleo Incremental (BBL) 20146,00 37471,24
Regalias (8%) (BBL) 1611,68 2997,70
Produccion Neta (BBL) 18534,32 34473,54
Participacion CEPSA (70%) (BBL) 12974,03 24131,48
Ingresos Totales (SUSD) $778.442 $1.447.889
Lifting Cost (5USD) $205.489 $382.207
Barriles Inyectados Agua (BBL) 455000

Barriles Inyectados AP (BBL) 194194

Barriles Inyectados ASP (BBL) 546000
Barriles Inyectados P (BBL) 546000
Costo Polimero (SUSD) $640.840 $3.603.600
Costo Alcali (SUSD) $970.970 $2.730.000
Costo Surfactante (SUSD) $819.000
Costo de Inyeccion Agua (SUSD) $418.600

Costo de Inyeccion AP (SUSD) $378.678

Costo de Inyeccidn ASP (SUSD) $6.442.800
Costo de Inyeccién P (SUSD) $1.048.320
Tratamiento en Facilidades (SUSD) $5.037 $9.368
Costos Totales (SUSD) $2.619.614 | $15.035.294
(Conversién Pozo Productor) (SUSD) $600.000

F.C. L $600.000 $1.841.173 | $13.587.406

VPN

| -$13.286.557,38 |

Fuente: elaboracién propia.
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Figura 61. Flujo de Caja Neto Escenario 4. Barril de Petroleo: $60 USD.

INGRESOS $778.442  $1.447.889
ANO 0 1 2
EGRESOS $600.000  $2.619.614 $15.035.294
FLUJO DE CAJANETO | $600.000 | $1.841.173 | $13.587.406
| VPN | $13.286.557 |

Fuente: elaboracion propia.

Con base en los resultados del Flujo Neto del escenario 4 con un precio del barril
a $60 USD, se realiza el célculo del VPN mediante la Ecuacion 1.

N 600.000 b 1.841.173 b 13.587.406
(1+0,11)° (1+011)" (1+0,11)°

VPN = -13.286.557

Fuente: elaboracion propia.

En la Tabla 33. Se puede observar el Flujo de Caja del Escenario 4 y en la Figura
62. Se puede ver su Flujo de Caja Neto, ambos a un precio del barril de petréleo a
$80 USD.
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Tabla 33. Flujo de Caja Escenario 4. Barril de Petroleo a $80 USD.

| Precio del Barril de Petréleo (USD) | 80 | Optimista |

Periodo 0 1 2

Afo 2019 2020 2021
Produccidon de petrdleo BASE (BBL) 162463,00 150415,20
Produccién de petrdleo ASP (BBL) 182609,00 187886,44
Petrdleo Incremental (BBL) 20146,00 37471,24
Regalias (8%) (BBL) 1611,68 2997,70
Produccion Neta (BBL) 18534,32 34473,54
Participacion CEPSA (70%) (BBL) 12974,03 24131,48
Ingresos Totales (SUSD) $1.037.922 | $1.930.518
Lifting Cost (5USD) $205.489 $382.207
Barriles Inyectados Agua (BBL) 455000

Barriles Inyectados AP (BBL) 194194

Barriles Inyectados ASP (BBL) 546000
Barriles Inyectados P (BBL) 546000
Costo Polimero (SUSD) $640.840 $3.603.600
Costo Alcali (SUSD) $970.970 $2.730.000
Costo Surfactante (SUSD) $819.000
Costo de Inyeccion Agua (SUSD) $418.600

Costo de Inyeccion AP (SUSD) $378.678

Costo de Inyeccidn ASP (SUSD) $6.442.800
Costo de Inyeccién P (SUSD) $1.048.320
Tratamiento en Facilidades (SUSD) $5.037 $9.368
Costos Totales (SUSD) $2.619.614 | $15.035.294
(Conversién Pozo Productor) (SUSD) $600.000

F.C. L $600.000 $1.581.692 | $13.104.776

VPN

| -$12.661.078,14 |

Fuente: elaboracién propia.
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Figura 62. Flujo de Caja Neto Escenario 4. Barril de Petroleo: $80 USD.

INGRESOS $1.037.922  $1.930.518
ANO 0 1 2
EGRESOS $600.000  $2.619.614 $15.035.294
FLUJO DE CAJANETO | $600.000 | $1.581.692 | $13.104.776
| VPN | $12.661.078 |

Fuente: elaboracion propia.

Con base en los resultados del Flujo Neto del escenario 4 con un precio del barril
a $80 USD, se realiza el célculo del VPN mediante la Ecuacion 1.

\ = -600.000  -1.581.692 _ -13.104.776
(1+0,11)° (1+0,11)"  (1+0,11)

VPN = -12.661.07/8

Fuente: elaboracion propia.

5.4 CONCLUSION FINANCIERA

Desde el punto de vista financiero, la implementacion de un proyecto de recobro
mejorado quimico Acali-Surfactante-Polimero (ASP) en el Campo “A” resulta
inviable para la empresa CEPSA Colombia S.A. dado que en ninguno de los
escenarios a diferentes precios del barril, el VPN tiene valor positivo. Una de las
principales razones por la cual el proyecto no es viable econémicamente, se debe
al bajo factor de recobro incremental que se tiene en los pozos productores tras la
implementacion de esta tecnologia.
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6. CONCLUSIONES

Se estudiaron varios métodos de recobro mejorado tales como, la inyecciéon de
agua, gas, quimica, térmica y miscelar los cuales cumplen el objetivo de
aumentar el factor de recobro. En este trabajo se implementé el simulador
CMG con el propésito de crear un modelo en el que se inyecto una
combinacion quimica ASP en pozos candidatos del Campo “A” de la empresa
CEPSA Colombia S.A. analizando su incremento en el factor de recobro.

Mediante las pruebas de laboratorio realizadas por la empresa CEPSA
Colombia S.A. Se seleccionaron los quimicos mas adecuados para la
implementacion de la inyeccién quimica ASP en el Campo “A”, siendo estos,
disulfonato de alquildifeniloxido, metaborato de sodio tetrahidratado y HPAM.

Se implementaron cuatro escenarios de simulacion tomando diferentes
pardmetros y criterios de seleccién siendo estos, la produccion de fluidos,
presion de fondo, distancia entre pozos, y la continuidad de cuerpos de arena.
En estos escenarios se crearon pozos inyectores con el fin de formar arreglos
de pozo. De los cuatros escenarios implementados en la simulacién de
yacimientos, el mas adecuado fue el .escenario nimero 1 en donde se creo el
pozo inyector PI-1 afectando los pozos de primera linea P-7ST y P-5, debido a
gue se observé un incremento en el factor de recobro de 0.14% siendo este, un
incremental de 28,640 barriles de petréleo a 2029.

Se realizaron ajustes en el modelo modificando los multiplicadores de
permeabilidad y el dafio de formacién proporcionado por la empresa CEPSA
Colombia S.A. con el fin de realizar un cotejo histérico y una prediccion mas
acertada de las curvas de produccion.

De los cuatro escenarios de simulacién se observé el cambio en el factor de
recobro con respecto al caso base (esquema de explotacidén actual), donde el
Unico escenario que presento viabilidad técnica, fue el escenario de simulacion
namero 1 mostrando un incremento del 0.14%. Los escenarios de simulacion
namero 2, 3, y 4 presentaron una reduccion del 0.4%, 0.87%, y 1.68% en el
factor de recobro respectivamente, para diciembre 31 del 2029.

Se observo que el precio del barril de petréleo no afecta considerablemente el
valor del VPN dado que entre $40 y $80 USD, el VPN varia entre el 3.7% vy
11% segun los escenarios estudiados. Una de las principales razones por la
cual el proyecto no es viable econdémicamente, se debe al bajo factor de
recobro incremental que se tiene en los pozos productores tras la
implementacion de esta tecnologia.
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7. RECOMENDACIONES

Se recomienda realizar un modelo de inyeccidon en una arena mas profunda de
la empleada en este proyecto.

Modificar los valores de volumenes porosos, tiempo de inyeccion, porcentaje
de inyeccién quimica para cada componente y la ubicacién del pozo inyector
estudiando los parametros necesarios para obtener un VPN positivo.

Estudiar la implementacion de CMOST en este proyecto para obtener datos
mas precisos de temperatura, presion y produccion de agua y petroleo.

Ampliar la base de datos de los quimicos utilizados en la simulacion.

Incluir un modelo de simulacion en el que se inyecte un solo quimico, agua o la
combinacion de dos quimicos como SP, para obtener resultados mas viables
tanto técnico como financieramente.

Se recomienda realizar la validacion de los datos del modelo estatico

suministrado por la empresa con el fin de obtener un mejor ajuste histérico y
prediccion de los diferentes escenarios planteados.
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ANEXO A.
LICENCIA DE SIMULAR DE YACIMIENTOS CMG.

Figura Al. Licencia del Autor.

~ COMPUTER . ContactUs & My Account Search
C MODELLING
L GROUP LTD. ® .
HOME  SOFTWARE ~  SOLUTIONS ~  SUPPORT  TRAINING ~  CONSULTING ~  INVESTORS ~  ABOUT ~ @

Click Here...

Technical SVm posium Presentations Now Available for Download.
9 afon Suite y a anada

©

View Edit My Account Info / Preferences

First Name:

Henry

Last Name:

Bricefio

Job Title:

Petroleum Engineering Student
Phone:

3102526000

Company Name:
Universidad de América
History

Member for

2 months 2 weeks

Address

Carrera 54 No. 126-35
City:

Bogota

PostaliZIP Code: 110111

Fuente: Computer Modelling Group. [Programa].

Figura A2. Descarga simulador version 2015.
2015 General Release
Release Date: September 2015 | Media |1D: 2015.106.G

Platform Release Size Download
,’.','{ Windows CMG 2015 General Release 946.03MB &
G Linux & AlX CMG 2015 General Release 208.24MB &

2014 General Release
Release Date: November 2014 | Media ID- 2014.101.G

Platform Release Size Download
,’.'.'{ Windows CMG 2014 General Release 944 35MB &
(_\ Linux & AIX CMG 2014 General Release 240.85MB &

CING 5%
MODELLING
— GROUF LTD.
© Copyright 2018 Computer Modelling Group Ltd.

Fuente: Computer Modelling Group. [Programa].
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ANEXO B.
INFORMACION DEL CAMPO “B”.

Inyeccion de Trazadores. Para identificar el comportamiento del flujo en el medio
poroso del area piloto se inyectaron trazadores pasivos (2,5 & 3,5 — acido di-
fluorobenzoico) en el pozo inyector P17 y se estan tomando muestras
semanalmente en varios pozos productores. Se identificé presencia de ambos
trazadores en los pozos monitores del piloto P1, P5, P7. La Grafica B1 y la Gréafica
B2 muestran la deteccion en los pozos productores de los trazadores inyectados.

Grafica B1. Deteccion de los trazadores 2,5 DFBA inyectados
en el pozo piloto CEOR.

2,5-dFBA

.....

-

Fuente: CEPSA Colombia S.A., Reporte proyecto CEOR, Julio de 2017.

Gréafica B2. Deteccion de los trazadores 3,5 DFBA inyectados
en el pozo piloto CEOR.

3,5-dFBA

ppt

xxxxx

Fuente: CEPSA Colombia S.A., Reporte proyecto CEOR, Julio de 2017.
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El arribo de los trazadores de ha dado a diferentes tiempos y concentraciones en
los tres pozos, sin embargo se observa que el pozo inyector tiene buena
comunicaciéon con los pozos productores del piloto. La Grafica B3 muestra la
concentracion de Boro en los pozos monitores del piloto.

Grafico B3. Concentracion de Boro en los pozos monitores.

Boron concentration

——CCS

Fuente: CEPSA Colombia S.A., Reporte proyecto CEOR, Julio de 2017.
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ANEXO C.
EXCEL DE COMPRESIBILIDAD.

En la Figura C1 se puede observar el Excel utilizado para calcular la compresibilidad de la roca, los datos para su
realizacion fueron suministrados por la empresa Cepsa Colombia S.A.

Figura C1. Compresibilidad de la roca.

TABLE 1 TABLE 2
CONSTANTS FOR EFFECTIVE STRESS TYPE_CURVES-FORMATION COMPRESSIBILITY ARENISCA CONSOLIDAD 1
CLASTIC RESERVOIRS il LITOLOGIAS DEFINIDAS |-——ARCNISCAPRIBLE z
Bock Type K K K P ARENISCA NO CONSOLIDADA 3
Consolidated Sandstones* 0.85 080 045 Ct = Afo-B) C+0 Plj_?gfgg‘%a CARBONATOS 4
Friable Sandstones 090 080 080 The type curves in Figure 6 are defined by the above
equation where:
Unconsolidated Sands ~ 0.95 095 075 f 2 3 4
=Ky Koty * (pi- i K1 085 09 0,95 085
Carbonates® 085 085 058 o = K1" (overburden stress) - K2 *pj + K3* (pi-p) (psi) i } ) j
arbonates ;ndﬂ co dovend } K2 08 09 0,95 0,85
, D are conslants depending on rock type as
*These Kz constants for are valid for many consolidated désc'ribed below. = 045 06 015 0,5
1sam:lslones aj;;d carbonates. For well cemented 0z 0 0 0 0
lomations with porosities lower than 15%, the K3 factor " i :
can be between 0.4 and 0.8 due to the 10nnali<ﬁs low :Jn v sorted (&mnw ONSoll A -0,00002399 | 105604 | -281E-05
bulk compressibility (see Equation 3b). poorly sorted) B 300 500 300
unconsol.)
C 00623 -0,225 01395
A -2805X10%  1.054 X104 -2399x10% D 431E05 | -110E-05 | 118E-04
Cf #NUM! #NUM! #NUM!
B 300 500 300 “ ‘ !
c 0.1395 -0.2250 0.06230
D 1.183X104 -1.103X105  4.308 X 105

Fuente: Excel 2010. Modificado por Autores.
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ANEXO D.

INFORMACION PVT.

Figura D1. Resumen datos del PVT.

Constant Composition Expansion at 192°F
Saturation pressure (bubble-point) 126

Average single phase compressibility B8.23

Atmospheric Flash Data at 192°F

Solution gas—oil ratio at saturation pressure, Rs 5.7
Relative cil volume at saturation pressure 1.056
Drensity at saturation pressure (126 psig) 0.8625

Reservoir Fluid Viscosity at 192°F

Viscosity at reservoir pressure B5.566
Viscosity at saturation pressure S5.06
Viscosity at O psig 5219

Separator Test Data 1
Total Solution

Pressure Temperature Gas-oil ratio
{psig) F) (Scfibbl) (1)
126 192 9
30 150
o &0

psig

x 10-6 psi from 2085 psig to 126 psig

scfibbl of stock tank oil at 60°F

wolivol of stock tank il at

g om-3

cP at 2085 psig
cP at 126 psig

cP at 0 psig

Formation WVolume
Factor Bofb

(=3

1.064

BO°F

Stocktank Oil
Drensity at 60°F
{g cm-3)

0.9131
(API = 23 3°)

Fuente: Cepsa Colombia S.A.

Figura D2. Informacion de la muestra y el pozo reportado.

Current Reservoir Pressure .__
Reservoir Temperature_____._.

Zeographical Location.
Perforated Interval ...

Sampling Information

Date sampled...
Time sampled ..
Type of samples
Sampling company

Status of well.

Flowing Bottomhole pressure.
Bottomhole temperature._____._.

Wellhead pressures
Wellhead temperature.

Separator pressure
Separator temperature

Separator oil rate
Gas/oil rate._.___.
‘Water flowrate
Gas gravity (Air= 1)
Supercompressibility factol

Pressure Dase. e e
Temperature Base e

S paratOr QA Tal . e

.. Puerto Gaitan
L CT-A

- 30-May-12

.. 2085 p=ig
. 182 °F

.. 600 psig
128 °F

I
=)
ES

LI I R R Y

4398 - 4401 (ft) TVDss

. 18:00 PM - 21:00 PM

Fuente: Cepsa Colombia S.A.
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Figura D3. Resumen de las muestras recibidas en cabeza de pozo.

Wellhead Samples

Sampling Laboratony
Depth bubble point
Sample Cylinder TWD=s Pressurcs Temp.
Mumker Number (feet) {psig) ("F)
1.01 WIA1405 4398 - 4401 115 192
1.02 818386 4395 - 4401 152 192

Free Actual
GOR Water Sample
Recoversd volume
(SCFISTB) {em?) (em®)
Q.7 2510 1250
9.9 435 200

BS&W
(%)

0.40

1.00

Fuente: Cepsa Colombia S.A.

Figura D4. Expansion constante de composicion

a 192°F p.1.

Single-phase Fluid Properties
Saturation pressure (bubble-point pressure)

Average single phase compressibility
{From 2085 psig to 126 psig)

Density at saturation pressure

Mean Single-phase Compressibilities

Preszure Range

Initial Pressure Final Pressure

(psig) (psig)
5000 4000
4000 3000
3000 2000
2000 400
400 126

126 psig

6.23 x 10 -6 psi-1

0.8625 gcm-3

Mean
Compressibility
(psi-1) (1)
493 x10-6
513 x10-8
542 x10-6

6.10 x 10 -6

719 x10-6

Fuente: Cepsa Colombia S.A.

Figura D5. Expansion constante de composicion a

192°F p.2.
Pressure Relative Density Instantanecus ¥-Funetion (3)
(psig) Yolume (1) (g cm-3) Compressibility
(psi-1 x 10-6) (2)
5000 09732 0.8863 4.85
4000 0.9780 0.8819 5.02
3000 0.9530 0.8774 526
2085 Reservoir pressure 0.9879 0.8731 5.56
2000 09883 0.8727 560
1000 09941 0.8676 6.19
500 0.9974 D.B648 B6.75
400 D.9980 D.B642 6.91
300 09987 D.BE36 710
200 0.9995 D.BE30 7.32
126 Saturation pressure 1.0000 0.8625
124 1.0019
123 1.0029
121 1.0049
120 1.0060
119 1.0071
116 1.0106
107 1.0231 6.768
97 1.0414 6.262
82 1.0827 5.502
63 1.1785 4.540
45 1.3738 3.628
0 1.7483 2866
s 2.1496 2.463
15 27707 2108
9 37322 1.805

Fuente: Cepsa Colombia S.A.
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Figura D6. Datos de la prueba en el separador.

Gas-0il Gas-0il il Formation Separation Gas Gravity
Pressure  Temperature Ratio Ratio Density Volume: Volume  of flashed gas
{psig) {*F) Rsfb (g cm-3) Factor Factor {Air = 1.000)
(1) (2) Bofl (3) (4)
126 192 - 9 0.8625 1.064 Saturation Pressure
30 150 5] 6 D.B775 1.041 *
i] 150 3 3 D.8791 1.039 *
i] B0 o 1] D.9131 1.000 -
(API =23.37)
Total Rsfb = 9
Residual Oil Properties*
Density of residual il 09121 g cm-3 at 60°F
(APl =23.3")

MNote

*  Insufficient volume of gas evolved to accurately determine gas gravity or hydrocarbon composition.

oo

Stocktank oil collected and analysed to Hexatiacontanes plus.

Fuente: Cepsa Colombia S.A.

Figura D7. Resumen datos del PVT de la formacion C7.

Constant Composition Expansion at 174 °F

Saturation pressure (bubble-point) 64
Average single phase compressibility 418
Thermal expansion at 5000 psig 1.0387

Differential Vaperization at 174°F

Solution gas-oil ratio at saturation pressure 7
Relative oil volume at saturation pressure 1.051
Density at saturation pressure 0.8852
Reservoir Fluid Viscosity at 174 °F

Viscosity at reservoir pressure 11.99

Viscosity at saturation pressure 8.31
Separator Test Data
Pressure Temperature Formation Volume
(psig) (°F) Factor
Separator Test 1
64 174 1.080
0 120
Separator Test 2
64 174 1.049
0 67

psig
X 10-6 psi from 2128 psig to 64 psig|

vol at 174 °F / vol at 60°F

sci/bbl of residual oil at 60°F
volivol of residual oil at 60°F

gcm-3

centipoise at 2129 psig

centipoise at 64 psig

Total Solution Stocktank Oil
Gas-oil ratio Density at 60 °F
(scf/bbl) (g cm-3)
B 0.9276
5 0.9270

Fuente: Cepsa Colombia S.A.
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Figura D8. Informacién de la muestra y el pozo reportado de la
formacion C7.

Formation............cc.oooooveeeeeeeeeceeeeeee ... Carbonera C7
Current Reservoir Pressure .. 2129 psig at 4576 ft.
Reservoir Temperature 174 °F

Installation.. ...
DST ... TTG Bfpd (47% OIl} ; 129 (Bfpd {56% Qil)
Perforated Interval ... 9265-5273; 5170-5176 1t

Sampling Information

Date sampled.........ooee e 28-JUl-04
Timesampled ... T50-815am
Typeofsamples. ... Welhead
Sampling company............ccc.ccooveoeeeeeeenen..... COre Laboratories

Statusofwell ... ... QilProducer

Bottomhole pressure.......... 442 psi @ 3657 ft.
Bottomhole temperature............. 189 °F

Wellhead pressure___...._.....i.... 620 psi
Wellhead temperature............._..... ... 162°F

Separatorpressure ... A0psi
Separator temperature 100 °F

Pressurebase . _......._._._.....*
Temperature base ... .

Separatorgasrate........................... 180Mscf
Separatoroilrate ..., 2800 bls.
Water flowrate.....____...._....._................. 300B8BIs
Gas gravity (AIr= 1) o
Supercompressibility factor................ccoe *

AP O Gravity ..o 211

Fuente: Cepsa Colombia S.A.

Figura D9. Resumen de las muestras recibidas en cabeza de pozo de la
formacion C7.

Wellhead Samples
Laboratory
Sample Cylinder Sampling - Bubble point - Free water Sample
Number MNumber Pressure Temp. Pressure Temp. drained Yolume
(psig) (°F) (psig) (°F) {cc) {cm3)
1.1 CLMB-034 480 145 29 67 0.0 480
1.2 CL-205 480 145 42 67 0.0 480

Fuente: Cepsa Colombia S.A.
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Figura D10. Expansion constante de composicion a 174°F de la
formacion C7 p.1.

Single-phase Fluid Properties

Saturation pressure (bubble-point pressure) 64 psig
Thermal expansion factor of single phase fluid at 5000 psig

(Wol at 174°F)/(Vol at 60°F) 1.0287 wol [ vol
Average single phase compressibility

(From 2129 psig to 64 psig) 418 x 10 -6 psi-1
Density at saturation pressure 0.8852 g cm-3

Mean Single-phase Compressibilities

Pressure Range Mean
Initial Pressure Final Pressure Compressibility
(psig) (psig) (psi-1) (1}
5000 3500 3.40 x10-6
3500 2000 3.65 x 10 -6
2000 400 413 x10-6
400 64 457 x10-6

Fuente: Cepsa Colombia S.A.

Figura D11. Expansion constante de composicion a 174°F de la
formacion C7 p.2.

Pressure Relative Density Instantaneous  Y-function (3)
(psig) Volume (1)  (gem-3)  Compressibility
{psi-1 x 10-6) (2)

5000 0.9315 0.9019

4500 0.9331 0.9004 334

4000 0.9348 0.6939 340

3500 0.9365 0.8973 347

3000 0.9382 0.8957 355

2500 0.9900 0.6941 364

2129 Reservoir pressure 0.9914 0.8929 374

2000 0.9919 0.8924 3.80

1500 0.9938 0.6907 390

1000 0.9959 0.6839 4.08

500 0.9980 0.8870 433

400 0.9985 0.6866 453

300 0.9989 0.6862 4.60

200 0.99%4 0.8857 465

100 0.9998 0.8853 459

64 Saturation pressure 1.0000 0.8852 4.25

&0 1.0063

58 1.0101

56 1.0144 7.880
54 1.0192 7.563
48 1.0386 6.610
40 1.0822 5.340
3 1.1846 3912
24 1.3691 2301
18 1.7612 1.848
16 20215 1.5

Fuente: Cepsa Colombia S.A.
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Figura D12. Datos de la prueba en el separador de la formacion C7.

Gas-0il  Gas-0il Qil Formation Separation Gas Gravity
Pressure Temperature Ratio Ratio Density Yolume Volume  of flashed gas
{psig) (°F) Rsfb (g cm-3) Factor Factor (Air = 1.000)
(1) 2) Bofb (3) 4)

64 174 - & 0.8852 1.050 Saturation Pressure

] 120 6 6 0.9054 1.025 1.484 *
Residual Oil Properties
Density of residual oil 09276 g cm-3 at 60°F
API 209

Fuente: Cepsa Colombia S.A.
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ANEXO E.
PETREL.

Figura E1. Histograma del tipo de roca.

lili Settings for ‘Rock-Types' X
Quality attibutes | Structural analysis
B Coos  |fx  Opewsons |7 Variogram

& Stle |@ info [[ll Swiisics |[p Discrete sttistics |lily Histogram

B8 giasm

[] For zone: |. C7 A1 v|

V] % @DMin:1 EM&:D
2 3

4

437

B Rock-Types

vioy | VOK || K Cancel
Fuente: PETREL
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ANEXO F.

TRABAJOS DE COMPLETAMIENTO EN EL CAMPO “A”.

Figura F1. Completamiento P-3.

ELEYACION DE LA MESA 652.1%°
ELE¥YACION DEL TEREND 634,65
DESY¥IACION 17.29 @ 119"
MAX DOG LEG 322 N00FT
, [[UBING HANGERTT-3M] | ®masTREE [sTREaMFLOW  fi3 | EsF |
SARTA DE REVESTIMIENTO Y TBG
JTS | ROSCA [1]1] PESO GRADO DESDE | HASTA
E] BTC 13308" [ KBS SUP iT4h
48 EBTC 95" 435 I-81 SR hb47
1338 @ 3IT4LE 154 ELE 3z 9,3 -0 SUP 4788.4F
aT DESCRIFCION oo 10 LONG | DESDE | HASTA
MESS ROTARIA 17,50 - 17,50
1 | TUBING HARGER 11" - 3000 ¥ 3 412" EUE [stream How] 1,000 2992 052 17,50 1242
155 | JUNTA DE TUBING 3-12" EUE M-80, 3.3 LBAFT 3500 2892 481891 1242 | 4837233
L ] 1 |PUP JOIMT 3-12" ELE M-80, 3.3 LEFT 3500 2992 5,08 453733 | 44
1 |¥-TOOL 302" EUE & 2-78 FEPCO [B.P. fishing neck 1.75"] 4500 2992 4 56 404241 | 484737
= 1 |CHECK wALYWE 3-12" EUE 4,500 2992 0,55 454737 | 484792
TOC @300 NS 1 |PUP JOIMT 3-12" ELUE MN-80 9.3 LBFT 3500 2992 360 404793 | 455103
1 |DESCARGA 4525 299 1,58 4.85153 | 4.85201
1 |SUBDESCARGA FHOERIX 4625 2992 0,76 485211 | 485287
1 |PUMF UPPER DR1200 CR-CT 71 2tgs 4,000 5 15,14 4.852,87 | 4.869,06
1 |PUMPF CEMTER DM1200 CR-CT 71 2tgs [bypazs clamp #5 4000 s, 15,14 4.869,05 | 4.885,25
1 |PUMP LOWER DR300 CR-CT 37 stas [bupazs clamp #4)) 4,000 Mia, 218 4.585,25 | 4.907,05
1 |INTAKE BOI §7 inc HSN ARZ (bup- 4,000 5 1,00 4.907,06 | 4.905,06
1 |UPPERSEAL LSEFPE-UT 4,000 [E a0z 4.908,06 | 4.518,08
1 |LOWER SEAL LSBPE-LT 4,000 [E a0z 491608 [ 492410
1 |MOTOR Matimus 456 (120 HP £ 2833w 21 A)  [bypass clamp #3 4562 1) 15 46 492410 | 493356
1 |SEMSOR HT-150 type 1 4500 A 187 433956 | 494143
1 |CEMTRALIZADOR { Bottom plug [bypazs clamp #1]] 4500 R 0,28 494143 [ 49471
BHA ESP REDA. Peso neto de la sarta (sin bloque viajero): 153 kibs; - 49 kibs; |45 klbs.  Mazimo OD de
la sarta: $.125" [en el pump sub de la ¥-tool]
OLTIMO TRABAJD: Well service para limpieza con macarroni y cambio de bomba en Enero 2015. Fondo limpi

On OFF tool & 500

- |

-}

Sand control dey

-]

===

EZ CIBP @& 5338"

5344°-5346° [02) CAR "C7-M", CASING GUN BIG HOLE 4-5/8". 12 TPH

554 ZAPATO
5550° TMD T¥D 5503°

[1] Realizo Estimulacion OCA 25/0ctf03
[2) Realizo Gravel pack 13{Dictd
[3) Realizo Gravel pack 16/Dici10

¥TA PACKER @ 5011"

5016" SLIDING SLEEYE 2 718" Perfil X, OPEN , Open down Id 2,313
i [::1-— 5103-51077 [03') CAR "C7A", Power Flow 4621 4-508°, 12 TPP,120060" DicH4M0[3]
5115° Landing Miple 2 708", 1D 2,313", perfil X, UNSEAT

SUMP ¥TA PACKER @ 5122°

¥TA PACKER @ 5226"

[ 5214753177 (02'] CAR "C72", CASING GUN BIG HOLE 4-5/¢~_12 TPP, ABRIL 06/09(1]

DIAGRAMA DE COMPLETAHIENTO
ACTUALIZADOD 16 EHEROD 2015

FECHA CHHPLETAHIENT# AREIL 15 FE 2ER3

FREFARF: ANTFN FANTIITE

Fuente: Cepsa Colombia S.A.
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Figura F2. Completamiento P-4.

CEHEHTIHG DATA

[e3= YOLUME,
- mze canimc mze or SHOE & Ft TOG & GLASS oL GOMMENTS
1 [ 13208 0 SURFACE TeE, P-110 Hi&
UEHE 2T SURFAGE 47, F- 10 19,x
T 5457 470z 2E K55 - ZEEN-20 zd
FERFORATION DATA
EUH JHTEEYAL e | TYRE FE EH COMMENTS |
1 Ge#d-5291 danuary 9th, 05 Carbonera G7-M | 2'x 45087 G5GGUN 1z 2d Abandaon
2 SZET-5ZE0 danuary 10th, 05 CarboneraC7-3 | 2'x 4502 CEGGUN 1z 6 Abandaon
3 SO5T-506E duly Fre, 07 Garbonera G7-# |5 45 s EUH 1 &0 Active - Ope
15T g nr
I8 ol
RER T E;)"’;'\"i BT AL P4 REMARKS
h&‘,’-.—} 1525 wpraial deifl Wollprad bonora Farmation (G7 - A1(5057'-5062")
| "'3&_{;&‘ ki i Current artifitial lifts yrtem: REDAESP
Hy i A SandCankral GravelFack,
WELL TESTING STRING
tem Duxcriptine G| o (g
[Fe)
1 EHF .85 .85
H Tubing Hanqer 0,41 FEFCO HEFM2HF 66
H 3.4%, 9.5, H-60, EUE thq 4.724 50 1d0 473816
4 347, 8,38, H-30, EUE Elooder alve G5 0,5 473,72
5 F" 0 5E, N30, EUE tbq Join 30,85 1 4764957
| 2.4%, 5.3, H-50, EVEGHEEK Valus Fif 0,56 477042
7 20" 0. 3%, H-50, ELIE thg Jnint 0 1 450,35
LR
3 Fup Jaink 2.5, 9.3%, H-50, EUE 3,09 1 440,42
5 Dircharqe Bolton FMP 540 G5, 2.50% 00 .54
#ROEUE " 4 305,00
FUMF SH 2600 GR-CT 1265 TE 538¢5di 100
n FLOY ETHD, 7 1M, M-FH:M 234534 137 441637
PiH:M238534
T#C g 470K
IMTAKE: BOIL 5300540 RLOY 1.12 MG, M-
rrouret 14 Facker @4963,45° il TRMHSH AR, FIH: 155542 e 447,54
FROTECTOR LSEFESL.S40/540. MTEAHL
1 142 IHG, G5, AFL, PAH: 100321425 e 532,26
MOTOR: 562, FO3E DOMINATOR RE-UT,CS
= 40,85, FiH: 2003554 15z R
Sand Cantral Device ADAFTER MOTOR SEMSOR
it FAN: {255 zH 45,09
SENZOR MOT-AT CAUGE ASSY TYFE 1420
| e .
AEATERRD i AFL (A5d6), FAH: 100135945 i 445545
SAEFSZENW L deplh
E2CIBF iRy TESTING DATA
[ INTERTAL DATE FL TE, e LIFTING HETHOD FORHATION
B2Eg-52a1 January 9th, 05 Wi ail il Suabbing Garbonera 7 -M
Sega'-5zat danuary 10th, 05 0 ail 410 Suabbing CarkaneraG7-M
SZET-EZR January 10th, 05 0.6 il &0 Suabbing Garbonera G7-3
BEET-BEii darmary 12-13th, 05 3 Suakking Garbanora 07 -3
7 prmdunline € 5407 SOET'-BiE L Fugueriiee, 07 ang Fuakbing CarkaneraCT-A
191n 290, K55, B, 454 up. BrFl
IR: SAARHBIITR AN ile 2" SR HORL E151" o0 Dkl

Fuente: Cepsa Colombia S.A.
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Figura F3. Completamiento P-5.

ELEYACION DE LA ME3SA 6415
ELEYACION DEL TEREND 624 4"
DESYIACION 2317 @ 2006°
DOG LEGS 3647 @ 100"

[EWAITREE ____ JFEFCo e Jeer ]

SARTA DE BREVESTIMIENTO ¥ TBG
ROSCA on FESO GRADD DESDE | HASTA

ETC 1358 iz F-110 EUP 30

ETC 558" 435 M-30 EUP 263"

HYD T 32-23-26-2 K-55 sUP 5615

ELIE -1t 3,5 M-G0 SLR 45165

DESCRIFCION oD 1D LONG DESDE | HASTA
MEZA ROTARILA 17,10 - 17,10
TUBING HANGER 1-3000" 33 142" ELIE 1062 2,932 0,51 17,10 11,51
JUNT & DETUBING 3-1/2" N-30 2 3.3 LE/FT 4,500 2332 451650 1751 | 455441
Elewder valve Type 5 112" EUE 3RO CE PN 437735 4,500 2150 0,56 455441 [ 453487
Thg 3 W2"EUEN-G03.3% 4,500 2,332 3,25 4.554,37 | 4.566,25
Check Walve Tupe 3 102" EUE SROCE PIN 437750 4,500 2,932 10,56 4 566,25 | 456651
Thg 3 W2"EUEN-G0 3534 4,500 2,332 30,78 456641 [ 4.537,53
Head: Balk on dizcharge PRP Seric 400 Type 3 42" SRDEUETHD § 5378 MtA 0,55 453753 [ 455517
Dizcharge Phoenix Serie 400 Type 3 102" RO EVE THD C2 P 1001] 5500 (71X 0,78 453517 | 4.535,35
Pump Upper Serie 400 3N 2FP3J 03735 Type CR-CT-CE FEH-Z22 § 5500 A 14,18 4,535,395 | 461573
Pump Center Serie 400 T/M 2FP3) 03793 Type CR-CT-CF FEH-ZE 6 5500 FtA 14,73 4E13,73 | 462552
Pump Lower Serie 400 2/N 2FPOC 1306 Type CR-CT-C3 FEH-25 3 5250 S 17,61 462552 | 464613
Intake Seric 400 5/H RESEL 835623 Type CF 5-TRM. 5125 MtA 1,00 4.646,13 11EE
Pratector Upper Seric 400 2/ 3TE3) §33350 Type LEEPE -LUT RLOY £ i2s {8 &40 464713 | 465553
Protector Lower Serie 400 S/M 3CEEK 8355354 Type BPESL 2-LT CE 3] A &40 465553 s dinid
Mator Seric 456 S 0SSR §33353 Type RA-S AS GRE MAXIMLE 5,625 A 20,31 466333 | nuREy
Phocnix Zensor serie 456 SN XT1-24252 Type MOT XT1PN 10046; 4,500 1S 1,57 4. 654,24 j 5 5 5
PES0 DE LA SARTA 50000 ESP SCHLUMBERGER
PACKER QUANTUM & 5133.53°
] — 521T-5213° [2°) CAR "CT-A". CASING GUN 3-5157, 12 TPP, 24 FASE. JAN 1408

X@523d

Daio ARROY ZET PACKER & 3247"

5321°-5326" [03"]) CAR “CT-17, CAZING GUN 4-5/67, 12 TPP, 60" FASE, MAT [

XN @53] i ARROY SET PACKER & 3333°

[ 5414°-5416° [02") CAR “C7-37, CAZING GUN 4-5/57, 12 TPP, 60° FASE, MAT (
413'-5422' [03"] CAR "CT-3", CAZING GUN 4-5/8%, 12 TPP, 40" FASE, MAY

DIAGRAMA DE COMFLETAMIENTD
:_-—-__-"-'_5483'-5486' [03']) CAR “CT MW", CAZING GUN 4-5/8", 12 TPP, 36" FAS ACTUALIZADD MATO Z8 /2018

563 TMD T¥D 5463° FREEFARS: H HACHACHE EETISS. P ARHIESLE

‘ ﬁ L 561 ZAPATO FLOTADOR FECHA CHHFLETAHIENTS HATS I3 BE ZENI

Fuente: Cepsa Colombia S.A.
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Figura F4. Completamiento P-6.

ETEVACION DE LA WESA [T5R
ELEYACION DEL TEREND 624 4"
DES¥IACION 2217 @ 1786
DOG LEGS 3.62° & 100"

SARTA DE REVESTIMIENTO ¥ TEG
JTS | ROSCA oD PESD GRADD DESDE | HASTA
1 ETC [FETE B [ SUP i
5 ETC 35" 435 M-&0 SUP 257
45 HYD ™ 23 K-55 FUR 1363
13 307 0 30 100 HYD ™ 23 K-55 1963 SHE0
163 EUE e 33 M-50 FUR 4350
aT DE3ZCRIPCION oD [[1] LONG DESDE HASTA
MEZA ROTARIA 1710 - 1710
45T 25T {1 |TUBING HAMGER 1-3000" x 3 #/2" ELE 1062 24982 0,51 17,10 7
162 | JUNTADETUEING 3-102" M-50x 3.5 LE/FT 4,500 2,332 433253 17,31 4.350,44
1 DRAIN WALVE, 3.3%, 3-112" EUE 4,500 2,332 054 435044 4.350,35
1 JUMTA DE TUEBIMG 3-102" M-50 < 3.3 LB/FT 3,500 2332 23,mM 4,350,398 4.360,63
1 1 | CHECK ¥ALWE 3-112" EUE 4,500 2,332 055 | 438063 4. 351,22
2 | JJNTADETUEBIMG 3-102" M-30x 3.5 LE/FT 3500 2,332 3287 4.351,22 501313
1 Dizcharge Head PRP, 400, ©F, 5 42" ELE SRD 4,625 [T 053 501373 5.014,35
1 Dizcharge Phoenix Pressure Sub ASET: Reda 400, AFL, 4140 4,625 i [ 501438 501512
1 Pump Upper SN 2FPIE16241, PNI0OTTIZ2T Serie 400, 142 5TG; 4,158 L5 14,75 5.015,12 5.023,30
1 |Pump Lower SM 2FPA14T34, PMADOTTII05, Seric 400, 115 5TG; 4,135 MIA 137 | 502330 5.04187
1 216':‘0[2:'1:;'3Z:dsw:;.as'alin?cs,lf;-'crzm,AFL,Anz,Nmsr; 4,000 e HBE
= 1 |Iatake BOI 400/400 CE, 87 INC S-TRM HSN ARZ; 4000 WAl 100 mmzsx| s043.23
I ::::;:2;:“:?“ EPESL-ILT 4001456 NTE/HL, STINCE2S, CF, 4,000 i s.04 5.049.23 5.057.27
1 Pratectar Lower LEEPE-UT 400000, ETINCE2E, CE, AFL, M-TRM 4,000 1Y &,05 505727 506530
. gg;ﬁii1;;}';;2'2%':";“”3'R“'S'CS'M'TRM'hS'hFL'HB' 4,560 M| 2B0T| 506530 5.032,07
1 Sensor baze gauge Phaoeni XT TYPE 1 4,560 [T 167 509207 5.093,34

En ¢l EBEZ quedaron & Mid joints, en |3 sarta 162 Orverconplings y 163 mid joists - Total 171 mid joists.
Peso sartaz 62 [wp] ! 55 [dows] ! 60 [sentro] Klbs_

ZAND CTRL DEYICE

5236°-5240°

I -TEal

EZ CIBP & 5453°
5504°-5507" [03") CT M"~, Czg GUN 4-5/87, 12 TPP, 36" FASE, MAT

EZ CIBP & 5517°

S660° ZAPATO FLOTAD
S661"TMD TYD 5464°

(1) REALIZD EETIMULACION MATRICIAL, ENEMD
[ REALIZO HRWP CON SLB JUN 1072013

PACKER BUANTUM & 5185.50"

[4) CT-A", Recaikoned Czg Gun 4 1/2™ Power Jet 4512, HMX & SPF 135145 phase. JUN 08201
L J%wI-A , L5g UuE % 300 FOWET TIOW 4021, TMA I 3FT 12000 pRASe

4517 MMIY R €0F 1925085 nkara  lma BRIIO1T

EZ CIEP & 5300

ARROYW SET 1X @ 5372°. JUN 08!
BLANKING LUG & 5376 TBG
S441°-5445° [04") CAR “CT-37, CASING GUN 4-518%, 12 TPP, 48" FASE. MAY

DIAGRAHA DE COHFLETAHIEHTO
ACTUALIZADD JUH 1T /2813

FECHA CHHFLETAHIERT
FREFARS: LANES NERNANBEZ

1 BEZENY
EETISE. HEITES HACHAC SN

Fuente: Cepsa Colombia S.A.
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Figura F5. Completamiento P-7ST.

CASING SIZE
122047 8 20"
1k, T2 110,

1E, 250" rpe sial drift

HOLE S1ZE

4 501" 258"
SJT, 4358, Hs0

1T 102"

3

1Z 1=

TOC £ 4498

EZCIEF @045 kbq

E2 CIEF @524 tha

clsg SHOE & ToCE CLASS "0;5”5' COMMENTS
12244 ) SURFACE TE®, P10 HeR
a5 ZEE SURFACE A3 58, H-30 05
T 500 4521 29, H-55 224, H-55 F
FERFORATION DATA
EilH JHIERYAL DETE FORHATION ZIZE TiEE FF EHZ JcoH
1 BEeE-5EE July ek, 05 Farbanera GT 10 454 CEGGUN I 120 | Abandon
H 5075-50410 Octobor 034,07 FarbaneraGT 2 d 5" GSGGUN i 24 [frctive- Opo
REMARKS

Current arti

ki alliferyrtem: REDAESF

Wellro- perfaratod producing fram Garbanera Farmation (57-A 1 (5OTE-5050°)

E07'-F0F0 WL depth

| 5282'-5292"WLdopth

- 55

Gk 298, K-55- dEjkr 238

WELL TESTIHG STRING
Lenath Hudel P Juind
(Fiasd
FiKE: i w0
1 EHF 15,20 15,20
B TUBINEHAHGER: 81 1507
H 4%, 9,34, H-40,EUE ubing 480403 157 420,25
4 ELEEDER VALYE 4 EUE4RD X 420
H 4%, 9.3, H-40, EUE kubing 2240 1 433,24
i CHECK NALUE 2.1 EUIE $RD 56 4z, TY
7 4%, 9,34, H-40,EUE ubing 2,47 1 756,24
EOLT OHDIS CHARGE FME 400, £S5,
B 5 5000 SRR ELE [T a6
FUMF:DH00 CR-CT 219 STG 0040
# l1zovsutHo, seMan,s-TRM HSH, eS| THER A,
INTAKE: B0, 4001400 G557 ING, 5-
10 TRM,HEH ARZ 1,00 d%55,4d
mn AUAF TER: =M TR QU FEU 2qY, 05 d36,77
FROTECTOR: BFESL, 540540,
1z HTEVETE, 116 MO, &5, AFL #92 94,70
MOTOR: 56,5, FO52 DOMINATOR Ra-
1 REND A M 10 a0z, 40
MO 5ALGE AS5Y THFE 1420 AFL
1 e Tyve 0 142 490,22
TESTIHG DATA
IMTERYAL DATE FLUID IH“EI BPFD LIFTIHG HETHOD FORMATION
[E— July 12th, 05 $00m 334 Suabbing CarbaneraCT-%
[ ctabor Zrd-dth,0 iz Suabbing Garbanera G- 4

Fuente: Cepsa Colombia S.A.
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Figura F6. Completamiento P-8.

ELE¥ACION DE LA MESA 6546
ELEYACION DEL TEREND £37.%°
DESYIACION 28,19 @2026"
DO0G LEGS 363 M00°

>
SARTA DE REVESTIMIENTO ¥ TBG
JT5 | ROSCA 0D PESO | GRADD | DESDE | HASTA

1 ETC R 72 P-H0 SUR W

5 ETC 618" 435 120 SUR 255

13 3187 @ 3 M5 | sRO-ETC [ 2323 55 SUR 5748

163 EUE 302" 10,3 P11 SUP 4334
aT DESCRIPCION oD D LONG | DESDE |HASTA
MESA ROTARIA 1710 - 17.10
35187 @ 255 1| TUBING HANGER 1-3000" ¥ 3 2" EUE Toe[ 2w 0,83 7.0 17,93
163 | JUMT A DE TUBIMG 3-#2° P-110 % 10.3 LEIF T, CS HYDRILL 4,500 2992 499459 1793 | Gozez
— 1 |DRAINYALYE, 334, 342" ELE 4438 1A, 0ge | sozez| smae
1 [JUNTAS DE TUBING 312" M-80 4 9.3 LEHFT 4500 zam 28 EO1418 | 504446
1 |CHECK waLYE 312" EUE 4438 ) 056 | G0dddE | 504502
1 [JUNTADE TUBING 3-2" 1-80 4 9.3 LEAFT 4500( 2992 oo | B04502 | BoTEDZ
i 1 |HEAD DISCHARGE 5,250 3 05a | some0z | soTes0
H 1 |PUMP UPPER SN 23P9G 03303 PN 100302556 SE000N 66 STG 5525 ) 753 BoTes0 | S0a4i3
| | 1 |PUMP LOWER SN 23P3J 32272 PAN 100302555 S6000N 66 STG 5,625 1A, 75|  B0s1z| BMmes
= 1 |INTAKE RDS0H 10004302 PIN 1242320 5,250 ) 110 566 | SEEEE
| |PROTECTOR UPFER S 3FPOC-11330 PN Fi04540C 5,375 ) .34 sH276 | 512170
1 |PROTECTORLOWER St 3FFOC-11823 PN RO4540C 5,375 1A, 8,34 121,70 | 513064
1 |MOTOR, 450HP, 735 AMP, 3675 YOLT SN HPIE24554 PN 2008 5,525 ) 20| BI0E4 | Bie4sd
| |ADADTER PN 1250034 5563 ) 32| sledad| ST
1 |SEMSOR SIN SMEHEISNGZE35 PIN 100676047 AG 4438 1A, 137 GIETIE | EEEEE

ESF REDA_SLB. ¥S5: 60453150 Kibs, MID JOINT EN EQUIFD ESF: 3; MID JOINT EN LA TUBERIA: 162,

On-off 231" X @ 524

5543°-5551" (08") CAR " C7-3", CASING GUN 4-5/4", 12 TPP, 96 FASE,
5551°-55527 (01') CAR “C7-3". CASING GUN 4-5/4~, 12 TPP, 12 FASE, A

574 ZAPATO FLOTADOR
574 TMD Tv¥D 5463°

ARROW SET PACKER -1X @ 52438

On-off 2,31 XN @ 5 PACKER ARRDW SET 1X @ 5376"

5327>-5333 (06") CAR "C7-A", CASING GUN 4-5/87, 12 TPP, 144 FASE. AGO 0! Corrected @ 03-Jul-2014. Before 5527°-5533"
5337°-5343 (06") CAR "C7-A", CASING GUN 4-5/87, 12 TPP, 144 FASE. AGO 0! Corrected @ 03-Jul-2014. Before 5537-5343"

DIAGRAMA DE COMPLETAMIENTO
ACTUALIZADD OCTUBRE 3112013

FECHA COMPLETAMIENTO AGOSTO #1 DE 2085

FREPARO: H.HACHAC OH |RE|ISO. F.ARHIROLA

Fuente: Cepsa Colombia S.A.
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Figura F7. Completamiento P-9.

REB 3]
COMPOHEHTE ) FIH SIH P
TURIHG HEAD ADAFTER rEFCo
FENETRAEOR rEFCH 7
HASTER VALVE rEFCo S
STUDDED CRo3E rerco :
FLOV W ING YALYE PEPCH
KILLWIHG YALVE
CHOKE VALVE -
Tl AR VALVE rEFCo L
TREE CAF FEFCH 140071402 TC [FIHD): [T
T I TYD]: 5574
R DE R 0 B
JTS RO5CA O (in) Lin) DRIFT (i) &R ADOD DESDE HASTA T
L 3 ETC 13 308" 12,259 133 k=55 EUF FA0 EUFERFICIE
= 175 ETC 5 #5499 d3,5 H=50 SUF BOEE FETO
1.5 ELIE el [ ZEET a2 H-0 SUF 5154 -
or DESCRIFCIOH O (i 1 fin) LOHE [Fr) DESDE HASTA
1 MEZAROTARIA i7,z0 17,20
1 |TUEING HAMGEF 115 = /2" 1 Z,992 0,93 17,20 e
i LAMDING JOIMT 2 142" ELIE 45 2,992 0,43 15,13 EEX-1Y
H FUF JOIMT 2 1¢2" EUE HED 45 2,992 14,15 4,56 EE, T
165 | TUEERIAZ 112" EVE 9.3 ¥ HED 4,5 2,995 5.092,04 56,71 5.15%,75
1 FUF JOINT 3 1¢2" EUE 9.3 HE0 4,5 2,995 4,12 5.15%,75 BAEZ,ET
1 FTOOLZ 12" B E TAE", Inrkrument £305%, Elanking plug 2 T3, 2,36 00, FH1,75" 2,998 5,00 G162, ET EAET ET
i FUF JOINT X142  EUE4.3E HED 4.5 2992 4,19 GAET ET 5.1ATZ, 0%
1 |GHECKYALVEZ 142" 4.5 Hi& 1,55 517,06 5A7E,61
i FUF JOINT 2 1/2" EUE4. 22 HED 4.5 2,992 d,14 EATE, 51 5.17%,T5
1 HEAD: EOLT OH DISCGHARGE FME, 540,05, 2.50 a0 RO EUE 5,25 Hid 0,58 5.176,75 5A77,3F
1 DISCHARGE PRESSURE SUE ASSY REDA 523 AEL T T #5 0D 7.53"1 53758 Hid 0,7z ER )] 5.17%,05
y ?::TPs:ﬁr:'ﬂONGH-GTTGSTG S32dE404d0 S ETHD, 100 INC 315, 2-TRM, HSH, ARZ, 52TE HiA 0z 572,05 EAan e
1 I'H"lﬁKE: Bf:;:::'f‘. CS1.1% INC, MTRM, HSH, ARZ-55 [Clamp 5.25 HIA 147 518238 513855
FROTECTOR: MAKIMUS, LEEFE, 5d0¢5d0, HTE/HL, 11#INC £25, C=, AFL, M-TRHM,
T | FACTSHIM, MARJOINT 5,125 Héd 5,01 5.144,55 520,46
y PRDTEGTDH:M&HIMUS,LSBPB,EdOFEdD,HTBHHL,|.13|Nli€~:.:,5l::.Sl,ﬁFL,M-TRM, 5425 HiA .01 5.20de 521737
MOTOR: 562, £, FO45, MARIMUS, RA-3, G5, 5-TRM, A5, AFLAS, KTE, GRE, MARJOINT
1 luoHpt0damptTEbal] [Clamp 2 sxrs muar 0B 73377 || 552F e 1are EnE 523716
i EASE GAUGE:HTAEO TYFEL, WITOH/AFLAS 4.5 Hi& 1,37 5T, 16 E.2349,0F
1 EQTTOMPLUG [Clamp 1 0D $.137""] 5375 Hid 0,35 5.2%4 0% 5.E3a %E
or DESCRIFCION o [is 1D fin]) LOME [Ft) DESDE HASTA
MESAROTARIA i7,z0 17,20
1 TUEIMG HAMGER 115 = 142" 1 2,992 09z 17,20 15,13
1 LAMDING JOIMT 142" EUE 5 2,998 F0,dE 13,13 o3 56
2 FUFJOIMT 3 1¢2" ELE HE0 35 2,992 15,15 45,56 EE,T1
165 | TUEEFIA S 142" ELUE 9.3& HE0 5 2,998 5.049z,0d EE,T1 5.15%, 76
1 FUP JOIMT 2 4¢2" EUE 9.2 HED 35 2,992 4,12 515475 EALTET
1 FTOOLZ12" HE T Hid T GARZET 571,49
1 Irrtrument bube 2 3050 Z-3E" HéA 10,00 517,49 543144
1 Irorbrumentkube 23080 Z-3E" Hid 19,42 5.1¥1,49 5.zn0,a1
1 Irrtrument kube 23050 il Hid 13,54 5.z00,41 5.zz0d5
1 Irrtrument bube 2 305 2-3fE" HiA 19,55 5.220,45 S.2d0,00
1 Enkry iGuide -3t Hid 055 5.2di i 5.Zdil kS
FLETAMIENT O INFERIOH
T PESCRIFCION 0 [is 1D fin]) LOME [Ft) DESDE HASTA
1 ¥TA PACKER 3 5/3" 3.+ EORE UPFER 200 5,000 2,51 5366, T2 5364923
1 ¥ThA PACKER 3 5/3"° 3,1% EORE LOWER %, 200 5,000 2,90 5.3%9,23 BITHIZ
1 UFFER CASING ERT. & 545" LTGFIHN-FIH EEES 5,53d 2,29 5.373,1% 5.376,dE
1 MGS CLOSING SLEEVE 3,%5" BORE T.2ED 5000 5.1 537542 S.3E043
1 LOWEFR CASING ERT. & 543" LTGFIH-FIH EEES 5,53d 17,0 5.3%0,d% 5.347,dd
1 SHEAR JOINT 542" LTC FOR donnod T.2%0 4,75% 2,05 5.297,44 5.399,49
1 ELANKEFIFESE" LTC do F 10 20F 5,500 d4,77% Fi,60 5.3ag,d% E.dEn s
1 H-OVER F1/Z"LTCEQHNEWZ"ETGFIN &090 4,000 0,13 5.4%0,09 S.da0, 32
1 Frmax Sereene B2 ETCITE MICROMES SLOT £, 140 d4, 592 FE4F F.d¥0,ET 551926
1 H-ONER SV ETC EOR BEIFE"LTGFIN E040 o, 000 0,53 5.519,25 5.520,0%
1 LOCATORE,"LTC EORd 142" HUFIN £,110 3EE0 1,40 5.5Z0,08 5.5Z1d%
1 MOLDED SEAL UHITS" d4¢z" HU 5,076 3,550 0,00 5.521,d%
1 MULE SHOE 5" 4 4/2 HU B3 4,96 3,350 0,00 5.5e1 4%
1 SUHF FACKER
1 EZ CIBF
1 CUANTUM PACKER
1 SUHF FACKER
PERFORAD
ARENS] THRE IFI] CAEGAT FASE 1°] FECHA
&T-a SdgE Sd9d ‘ 4505 CASING GUH - 1z 1Z0iED- Zzeadznng
4505 FOWERFLOW 013 - L3 1Z0iED- 194042010
CT-3 Xy Xl ] 4505 CASING GUH - 1z 1Z0dED- NEADG I Z00E
Fuente: Cepsa Colombia S.A.
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Figura F8. Completamiento P-10.

Ruantum Phr @557 FeRT

GENT-BE11feRT CT-3
GE12-BE12 FeRT CT-3

Sump Fazker ®EEZIFLRT

E2 Biridqo Plug 56351 RT

GEdn-FiddfeRT CT-H

TD {ix HD) & 424 Fx RT
TD (ft TTD1 & 5633 Ft BT

i DIAGRAHA DE COMPLETAHIENTO I AZIMUTHI I 73 |
[ _Mi' ACTUALIZAD 2E-aq0-16
PREPARD:  [LARTEAGA-J.O(&2 1 Forcade BlankinaFlug | ¢ 1" Fapen |
REVISD: { Fullir g tool: | TR T |
0L DE PROD 0 [ FerorararubicndaiKlbl | i |
COHFOHENTE TIF O [T =i [ Farsbingus viaferaFlbn | F |
TUEING HEAD AL AF TE Wi Taolr T 308 5000 pri
FENETRADOR el THGIF -3 000 Canduit GHEE W09 | CON-GWEE W midiminkr: I
MAZTER MALVE W Taole ELEREI FONSENIIZ W overzaupling 13
ETUDDED CROSE P& Toolr TopEottam 2 1#3"-2M; Outletr 3 105" 3M x 2 114" 5| ZOROZNN Tipode Cable EEF. FLAT#4d.5KY
FLOW WIHGWALYE [ 3" 3000 00BN £d Lonqitud Gable ESP (Fr) 500
KILL WIHG WALVE WA Tanlr 2 16" SO0 pri K24 Capilar ESP [Ft] Ho
CHOKE PALVE A Taolr EXIEREI 243 HEragslaner e BHA [
SWAE TALVE Wy Tanlr S 5 SO0 Z009E005E
TREE :&F WA Teole 348" 3000 pri - 2102 ELIE 67T Ultima Fonda(Ft): Biiz5
Suinrtald on Aqorta-2016 Fanetra duit GYE; birqh 4o W-Taols. ]
Emgralme MLE - Gablo plano #4.2 4990 Fe-RT. Gallar latadar (F1): a
Empalme 2able - 2able plana $4.a FE0F-FT. ZapatnFlatader [Fr): 5472
OBSERYACIOHES: TD (FtMD): Gizd
Anilla delblankingpluq o la ¥-taal: 254" TOQF T 5645
Ultima fondo e nzantradn a54 32,5 fe-RT - Slick Line - Aqarta 2016
ARTA DE R 0
ars | Rosca 0D (in) 10 (i) DRIFT {in} PESO | crano DESDE [t RT] HASTALFT | Ghr rrrRTy
lksiir) RT]
] BTG TR 15418 1LE54 i [T EUFERFIGIE EE] SUF
132 ETC 95¢5" 3,755 3,599 435 H-g0 SUFERFIZIE 5340 4340
14 ETE i 6184 4,054 ) F-ili 4355 573 5300
- = SUPERFIGIE -
L1 DESCRIPCION i i |_DESDE HASTH
MeraFiotaria 17,5 - 17,50
1 |Tubinghanqor 11°-5000 23442 EUE 11,00 & 492 [ 17,50 15,38
1 [Landinaimint 2142 EUE, 9.3 H-20,RZ 4,5 X 3 3 4,85
46| Tubinqjoint3 " ELIE, 4 38 -0, R 4500 I 499547 a4t | 50RdE
1 [Pupinint 2 /27 EUE, 2,22 M-20,F2 4,5 X 3,45 03443 | B0BE3E
1 [¥-Blnck 3 1/" EUE 2 4" For 3544 FEF G0, [<ouling debajn ol hombro, 00 - §.507] 7427 &0 4,99 503528 | 5037
1 [Pupinint 3 /27 EUE, 238 N-50,F2 A5 982 44 504337 | 0477
1 [Checkvales 12" SROS000FSLFANTTITE 4,500 HiA 1,55 504747 | 5.045,0E
1 [Pupisint 31/27EUE, 9,38 H-80,Rz A5 2992 44 5.0d,0E | 505214
1 |DercarqaPMP 3-12 $RD EVE. AN 194331 5,250 HiA 0,73 505204 | 505247
1 |DercarqaFrecién FHINEAIE 5315 HiA 054 505847 | 505345
1 |Bombalppor SHE0D GREET 2 STRASIH 29PEH d4005 FIH 1245675 5,800 HiA 744 505545 | Ea611d
EombaLouer SH2E00 CRIET €3 STE.SANESFERU4 EFHAZAS 3T
1 | {By-parr clamp & 5 antre bumbalawe r  uppar, OB~ 5/575° 550 Hta o BAELM ) BOTOEE
ks EOI548 C5. SIM RDPCH ZFIN 1042722
Ha
1 | [By-parr clamp & 4 sntrs of int2kF 1o bumba laber, 00 - +.375" ] 5258 1 507023 | EEIR
Intaks @EOTH feRT 1 [Zellabpper. Maximur LSEFE. SPHBFFEH 44004 FINTUGSHETE 5375 HiA e 507441 | 506034
SollaLauer, Maximur LSEPE, 5/H3FFEH 44003 FH 100391373
U | Bypare clamp 3 entrasellon, 00231271 53T it b el Mt
Matar Mazimur. 150Hg, 2345 Valt, 354 Amg. - FA=S GE. SIH HPE G362, FAH 10037350
1 5525 HEA naz 503927 [ 500070
[E-pars clamp # 2 entre ol matar ; elrollaloger, 0 - 3.3127]
1 [SenrarPhacni: AT tipal, SAH 1SHOTTTZ. FIN 100676047 4,5 it 137 4000 | 5A0EET
1 Eottom plug [By-parr zlamp # 1entre bottom plug yrenror, 00 - £.3757] [ Er Hi& [l Ei0z57 | 50z 7%
21 DESCRIFCIOH i 1D {in} LONG [f5]
Limer Tuw 7% & 5436 F| 1 [V-bool 3 102"52 457 N-302 9.2 1P Fapen TAET £ 499 503533 542,37
1 [Extenrionrub telorstipica 2,375 2,44 200 504337 50, 3T
1| Seccifindoinstrum ent tube £ 74" Fior ca ACHE 2,275 FXIN 14,40 5ild6, 37 Sike 17
1| Seccifindeing trament tube £-7#" Fiar ca ACME 2,375 &d4° 18,76 5066, 17 503593
TOG @ 5200 iRT 1| Zesciinde instrument tube £-78" Fior c3 ACHE 2375 44 14,70 545,93 505,63
il ; FXTH
Ou OFF & 5421 Ft RT 0
AREM INTERYAL Praductina | AbisrtalCarr
SAHD CONTROL
o | TORE (Fed | FOHDO (i) | 00 Carqar xal Py - FECHA
71 5514 5520 3 $2rpfPauer Flou 4621 Stim Fack SE0°HPROFILEZ 3" 5511 Abiorta UZHEZ0Y
Guantum Phe @5424reRT | 673 547 5ii d {2rpFPouer Flou diE HighFate WaterPack | SettingHigple 231" porfil i 553 fbisrta WA
o3 5613 5613 5 f2rpfPauer Flou 4621 Stim Fack Setting Mipple 2.31° porfil iH 5531 Abicrta Tzt
55D @ 554 Ft RT 71 5hdil Sidd ] $2spFPouer Jot d512 Hi& HiA Hed Hia 20!10;2014
SED Opan Duun
55145520 fkRT €7-1
Satting Hippls & 5531 Ft RT

Fuente: Cepsa Colombia S.A.
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