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GLOSARIO

AGA: American Gas Association (Asociacibn Americana de Gas)

AGUA DE INYECCION: segun el glosario virtual de la compaiiia Schlumberger es
un tipo de agua inyectada en el yacimiento para presurizar y desplazar
hidrocarburos a pozos productores. El agua de inyeccion también se utiliza en
operaciones de almacenamiento de agua en ubicaciones maritimas y remotas con
restricciones econémicas y ambientales.

API: American Petroleum Institute (Instituto Americano del Petréleo)

ARCILLA: particula mineral de grano menor a 1/256 mm. También puede tomarse
como un tipo de mineral dentro del grupo de los filosilicatos.?

ARENISCA: roca sedimentaria consolidada de origen Clastico y textura detritica en
la que el tamafio de grano varia entre 0.062-2 mm. Al ser la silice el material mas
perdurable por su resistencia mecanica y quimica, la mayor parte de ellas estan
mayoritariamente compuestas por granos siliceos. Se compone principalmente de
Feldespatos y cuarzo.?

BARRIL DE PETROLEO: se refiere a una unidad de volumen, que se utiliza
generalmente para medir cantidades de hidrocarburos liquidos, consta de cuarenta
y dos (42) galones para el sistema americano de unidades. Este volumen es
reportado generalmente a condiciones estandar de presion y temperatura (60°F y
una (1) atmosfera de presion absoluta).

BSW: se refiere al porcentaje de agua y sedimentos que estan contenidos en los
hidrocarburos.

BUILDER CMG: segun la comparfia Computer Modelling Group, el preprocesador
Builder simplifica la creacion de modelos de simulacion al proporcionar un marco
para la integracion de datos y la gestion del flujo de trabajo entre IMEX, GEM,
STARS vy fuentes de datos externas. Este, es necesario para adecuar la data
necesaria para posteriormente generar un modelo de simulacion.

CAMPO PETROLERO: area geografica en la que un numero de pozos de petroleo
y gas producen de una misma reserva probada. Un campo puede referirse
Unicamente a un area superficial o a formaciones subterraneas. Un campo sencillo
puede tener reservas separadas a diferentes profundidades. Complejo Término
utilizado.3

1 SCHLUMBERGER. Arcilla. Oil Field Glossary en linea], 2018 [revisado 19 de noviembre 2018].
Disponible en Internet: https://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/s/arcilla.aspx.

2 Op. Cit. MANRIQUE, Jesus. p. 36

3 SENER. GLOSARIO DE TERMINOS PETROLEROS. Secretaria de Energia de Mexico[en linea],

2015 [revisado 19 de noviembre 2018]. Disponible en Internet:
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COMPRESIBILIDAD: es una propiedad que tienen todos los cuerpos, la cual
genera que estos disminuyan su volumen al someterlos a distintas condiciones de
presion o compresion manteniendo constante otros parametros.

CONCORDANTE: serie de estratos que representan un periodo de sedimentacion
contindo.

CONTINUIDAD DE LAS PROPIEDADES DE LA ROCA: en todo caso de
simulacion es necesario tener en cuenta en relacion con la permeabilidad y la
continuidad vertical.

CORRELACION: es toda relacion generada a partir de ensayos y por métodos
empiricos que permiten identificar y generar variables para calcular sus valores.

CUENCA SEDIMENTARIA: una depresion de la corteza terrestre, formada por la
actividad tectonica de las placas, en la que se acumulan sedimentos. La persistencia
de la depositacion puede producir un grado adicional de depresion o subsidencia.
Las cuencas sedimentarias, o simplemente cuencas, pueden tener forma de cubeta
o de fosa alargada. Si las rocas ricas generadoras de hidrocarburos se combinan
con condiciones adecuadas de profundidad y duracion de sepultamiento, pueden
generarse hidrocarburos en la cuenca.*

DANO (SKIN): reduccién de la capacidad que tiene naturalmente un yacimiento
para producir los fluidos presentes en él, puede generarse por una disminucion de
la porosidad o de la permeabilidad, o de ambos. Puede presentarse cerca de la cara
del pozo o ser profundo en la roca.

DISCORDANCIA: una superficie geoldgica que separa las rocas mas antiguas de
las rocas mas modernas, es cualquier periodo de tiempo en el cual no se genero
una depositaciéon de sedimentos.®

EMPUJE POR AGUA: los yacimientos con empuje de agua, son aquellos que
tienen una conexion hidraulica entre el yacimiento y una roca porosa saturada con
agua, el cual se denomina acuifero.

ESPESOR NETO: resultado de restar al espesor total de todas aquellas porciones
de la roca que no tienen posibilidades de producir hidrocarburos

https://mww.gob.mx/cms/uploads/attachment/file/8317/GLOSARIO_DE_TERMINOS_PETROLERO
S_2015.pdf.

4 SCHLUMBERGER. Cuenca Sedimentaria.Oil Field Glossary en linea], 2018 [revisado 19 de
noviembre 2018]. Disponible en Internet:
https://www.glossary.oilfield.sIb.com/es/Terms/s/sedimentary_basin.aspx

5 Ibid. https://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/u/unconformity.aspx
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ESPESOR: es la medida de una capa o de un estrato sedimentario en forma
perpendicular a su extension lateral, presumiendo la existencia de depositacion
sobre una superficie horizontal.®

ESTRATIGRAFIA: es larama de la geologia que trata del estudio e interpretacion
de lasrocas sedimentarias, metamorficas y volcanicas estratificadas, y de la
identificacion, descripcidon, secuencia, tanto vertical como horizontal, cartografia y
correlacion de las unidades estratificadas de rocas.’

EXPLORACION: actividad o conjunto de actividades que se valen de métodos
directos, incluyendo la perforacion de pozos, encaminadas a la identificacion,
descubrimiento y evaluacion de Hidrocarburos en el Subsuelo, en un area definida.®

FACTOR DE RECOBRO: es la cantidad recuperable de petréleo existente en un
yacimiento, normalmente es expresado como un porcentaje.

FALLA NORMAL: es una falla con desplazamiento vertical en el cual el bloque de
techo se desplaza hacia abajo en relacion con el bloque de muro®.

FALLA: una falla es una grieta en la corteza terrestre. Generalmente, las fallas
estan asociadas con, o forman, los limites entre las placas tectdnicas de la Tierra.1°

GEM CMG: segun la compafia CMG (Computer Modelling Group) el software
preprocesador GEM es un simulador de yacimientos que se rige mediante la
ecuacion de estado y es lider en el mundo para el modelado de yacimientos
composicionales, quimicos y no convencionales.

GEOLOGIA DEL PETROLEO: es una aplicacion especializada de la geologia que
estudia todos los aspectos relacionados con la formacién de yacimientos
petroliferos y su prospeccion.

GRAVEDAD API: es la clasificacidon que se le da a los hidrocarburos, segun su
densidad relativa y su calidad. Esta clasificacion fue creada por el American
Petroleum Institute.

HIDROCARBURO: es un compuesto organico el cual esta constituido por la mezcla
de carbonos e hidrégenos, contando también, con distintas sustancias que los
acompafan o que se derivan de estos.

6 Ibid. https://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/b/bed_thickness.aspx?p=1

7 Ibid. https://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/s/stratigraphy.aspx

8 RUSSELL, RANDY. Exploracion Petrolera. Ventanas al universo [en linea], 19 de Enero de 2010
[revisado 19 de noviembre 2018]. Disponible en Internet:
https://www.windows2universe.org/earth/geology/fault.html&lang=sp

9 Op. Cit. SENER. Disponible en:
https://mww.gob.mx/cms/uploads/attachment/file/8317/GLOSARIO_DE_TERMINOS_PETROLERO
S_2015.pdf

10 |bid. https://www.windows2universe.org/earth/geology/fault.html&lang=sp
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HUMECTABILIDAD: es una propiedad importante en un yacimiento, debido a que
afecta el comportamiento capilar y el del desplazamiento de los fluidos en la roca.
En otras palabras, la humectabilidad es la tendencia que tiene un fluido miscible en
presencia de otro fluido miscible a adherirse a la roca.

INYECCION ALTERNADA DE AGUA Y GAS (WAG): es un proceso de
recuperacion mejorada de petréleo, el cual consiste en inyectar agua y gas durante
distintos periodos de tiempo para lograr aumentar el factor de recobro de un
reservorio.

KEROGENO: es el constituyente organico de las rocas sedimentarias, no soluble
en solventes organicos comunes, es solido y resulta de la alteracion diagénetica de
la materia organica. Suele dividirse en Kerdgeno tipo |, Kerégeno tipo Il y Ker6geno
tipo lll, los cuales se caracterizan dependiendo de su contenido de hidrocarburos y
oxigeno. Siendo el tipo | el de mas alto contenido de hidrocarburos y mas bajo
contenido de oxigeno.

LIMOLITA: roca sedimentaria, su textura es de grano muy fino de diversos
minerales. El tamafio del grano esta entre 0.0086-0.0036 mm. Se compone
principalmente de 6xido de hierro, cuarzo, calcita entre otros. Este tipo de rocas son
el producto de la compactacion de sedimentos compuestos por particulas, que por
su tamafio, se encuentra en un rango intermedio entre las arcillas y las arenas. 1!

LITOLOGIA: es toda la naturaleza macroscopica del contenido mineral, la
granulometria, la textura y el color de las rocas

LUTITA: es una roca sedimentaria de origen detritico compuesta por particulas del
tamano de la arcilla tienden a ser plasticas y el tamafio de grano es menor a 1/256
mm .Su compone de feldespatos y mica principalmente.*?

MALLA DE SIMULACION: es una aproximacion numérica que consiste en dividir
en un nuamero finito de unidades de volumen discretas (celdas) un yacimiento, lo
cual permite modelar las estructuras y propiedades presentes en el mismo.

MARCO GEOLOGICO: es un resumen de la geologia presente en un lugar en
especifico en el cual se incluye la estratigrafia, las rocas presentes en el area de
estudio. Se puede hacer de manera regional o puntual dependiendo de la escala en
la que se esté trabajando.

MIGRACION: término utilizado en exploracion para denominar al movimiento que
sufre el aceite, del lugar donde se formé hasta la roca almacenadora o trampa.*?

11 Op. Cit. MANRIQUE, Jesus p. 36

12 Op. Cit. MANRIQUE, Jesus. p. 36

13 RACEFN. Glosario de Geologia. Real Academia de Ciencias exactas [en linea], 26 de enero
2010 [revisado 19 de noviembre 2018]. Disponible en Internet:
https://www.ugr.es/~agcasco/personal/rac_geologia/rac.htm
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MISCIBILIDAD: propiedad que tienen los fluidos, trata de la habilidad que tienen
dos o0 mas fluidos para mezclarse entre si.

MOVILIDAD: es la facilidad con la cual un fluido se mueve en el yacimiento. Se
calcula como la relacion entre la permeabilidad efectiva de la roca a un fluido y la
viscosidad de éste.

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

PROYECTO PILOTO: es aquél proyecto que se lleva a cabo en un pequefio sector
representativo de un yacimiento, en donde se efectlan pruebas similares a las que
se llevarian a cabo en toda el &rea del yacimiento. El objetivo es recabar informacién
y/o obtener resultados que puedan ser utilizados como base de estudios
convencionales o de simulacién matematica de todo el yacimiento.®®

REFINERIA: planta industrial que tiene como objetivo la refinacion y separacion de
distintos componentes y derivados de los hidrocarburos.

SISTEMA PETROLIFERO: son todos componentes geoldgicos y los procesos
necesarios para generar, migrar y almacenar hidrocarburos; esto incluye una roca
generadora madura, un trayecto de migracion, una roca yacimiento, una trampa y
un sello.t®

SUPRAYACENTE: se extiende por encima de una superficie geoldgica.

TRAMPA ESTRATIGRAFICA: una variedad de contenedor geolégico sellado con
capacidad para retener hidrocarburos, formado por los cambios producidos en el
tipo de roca o por acuiiamientos, discordancias, o rasgos sedimentarios, tales como
los arrecifes.t’

14 1bid. https://www.ugr.es/~agcasco/personal/rac_geologia/rac.htm

15 1bid. https://www.gob.mx/cms/uploads/attachment/file/8317/GLOSARIO_DE_TERMINOS
PETROLEROS _2015.pdf

16 1bid. https://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/p/petroleum_system.aspx

17 SCHLUMBERGER.Trampa estratigrafica.oil Field Glossary en linea], 2018 [revisado 19 de
noviembre 2018]. Disponible en Internet:
https://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/s/stratigraphic_trap.aspx.
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RESUMEN

Aumentar el factor de recobro en los yacimientos de petroleo y gas es una de los
principales objetivos de toda compafia petrolera, con el fin de cumplir esta meta, se
debe realizar una serie de estudios técnicos con el fin de poder implementar un
proceso de recobro mejorado en cualquier reservorio en el mundo. Durante el
desarrollo de estos estudios, en la mayoria de situaciones se recurre al uso de un
simulador de yacimientos, en el cual se puede generar un modelado del reservorio
con sus distintas propiedades, ademas de que en él se puede realizar una
prediccion de cualquier método de recobro mejorado y cuél serd su impacto en la
produccion futura de un yacimiento.

La inyeccion alternada de gas y agua, es un proceso mejorado de recobro el cual
permite mantener una estabilidad del frente de invasiobn en los procesos de
inyeccion de fluidos, ademas de aumentar las eficiencias de barrido.

En las refinerias de hidrocarburos a lo largo del planeta, se genera un desperdicio
de los gases producidos al realizar los distintos procesos de refinacion del petroleo
y sus derivados. Estos gases estdn compuestos en su mayoria por componentes
tales como el dioxido de carbono (COy), el cual representa un alto impacto ambiental
al realizar la quema del mismo, lo cual genera costos administrativos derivados del
pago de impuestos al gobierno nacional por motivos del desecho del mismo.

El presente trabajo investigativo tiene como objetivo principal, estudiar un posible
caso de inyeccion alternada de agua y Flue Gas proveniente de la Refineria de
Barrancabermeja en un campo petrolifero situado en la Cuenca del Valle Medio del
Magdalena, mas especificamente en las arenas B de la Formacion Mugrosa y
mediante este, estipular si el proyecto de recuperacidon mejorada de petréleo es
viable econébmicamente para la compafia ECOPETROL S.A.

Palabras clave:

e Inyeccion WAG

e Recobro mejorado

e Flue Gas

e Refineria de Barrancabermeja

e Valle Medio del Magdalena
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INTRODUCCION

El presente trabajo comprende de todo el estudio técnico y financiero en cuanto a
la viabilidad de un proceso de inyeccion alternada de agua y gas en las arenas B de
la formacion mugrosa, situadas en un campo petrolero en la cuenca del Valle Medio
del Magdalena en Colombia. En este estudio, se realizara una evaluacion de todas
aquellas variables técnicas con las que se debe contar para realizar un proceso de
recobro mejorado como lo es la inyeccion WAG, ademas de sus factores
econémicos en cuanto a la implementacion de este proceso en un yacimiento de
hidrocarburos.

La inyeccion alternada de gas y agua es usada a nivel mundial desde hace ya mas
de 60 afos, en sus inicios se utilizé principalmente para poder controlar de una
manera mas eficiente la inestabilidad del frente de invasion que se presenta en los
procesos de inyecciéon de agua. Al realizar un proceso de inyeccion por baches de
agua, agregando entre ellos, un ciclo de inyeccion de un gas, la movilidad del
petroleo se ve mejorada al control del frente de invasion que genera el gas dentro
del reservorio.

El campo petrolero en cuestion, cuenta con un proceso de inyeccion de agua desde
hace ya varios afos atras, debido a la antigiedad con la que se lleva realizando
esta técnica, el agua inyectada ya no genera eficientemente la funcién de arrastrar
un banco de petréleo eficientemente y por ende ha empezado a tomar nuevos
canales, por los cuales esta llega mas rapidamente a los pozos productores.

Cabe resaltar, que el Campo petrolero es cercano a larefineria de Barrancabermeja.
La cual es una gran productora de gases de combustidn, los cuales al ser liberados
a la atmosfera generan un costo en cuanto a su cantidad, debido a que la legislaciéon
colombiana cobra una especie de impuesto por cada tonelada de CO2 que es
liberado.

Con el fin de disminuir estos costos por la produccion de gases de combustion
provenientes de la Refineria de Barrancabermeja y aumentar eficientemente el
factor de recobro del campo en cuestién, se va a desarrollar una simulacion
numérica en la cual se planteara una inyeccién alternada de gas y agua, con los
gases de combustion generados en la refineria de Barrancabermeja para los
préximos 10 afios de produccion del campo, en la cual se debe tener en cuenta el
historial de producciones del reservorio y todas las propiedades petrofisicas del
mismo.

La finalidad de este proyecto de investigacion, es entonces, que mediante la
creacion de este modelo numérico de simulacion y con el uso del simulador de
yacimientos GEM de la compafia CMG (Computer Modelling Group) se pueda
generar una prediccion del comportamiento de produccion del campo y asi, realizar
un estudio financiero de la viabilidad de establecer este proyecto de recuperacion
mejorada de petréleo mediante el uso del valor presente neto, usando los posibles
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ingresos que se tendran durante este periodo de tiempo, los cuales se generaran
mediante la prediccidn establecida y los costos aproximados de una implementacion
de un proceso de inyeccidn de gas y agua.
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OBJETIVOS

OBJETIVO GENERAL

Evaluar técnica y financieramente de la inyeccion tipo WAG con Flue gas
proveniente de la refineria de Barrancabermeja en las arenas B de la Formacion
Mugrosa en un campo mediante una simulacién numeérica.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

1. Describir las generalidades petrofisicas y geolégicas de las arenas B de la
Formacién Mugrosa de la Cuenca del Valle Medio del Magdalena.

2. Realizar un analisis del historial de produccion del Campo, situado en la Cuenca
del Valle Medio del Magdalena.

3. Realizar una actualizacion de los modelos estatico y dinamico existentes del
area de afluencia de un Campo situado en la Cuenca del Valle Medio del
Magdalena.

4. Describir el proceso de inyeccion de agua actual del Campo.

5. Evaluar la viabilidad de una inyeccion tipo WAG mediante el uso del simulador
GEM para fluidos composicionales de la empresa CMG.

6. Evaluar la viabilidad financiera del uso del uso de la Inyeccion tipo WAG con
Flue Gas proveniente de la refineria de Barrancabermeja en las arenas B de la
formacion mugrosa en un campo, mediante el uso del Valor Presente Neto
(VPN).
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1. GENERALIDADES GEOLOGICAS DE LA CUENCA Y AREA DEL
PROYECTO

La Cuenca sedimentaria del Valle Medio del Magdalena es una de las mas
importantes en cuanto a produccién de hidrocarburos en Colombia, esta involucra
el &rea en la cual se localiza el Campo objeto de estudio de este proyecto, cercana
a la refineria de Barrancabermeja.

En este capitulo se presentan aspectos asociados a la localizacion geografica,
marco geoldgico e historia de produccion del area énfasis del proyecto.

1.1 HISTORIA DE LA CUENCA DEL VALLE MEDIO DEL MAGDALENA

La exploracion de la Cuenca del Valle Medio del Magdalena se remonta al afio de
1905 por la compaiiia Tropical Oil, al habérsele adjudicado a dicha compaiiia la
concesion de Mares, la cual consistia en cederle a dicha empresa los terrenos
comprendidos desde la desembocadura del Rio Sogamoso en el rio Magdalena,
hasta la desembocadura del Rio Carare; este, rio arriba hasta encontrar el pie de la
Cordillera Oriental, y de aqui siguiendo por el pie de la cordillera, hasta encontrar el
rio Sogamoso; y este, aguas abajo hasta nuevamente la desembocadura del mismo
en el Rio Magdalena.®

En el afio 1918, la compaiia Tropical Oil realizd el primer descubrimiento de
hidrocarburos en la cuenca Valle Medio del Magdalena, con la perforacion del pozo
Infantas-1, el cual alcanz6 una profundidad de 2285 ft., encontrando hidrocarburos
en zonas cercanas a la Falla de Infantas, mas exactamente en la Formacion
Colorado.

En el afio 1919 se declara la comercialidad del Campo Infantas, debido a esto, se
establece un plan de explotacion del campo, con la planeacion de 60 pozos para
definir los limites del yacimiento y establecer los mismos como productores.

Posteriormente en el afio 1924 la misma compafia Tropical Oil, mediante el
esquema de explotacion del Campo Infantas se completa un pozo denominado La
Cira-58, con una profundidad de 1580 ft, el cual da lugar al descubrimiento del
campo petrolero con su mismo nombre. Encontrando evidencia de hidrocarburos a
la altura de las arenas denominadas La Cira Shale.

BBECOPETROL S.A. Contrato de la Concesion de Mares. Ecopetrol. [en linea], 23 de septiembre de
2014 [revisado 10 agosto de 2018]. Disponible en Internet:
https://www.ecopetrol.com.co/wps/portal/es/ecopetrol-web/nuestra-empresa/sala-de-
prensa/publicaciones/otras-publicaciones/cronica-de-la-concesion-de-mares/contrato-de-la-
concesion-de-mares
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En el afio 1922 inicia la historia de la Refineria de Barrancabermeja, construida en
un punto geogréafico muy importante para la industria petrolera durante sus primeros
afios de existencia, esta, inicia sus operaciones con equipos disefiados
especialmente para destilar petréleo mediante el uso de lefia.*®

En 1928 entra en operacion la Refineria de Barrancabermeja, construida
inicialmente por la compafia Tropical Oil, después de haberse construido un
oleoducto entre el Campo Infantas y la ciudad de Barrancabermeja.

La Cuenca del Valle Medio del Magdalena ha tenido una amplia historia exploratoria
y de produccion que ha dado lugar a la operacién de 64 campos petroleros, los
cuales han generado produccién de hidrocarburos en las formaciones Tablazo, La
Luna, Lisama, La Paz, Esmeraldas, Mugrosa y Colorado.

Al mes de octubre de 2018, la Cuenca del Valle Medio del Magdalena cuenta con
64 campos en operacion a lo largo de la Cuenca del Valle Medio del Magdalena se
encuentran 21 son campos productores de gas, 10 producen crudo liviano, 22
crudos medianos y 31 se encargan de producir crudos pesados.

En consideracion al sector de énfasis de este proyecto, la Tabla 1 relaciona los
principales campos descubiertos cercanos a la Refineria de Barrancabermeja.

Tabla 1. Principales campos productores cercanos a la ciudad de Barrancabermeja.

CAMPO |FORMACION PRODUCTORA [ANO DE PERFORACION | PROFUNDIDAD ALCANZADA | POZO DESCUBRIDOR [POZOS PERFORADOS
LaCira Mugrosa y Colorado 1926 1926 Ft La Cira-58 1367,
Infantas Colorado 1918 2285 Ft Infantas-1 876)
Gala Mugrosa y Colorado 1985 5600 Ft Cardenales-1, Yuma-1 423
Galan Mugrosa y Colorado 1945 5885 Ft Galan-1 286)
Llanito Mugrosa y Colorado 1955 5561 Ft Llanito-1 223
Casabe | Mugrosa, Coloradoy La Paz 1941 6500 Ft CSBE-1 456

Fuente: Elaboracion propia, basado en ECOPETROL S.A. 2017.

1.2 LOCALIZACION

La Cuenca del Valle Medio, esta ubicada en Colombia, con un area aproximada de
24.000 km?, cubre parte de los departamentos de Santander, Cundinamarca,
Boyaca, Antioquia, Bolivar, Cesar, Norte de Santander y Casanare.

19 VECINO, Erminda. Refineria de Barrancabermeja celebra 93 afios de refinar crudo para el pais.
Ecopetrol. [en linea], 18 de febrero de 2015 [revisado 10 agosto de 2018]. Disponible en Internet:
https://www.ecopetrol.com.co/wps/portal/es/ecopetrol-web/nuestra-empresa/sala-de-
prensa/boletines-de-prensa/Boletines%202015/Boletines%202015/refineria-de-barrancabermeja
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El &rea de estudio de este proyecto, la cual no se detalla por confidencialidad, queda
en cercania de la Refineria de Barrancabermeja, hacia la zona occidental de la
cuenca sedimentaria del Valle Medio del Magdalena, al sur del rio Sogamoso y en
la parte oriental del Rio Magdalena.

El acceso a dicha érea puede darse por via area, tomando un avién desde Bogota
hasta Barrancabermeja, que en tiempo requiere 30 minutos, y de alli desplazarse
por via terrestre al sector de estudio aproximadamente 14 km. Por via terrestre
partiendo desde Bogota D.C, se debe realizar el siguiente recorrido: salir hacia el
Noroccidente de la ciudad por la Calle 80, en direccion hacia el Municipio de la Vega,
por la carretera nacional #45 por un trayecto de alrededor de 120 kilmetros hacia
el Noroccidente hasta llegar al municipio de Villeta. En direccion al Norte recorridos
unos 85 km, después de sobrepasar el municipio La concepcién, aproximarse al
municipio de Guaduas. Al sobrepasar este municipio por la Via principal, tomar la
carretera nacional #56 hacia el Nororiente. Al recorrer unos 36 km, y al llegar al
municipio de Puerto Vargas. Se debe tomar la Ruta del Sol, tomando direccion al
Nororiente, recorrer alrededor de 100 km. En el municipio de Puerto Libre, se debe
tomar salida hacia el Oriente en direccion hacia Puerto Boyaca, sobrepasado este
municipio recorrer unos 130 km hasta encontrar un desvio 8 km antes del municipio
de Cimitarra en el cual se debe girar hacia el Norte en direccion a la Via Cimitarra —
Puerto Araujo. Recorrer alrededor de 80 km y tomar la Troncal Barrancabermeja —
Magdalena hacia el Norte. Pasados unos 30 km direccion al Norte, se habra llegado
al destino de interés en la ciudad de Barrancabermeja.

En total el camino por via terrestre desde Bogota D.C. y Barrancabermeja es de
unos 476 km con una duracion aproximada de entre NUEVE (9) y DIEZ (10) horas
de recorrido.

En la Figura 1 se puede ver una aproximacion geografica de la zona de estudio,
también se pueden evidenciar las rutas de interés cercanas al area del proyecto,
junto con un punto de referencia tomado en Barrancabermeja, ya que alli se
encuentra la refineria de la cual se dispondra el Flue Gas para la inyeccion WAG.
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Figura 1. Localizacion del area de interés.
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1.3 MARCO GEOLOGICO

En el afio de 1983 David Kingston denominé a la Cuenca del Valle Medio del
Magdalena como una cuenca poli-histérica?’, debido a que su formacién se dio a
partir de distintas etapas en distintas épocas de la prehistoria.

Su formacion tuvo lugar a través de distintas etapas que tuvieron una relacién
directa con distintos eventos tectonicos de la region noroeste de Suramérica, las
cuales ocurrieron durante el periodo Tridsico Tardio, el Cretacico Medio, el
Pale6geno Temprano y el Nedgeno Medio.??

Esta cuenca se extiende a través del Rio Magdalena y esta delimitada al norte por
el sistema de fallas Espiritu Santo y al sur por el Cinturén de Girardot. Al noreste
esta limitada por las fallas de Bucaramanga-Santa Marta y al sureste por el sistema
de fallas Bituima y La salina. El limite occidental esta marcado por la superposicion
mas occidental del relleno de la cuenca del Nedgeno en la Serrania de San Lucas
y el sotano de la Cordillera Central.??

El Valle Medio del Magdalena muestra una sucesion de depositos continentales del
Jurésico superpuestos por sedimentos cretacicos, tanto calcareos como
siliclasticos, de origen transicional a marino. La secuencia del Paledgeno esta
formada por rocas siliclasticas depositadas principalmente bajo condiciones
continentales con alguna influencia marina.?

La Cuenca del Valle Medio del Magdalena es una de las cuencas mas exploradas
en el pais, en ella se han descubierto mas de 60 campos en distintos depdsitos de
hidrocarburos formados durante el Paleégeno.

Las areas de exploracion potencial se relacionan principalmente con fallas normales
invertidas y anticlinales de subdesarrollo. Las sutiles trampas estratigraficas
asociadas con las incrustaciones del Mioceno-Eoceno superior, los canales incisos
y los truncamientos también son objetivos principales para futuras exploraciones.?*

En cuanto al area de énfasis de este proyecto, la Formacion Mugrosa remonta su
depositacion hacia el periodo terciario, mas exactamente hacia inicios del
Oligoceno. Esta se encuentra definida por areniscas de grano fino con altas
intercalaciones de Lutitas y Limolitas.

20 KINGSTON, D., DISHROON, C., WILLIAMS, P. Global basin classification system. AAPG
Bulletin. V.67. p. 2175

21 ANH. Op.cit., p. 45

22 |bid., p. 45

23 |bid., p. 80

24 |bid., p. 81
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El nombre de la Formacion Mugrosa fue dado por A. K. Gill y referenciado por
Morales y otros en 1958, refiriéendose a la parte inferior del grupo Chuspas. Su
nombre fue tomado de la quebrada Mugrosa.

La Formacion Mugrosa es una de las unidades litol6gicas mas importantes de la
Cuenca del Valle Medio del Magdalena, ademas de ser reconocida como uno de los
reservorios mas importantes en Colombia.

1.3.1 Columna estratigrafica. En la Figura 2 se muestra la columna estratigrafica
generalizada para la cuenca del Valle Medio del Magdalena, resaltando la
Formacién Mugrosa, énfasis de estudio en este proyecto. La seccién perforada por
los pozos del campo objeto de estudio la conforman rocas del Cretacico superior al
reciente, no obstante, la Formacién Lisama no fue perforada en dicho campo debido
a una discordancia de esta formacion presente en el campo objeto de estudio de
este trabajo de investigacion.

34



Figura 2. Columna estratigrafica generalizada para la cuenca del Valle Medio del

Magdalena.
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1.3.2 Estratigrafia del area de estudio y geologia del petréleo. A continuacion,
describen las principales caracteristicas de las formaciones estratigraficas
involucradas en el sistema petrolifero del area de estudio, en orden de la mas
antigua a la mas reciente, con base en informacion de JULIVERT & DAPORTA
principalmente.

Se realiza un énfasis en la Formacion Mugrosa, objetivo de este proyecto.
Adicionalmente, se relacionan los principales parametros asociados con su sistema
petrolifero.

1.3.2.1 Formacién Tablazo. Su edad segin M. Julivert®® esta formacién fue
depositada en el Cretacico Inferior, en el Albiano. Esta compuesta principalmente
por shale negra compacta, y gran cantidad de calizas duras con un tono azul. Su
espesor varia entre los 400 y 450 metros. Tiene un ambiente de depositaciéon
marino. La Formacion Tablazo se encuentra en contacto concordante con la
Formacion Paja que la infrayace.

La Fm. Tablazo tal como se muestra en la Figura 2 presenta caracteristicas de
generadora potencial para la cuenca y el campo, ya que en esta formacion se
presentan valores de TOC entre el 2% y 4%.

1.3.2.2 Formacién Simiti. Segin M, Julivert?®, esta formacién tuvo su depositacién

en el Cretaceo Inferior entre el Cenomaniano y el Turoniano. Cuenta con shales con
colores grisaceos y negros. Se presentan capas delgadas de conglomerados en el
tope de la formacion, hacia el Este de la misma se presenta una predominancia de
arenas. Su espesor varia entre 250 my 650m. El ambiente de depositacion de esta
formacion es marino de somero a profundo. La Formacion Simiti infrayace
concordantemente con la Formacion La Luna.

Junto con las Formaciones La Luna y Tablazo, esta formacién se destaca en el
sistema petrolifero de la Cuenca del Valle Medio del Magdalena al tener parte de
las rocas potencialmente generadoras de hidrocarburos, aunque cuenta con
distintos tipos de calizas y shales potenciales, estas no se consideran como unas
de las principales generadoras de la cuenca, ya que cuentan con valores de TOC
menores al 2%.

1.3.2.3 Formacién La Luna. Segun M. Julivert?’, la Formaciéon La Luna remonta su
edad al Cretacico superior, entre el Turoniano y el Coniaciano. Esta unidad se
encuentra constituida por calizas de tono gris oscuro, con pequefias intercalaciones
de arcillas, lutitas de color gris en capas delgadas con delgadas intercalaciones de
calizas arcillosas. Se caracteriza por tener una estructura subangular en la cual se

25 JULIVERT. Manuel. Léxico estratigrafico de Colombia — Precambrico, Paleozoico, Mesozoico.
Vol. 5, Paris. Centre National de la Reserche Scientifiqgue. 1968. p. 260-269.

26 |bid. p. 442-443.

27 |bid. p. 307-3009.
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presentan grandes intercalaciones de arcillas, las cuales tienen tonalidades de color
gris verdoso, rojizo y violeta. Esta formacién cuenta con un espesor aproximado de
2650 pies aproximadamente a lo largo de la zona de estudio, aunque se presentan
varias discontinuidades estratigraficas a lo largo del &rea de estudio. El ambiente de
depositacién es marino de aguas relativamente poco profundas. La Formacién La
Luna infrayace concordantemente con la Formacién Umir.

La Formacion La Luna juega un papel en el sistema petrolifero de la Cuenca del
Valle Medio del Magdalena, ya que es en la que se cuenta con un mayor potencial
de generacion de hidrocarburos. EI TOC de esta formacién varia entre 2% y 6%,
Kerdgeno tipo Il

1.3.2.4 Formacién Umir. Su edad es del Cretacico Superior, entre el Turoniano y
el Coniaciano. En esta formacion se encuentran distintos tipos de shales, aunque
en el tope de la misma se presentan intercalaciones de areniscas de grano fino a
medio, el espesor promedio de esta formacion es de unos 1000 metros. Su
ambiente de depositacion es marino somero. La Formacion Umir infrayace
concordantemente a la Formacion Lisama hacia el Este, aunque en la zona de
estudio de este trabajo, se presenta una discordancia de la Formacién Lisama, por
lo que en las secciones perforadas en el campo objeto de estudio la Formacién Umir
infrayace discordantemente a la Formacion Esmeraldas-La Paz.

La Formacion Umir tiene un papel muy importante dentro del sistema petrolifero de
la Cuenca del Valle Medio del Magdalena, ya que sus shales, al ser rocas de grano
muy fino tienen una porosidad y permeabilidad muy bajas, por lo que no permiten el
paso del hidrocarburo, actuando como sello de las Formaciones Esmeraldas-La
Paz, Mugrosa y Colorado.

1.3.2.5 Formacion Esmeraldas-La Paz. Segun J. De porta®, fue depositada en el
Eoceno Inferior. En esta formacion predominan sedimentos limo-arcillosos con
coloraciones grises y grises claras, en su tope cuenta con delgadas intercalaciones
de areniscas blancas, de grano medio a fino con distintas inclusiones de materia
organica. Su espesor promedio aproximado es de 500 pies y su ambiente de
depositacion es continental-fluvial. Infrayace concordantemente a la Formacion
Mugrosa.

Se consideran distintas acumulaciones de arenas presentes en esta formacion
como rocas potenciales almacenadoras de hidrocarburos. Sus arenas cuentan con
porosidades entre 8% y 19% y con permeabilidades entre 20md y 450 md.

1.3.2.6 Formacién Mugrosa. La Formacién Mugrosa, segtn J. De Porta?®, data su
edad de depositacidén en el Eoceno Superior y el Oligoceno inferior, su espesor varia

28 DE PORTA, Jaime. Léxico estratigrafico de Colombia — Terciario a Cuaternario. Vol. 5, Paris.
Centre National de la Reserche Scientifique. 1974. p. 327-330.
29 |bid. p. 373-376.
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entre 500 y 800 m y se formé entre hace unos 30 y 25 millones de afios en un
ambiente fluvial en su mayoria, aunque conto con diferentes tipos de facies, entre
las cuales se destacan facies de lago, canales y llanuras.

La Formacion Mugrosa pertenece a la base del grupo sedimentolégico denominado
“Chuspas’. Esta es una de las unidades estratigraficas de distribucion mas amplia
y constante en la Cuenca del Valle Medio del Magdalena. La Formacién Mugrosa
infrayace concordantemente a la Formacion Colorado.

Es de gran importancia para el sistema petrolifero de la Cuenca del Valle Medio del
Magdalena debido a que se considera una de las rocas con mayor potencial de
almacenamiento de hidrocarburos, sus arenas cuentan con porosidades promedio
entre 9% y 17% y su permeabilidad varia entre 20 md y 600 md.

En consideracion a los objetivos de este trabajo, el cual se basa en las Arenas B de
la Formacion Mugrosa, a continuacion se hace una breve descripcion de esta
seccion de dicha formacion.

e Arenas B Formacion Mugrosa. La Zona B de la Formacion Mugrosa se
caracteriza principalmente por contar con una secuencia limo-arcillosa con una
coloracion amarillenta tornando a gris. Presenta intercalaciones de areniscas con
un grano fino.

Contiene fracciones de areniscas de grano fino, estas tienden a aumentar hacia
la base de la zona, justo antes de llegar a tope de la Zona C de la Formacién
Mugrosa. El espesor promedio de la zona es de unos 1400 pies.

La Zona B de la Formacion Mugrosa, segun la empresa ECOPETROL S.A. tiende
a subdividirse en tres secciones de areniscas principales debido a la alta intrusion
de arcillas que se presenta en esta region, las caracteristicas de estas zonas se
presentan en orden estratigrafico a continuacion.

e Zona B3. Cuenta con un espesor aproximado de 350 pies, cuenta con una
continuidad lateral de areniscas y depdsitos de llanura. En su base se presenta un
poco continuidad.*°

e Zonas B2 y B1. La Zona B2 tiene un espesor aproximado de 300 pies, mientras
gue la Zona B1 de 100 pies aproximadamente. Son muy similares, presentan
depdsitos de llanura y tienen poca continuidad lateral en cuanto a las areniscas.3!

1.3.2.7 Formacién Colorado. Segun J. De porta®?, la Formaciéon Colorado data su
creacion en la época del Oligoceno Superior al Mioceno Inferior. El tope de la
Formacion Colorado se encuentra constituida la Unidad de La Cira Shale. Se

30 CASADIEGO, Efrain. ORTIZ, Alberto. MEZA German. Caracterizacion de la continuidad lateral y
vertical de las areniscas continentales: el caso de la formacién mugrosa en el campo llanito y
casabe. Bucaramanga, Colombia. 2010.

31 CASADIEGO, Efrain. ORTIZ, Alberto. MEZA German. lbid.

32 Op. Cit. DE PORTA. Jaime. p. 142-144.
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compone de arcillas de color gris claro, negro, carbonaceas con rasgos rojos
intercaladas con areniscas de grano medio poco potentes. Su espesor varia
alrededor de los 2500 pies. Cuenta con un ambiente de depositacion fluvial. Esta
formacion infrayace concordantemente al Grupo Real.

La Formacion Colorado es considerada como roca almacenadora probada ya que
distintos campos de la zona como Campo Gala, Galan, La Cira, entre otros, cuentan
con producciéon de hidrocarburos en esta formacion. Cuenta con una porosidad
promedio entre 10% y 15% y una permeabilidad entre 150 md y 550 md.

1.3.2.8 Grupo Real. Segun J. De Porta®, el Grupo Real fue depositado a lo largo
del Mioceno Medio y Superior. El Grupo Real se subdivide en 5 (CINCO)
formaciones, las cuales se establecen de la siguiente forma: Formacion Lluvia, la
cual se compone de conglomerados de cuarzo, fragmentos de carb6n y mineral
arcilloso de hierro; Chontorales Shale, que se compone de areniscas
conglomeraticas con estratificacion cruzada intercalada con shales con rasgos
grises y azules; la Formacion Hiel, se compone de shales con rasgos grises y rojos
intercalados con areniscas en capas delgadas; Enrejado Shale, se compone de
troncos carbonizados; y Formacion Bagre, que se compone de shales con rasgos
rojos, grises, morados y pardos, intercalados con areniscas en capas delgadas. La
sucesion termina con areniscas conglomeraticas con estratificacion cruzada,
madera carbonizada y hojas. Su espesor varia entre 500m y 3900m. Su ambiente
de depositacion es continental-fluvial. Le infrayace discordantemente la Formacion
Mesa.

1.3.2.9 Formacion Mesa. Segun J. De Porta®, la Formacién Mesa fue depositada
en el Cuaternario. Estd compuesta por una serie de conglomerados, granodiorita,
cuarzo, chert, andesita y distintas rocas metamorficas con presencia de lentes de
arenas gruesas. Su espesor promedio es de unos 250m. Tiene un ambiente de
depositacion continental. Le infrayace discordantemente el Grupo Real.

1.3.2.10 Migracion. Durante la época del Eoceno se presenta una discordancia que
fue sumamente importante, ya que, a raiz de ella, se formé un sistema ideal, en el
cual se facilité la migracion de los hidrocarburos. En la Cuenca del Valle Medio del
Magdalena presento varias rutas de migracion en las cuales se destacan las
siguientes:

e Migracion vertical directa de hidrocarburos, ya que la Formacion La Luna atraviesa
la inconformidad del Eoceno.
e Migracion lateral a lo largo de las areniscas del Eoceno.

3 |pid. p. 142-144
34 |pid. p. 356-362
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e Migracion vertical a través de las fallas en areas donde la Formacion La Luna no
atraviese la inconformidad del Eoceno.®®

1.4 HISTORIA DE PRODUCCION

El campo petrolero objeto de este estudio, remonta su descubrimiento al afio 1955,
con la perforacibn de SEIS (6) pozos exploratorios por parte de la empresa
ECOPETROL, que en su momento no tuvieron una justificacion para darle un
caracter comercial al campo. Aunque no fue sino hasta el afio de 1960, en que la
comercialidad del campo fue declarada con la perforacion de TRES (3) pozos
adicionales, siendo el noveno perforado en toda el area el considerado como
descubridor de evidencia de hidrocarburos, con una produccién de unos 580 barriles
de petréleo diarios por flujo natural.26

En el aflo de 1968 se inicio la primera campafa de perforacion y desarrollo del
campo, con el objetivo de delimitar los limites petroliferos en distintos sectores. Esta
campafa conto con la perforacion de unos 44 pozos, dentro de los cuales 2 no
presentaron produccion y 3 produjeron gas unicamente.

En 1981 —se dio inicio a la segunda camparfia de desarrollo, esta se genero con el
objetivo de reducir el espaciamiento existente entre los pozos realizados en la
anterior camparfa de perforacion, ademas de realizar un reacondicionamiento en
pozos anteriores para asi aumentar la recuperacion de hidrocarburos. En esta
campa se realizan alrededor de 30 pozos nuevos, de los cuales 28 fueron
productores.

Por ultimo, en el afio 2004 se realiza una ultima campafa, en la cual se obtienen
distintos registros de resonancia magnética de los pozos, se efectuaron registros
PVT de los fluidos, entre otros.

El campo tiene una produccion de unos 1706 barriles de petroleo diario en promedio
para corte de junio de 2018.

1.4.1 Método de produccidn. Al analizar el comportamiento general de todos los
pozos en este campo, se puede evidenciar que en sus inicios la presién del
yacimiento presento un rapido decrecimiento para presiones por encima del punto
de burbuja. Posterior a esto, se present6 una estabilizacion en la presion. Esto nos
lleva a concluir que el método de produccion primaria del campo fue de empuje por

35 BARRERO. Dario. Colombian Sedmentary Basins. Edicion 1. Bogota, Colombia. ANH Agencia
Nacional de Hidrocarburos [En linea] 2007. [Consultado 19 de noviembre de 2018]. Disponible en:
http://mww.anh.gov.co/Informacion-Geologica-y-Geofisica/Cuencas-
sedimentarias/Documents/colombian_sedimentary_basins.pdf

36 Andlisis de yacimientos sometidos a procesos de inyeccion alternada de gas y agua (WAG)
mediante simulacién numérica. Universidad Industrial de Santander. 2009, p. 134.
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gas en solucién y que posterior a este se produce un empuje leve de algun acuifero
cercano al reservorio.

En el afio 2007 se iniciaron 3 (TRES) pilotos de inyeccién de agua por patrones
irregulares directos en distintos sectores, el cual aumento considerablemente la
produccion de hidrocarburos en el campo.

Actualmente algunos pozos del campo presentan produccién por medio de distintos
métodos de levantamiento artificial, como levantamiento por cavidades progresivas.

1.4.2 Tiempo de produccion. El campo objeto de estudio remonta sus inicios en
produccion de hidrocarburos hacia el afio de 1960, es decir tiene una produccion
acumulada de 58 afios.

1.4.3 Nimero de pozos. El campo tiene un area aproximada de unos 70 Km? de
extension, en los cuales se han perforado alrededor de 223 pozos. En la Tabla 2 se
observa el estado de los pozos del campo objeto de estudio.

Tabla 2. Informacion pozos del campo

de estudio.
NUMERO
SSlrARe DE POZOS
Productores 75
Abandonados parcialmente 31
Abandonados 24
Inactivos 93
TOTAL 223

Fuente: RIVERA DE LA OSSA, Juan
Eduardo. Experimental Evaluation of the
Flue-Gas Inyection of Barrancabermeja
Refinery as EOR Method. SPE. 2010.
Modificado por el autor.

1.4.4 Gréfica de historial de produccion. En la Grafica 1 se puede observar el
historial de produccion del campo petrolero en el que se centra el énfasis de estudio
de este proyecto de investigacion. Cabe resaltar que se presentan datos de
produccion hasta el afio 2011 debido a confidencialidad con los datos suministrados
por la empresa ECOPETROL S.A.
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Grafica 1. Historial de produccion acumulada
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Fuente: Elaboracion propia, basado en ECOPETROL S.A. 2018.

1.4.5 Caracteristicas del yacimiento. Como se mencion0 anteriormente, el area
de estudio de este trabajo de investigacion son las arenas B de la Formacion
Mugrosa, debido a que en ellas proviene el 56% de la produccion de hidrocarburos
en el campo que se esta estudiando.

Las zonas productivas presentan una resistividad entre los 2 y 5 ohm, ademas de
esto, la saturacion inicial de agua se ubica hacia el 60%.

1.4.5.1 Caracteristicas petrofisicas. En la Tabla 3 se establecen todas las
caracteristicas petrofisicas del campo de estudio, en el cual su reservorio esta
dividido en CUATRO (4) secciones principales.

Tabla 3. Propiedades petrofisicas del campo petrolifero de estudio.

ZONA
PARAMETRO A 5 c D

Profundidad (Ft) 4000 5200 6200 7000
Espesor (Ft) 26 50 40 18
Porosidad promedio (%) 24 21 20 18
Permeabilidad promedio (%) 480 340 240 160
Swi (%) 42 51 46 47
Tipo de produccién Gas Solucién Empuje Agua + Gas Solucion
Tipo de crudo Naftenico

Fuente: Elaboracion propia, basado en RIVERA DE LA OSSA, Juan
Eduardo. Experimental Evaluation of the Flue-Gas Injection of
Barrancabermeja Refinery as EOR Method. SPE. 2010.
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El énfasis de estudio del presente trabajo de investigacion se centra en las arenas
de la zona B de la Formacion Mugrosa de la Cuenca del Valle Medio del Magdalena.
Esta seccién de la formaciéon se subdivide principalmente en tres unidades
principales, las cuales se denominan como B1, B2 y B3.

La Tabla 4 representa las propiedades petrofisicas de cada una de las unidades de
arenas presentes en la Zona B de la Formacion Mugrosa.

Tabla 4. Propiedades petrofisicas promedio del &rea de estudio.

FORMACION ZONA UNIDAD ESPESOR ESPESOR POROSIDAD PERMEABILIDAD
BRUTO (Ft) NETO (Ft) PROMEDIO (%) (Md)
Mugrosa B 1 100 16.68 21.68 94.26
Mugrosa B 2 300 24.25 21.92 90.17
Mugrosa B 3 400 64.33 21.47 96.16

Fuente: Elaboracion propia, basado en INSTITUTO COLOMBIANO DEL
PETROLEO. Promedios PRIZM. 2008.

1.4.5.2 Propiedades de los fluidos. La descripcion de los fluidos presentes en el
yacimiento se presenta a continuacion en la Tabla 5.

Tabla 5. Propiedades de los fluidos en el campo petrolifero de estudio.

ZONA

PARAMETRO A 5 c D
Gravedad API 18.4 20 22 24
Viscosidad (cP) 50 19.4 12.1 5
Factor volumetrico 1.058 1.094 1.105 1.2
Factor volumetrico @Pb 1.061 1.094 1.09 1.206
GOR (SCF/STB) 150 500 400 600
Punto de burbuja (psi) 1600 2175 2240 2900

Fuente: Elaboracion propia, basado en RIVERA DE LA OSSA, Juan
Eduardo. Experimental Evaluation of the Flue-Gas Inyection of
Barrancabermeja Refinery as EOR Method. SPE. 2010.
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2. MARCO TEORICO

Se plantea la posibilidad de realizar un proceso de recuperacibn mejorada del
campo en cuestion mediante el uso de la inyeccién alternada de gas y agua, usando
gases de combustion con alto contenido de CO:2 proveniente de la refineria de
Barrancabermeja.

El fin de este proceso es mejorar la movilidad de los fluidos del yacimiento, la cual
puede aumentar debido a la estabilidad que aporta el gas inyectado en el frente de
invasion del proceso de inyeccion.

Para conocer la eficiencia que pueda llegar a tener este proceso de inyeccion es
necesario el uso de un simulador de yacimientos, en el cual se generara un History
Match necesario para caracterizar el yacimiento, este, se realizara agregando todos
los datos de historiales de produccion y caracteristicas petrofisicas con las que
cuenta el campo.

2.1 GENERALIDADES DE LA INYECCION WATER ALTERNATING GAS

Dentro de la recuperacion secundaria de petroleo y gas, se inyectan distintas clases
de fluidos a un reservorio, con el objetivo de incrementar el factor de recobro del
yacimiento. Dentro de la gran variedad de fluidos que se desplazan a lo largo de los
pozos inyectores, se pueden encontrar el agua y el gas de distintas procedencias,
estos con el objetivo de desplazar el petroleo in situ hacia los pozos productores.

Se ha establecido que la recuperacion alternada de petroleo mediante el proceso
de inyeccion alternada de gas junto con el agua, la cual fue propuesta por Caudle y
Dyes®’ puede aumentar significativamente el factor de recobro de petréleo de un
yacimiento, en lugar de inyectar solamente agua pura o gas.

La inyeccion alternada de gas y agua, es utilizada comanmente para poder controlar
mas facilmente la inestabilidad del frente de desplazamiento de los fluidos que se
inyectan en los pozos inyectores, ademas de mejorar también, la eficiencia de
barrido vertical, y por ende, aumentar la eficiencia de barrido volumétrico debido a
gue al inyectar alternadamente el gas y el agua, se forma una especie de tapones
los cuales mejoraran la movilidad en la interface del tapon de gas.

Al realizar una inyeccién alternada de gas y agua, se combinan las ventajas sobre
el desplazamiento de fluidos que brinda el agua (alta eficiencia macroscépica) y el

37 PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccién de agua y gas en yacimientos petroliferos. Segunda
edicion. 2007, p.327

38 Larsen, J.A. and Skauge, A. Simulation of the Immiscible WAG Process Using Cycle-Dependent
Three-Phase Relative Permeabilities, citado por MARCHESIN, Dan. Wave Structure in WAG
Recovery. En: Society of petroleum engineering. Junio, 2011.
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gas (alta eficiencia microscopica) y también se logra complementar las desventajas
con las que cuenta cada uno de los procesos de inyeccion. Y esta complementacion
entre la inyeccion de ambos fluidos se ve reflejada en el aumento del factor de
recobro.°

El uso del agua para la inyeccién, se justifica de manera que estd, ayuda a controlar
la movilidad y logra estabilizar el frente de invasion. Ademas, que la gran mayoria
de los procesos de inyeccion WAG parten a raiz de un proceso de inyeccion de
agua que se lleva por un largo tiempo atras en los distintos campos de estudio.

Se establece una inyeccion por baches, debido a que de esta forma se puede
controlar mas facilmente la cantidad de fluido que se necesita inyectar, ademas de
tener un mayor control sobre el desplazamiento del frente de invasion para cada
fluido.

Figura 3. Proceso de inyeccion alternada de gas y agua

Empuje Rannn ROSHBEFACION

del b Agua ) Zona Adicional
Agua Miscible )

Fuente: CASTRO, Luis Fernando. Inyeccion de Co? como
método de recuperacién mejorada. [En linea]. Modificado por
el autor. [Consultado 25 de octubre de 2018]. Disponible en:
http://www.ptolomeo.unam.mx:8080/xmlui/bitstream/handle/1
32.248.52.100/6747/TESIS_FINAL.pdf?sequence=1

Como se establece en la Figura 3, el proceso de inyeccion WAG se presenta en
diferentes fases, en las cuales se discrimina la una de las otras, llevando un orden
especifico, en el cual el banco de aceite va siendo desplazado por una zona
miscible, la cual es la Interfase que se forma a partir del contacto entre el petréleo y
el gas debido a la miscibilidad que existe entre ellos..

Detras de la zona miscible se presenta el banco total del gas de combustion,
compuesto en su mayoria por CO». Y por ultimo se establece el banco de agua

3% MENEZ DIAZ,Robinson; MUNOZ NAVARRO,Samuel Fernando y Rivera De La Ossa, Juan
Eduardo. Inyeccion Alternada De Agua Y Gas (Wag): Generalidades Tedricas, Casos
Historicos,ProblemasOperacionales Comunes Y ScreeningEstadistico Para Su Aplicacion.
Universidad Industrial de Santander, 2007. p. 1-55
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inyectada, que es aquel que controla principalmente la movilidad de los fluidos
dentro del yacimiento.

2.2 HISTORIA DE LA INYECCION CICLICA DE AGUA Y GAS (WAG)

El proceso de recobro mejorado mediante la inyeccion de agua y gas de una forma
ciclica, es decir mediante baches de inyeccién, es usado principalmente con el
objetivo de evitar la declinacion de presién que naturalmente se empieza a presentar
en todo yacimiento de petrdleo o0 gas, este decrecimiento se presenta
principalmente por la produccion de fluidos que va generando el yacimiento.

Junto con la inyeccién de agua, el proceso de inyeccién alternada WAG son los
procesos mas usados para aumentar la presion y el recobro de hidrocarburos en los
yacimientos petroliferos y de gas, ya que, en comparacion con otros sistemas de
recobro mejorado, estos tienen una menor complejidad y se cuenta con una gran
cantidad de informacion acerca de su modelo de uso y las complicaciones que se
puedan generar.

El primer caso del uso de esta técnica se presentd hacia el afio de 1957 por la
empresa Mobil, mas exactamente en el campo North-Pembina en Alberta,
Canada.*°

A lo largo de mas de 60 afos en el uso de esta técnica de recobro mejorado, su uso
se ha extendido a lo largo del mundo, se han establecido proyectos de recobro
mediante la inyeccion de gas y agua en distintos paises, tales como, Estados
Unidos, Canada, Noruega, china, entre otros.*!

En las dltimas décadas, y durante el auge en la subida de los precios del petrdleo,
agregando la disminucién considerable en las reservas comprobadas a lo largo del
planeta, los estudios de esta técnica han aumentado considerablemente debido a
su alto porcentaje de éxito.

Esta técnica, ha sido implementada tanto en campos Onshore como en Offshore.
Siendo la primera, la que mas se usa a lo largo del planeta. Aproximadamente el
90% de los proyectos de inyeccion WAG se realiza costa adentro, debido a las
facilidades que se presentan para conseguir el gas de combustidon que se inyecta
durante el proceso, motivo distinto a las dificultades que se generarian al usar esta
técnica en una plataforma maritima.

40 MONROY ZAPATA, Diana; CORONADO NAVARRO, Jorge Luis. Andlisis de yacimientos
sometidos a procesos de inyeccion alternada de gas y agua (WAG) mediante simulacion numérica.
Universidad Industrial de Santander. 2009, p.4.

41 .M. Surguchev ; RAGNHILD Korbol ; SIGURD Haugen ; O.S. Krakstad. Screening of WAG
Injection Strategies for Heterogeneous Reservoirs. SPE-25075-MS. 1992.
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En la Grafica 2 se establece una proporcion de los distintos proyectos de
recuperacion de petroleo mediante la inyeccion alternada de gas y agua.

Grafica 2. Uso de la inyeccion Water Alternating Gas en
el mundo

Uso de inyeccién WAG en el mundo
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88%

Onshore Offshor
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|
Fuente: Elaboracion propia, basado en L.M. Surguchev ;
RAGNHILD Korbol ; SIGURD Haugen ; O.S. Krakstad.
Screening of WAG injection Strategies for Heterogeneous
Reservoirs. SPE-25075-MS. 1992.

Al hacer un recorrido en los proyectos de inyeccion alternada de gas y agua, se
obtiene que alrededor del 80% de los casos de este proceso se presenta mediante
un desplazamiento miscible*?. Es importante resaltar que para este tipo de proceso
se genera una despresurizacion del reservorio para que este pueda contar con una
presiéon minima de miscibilidad con el fin de que el petroleo pueda absorber en cierta
medida distintos componentes del gas inyectado y asi poder alivianarlo para
aumentar su movilidad.

Segun la literatura, el proceso de inyeccion alternada de gas y agua se aplica desde
1950 y aporta beneficios que no son obtenidos con la inyeccion individual de agua
0 gas, y aungque muchas veces es utilizado después de un recobro por inyeccién de
agua, como por ejemplo en los campos de Mar del Norte, muchas veces es utilizado
como mecanismo de recobro secundario, es decir se aplica directamente después
gue el yacimiento ha agotado su energia inicial.*®

42 |bid. L.M. Surguchev ; RAGNHILD Korbol ; SIGURD Haugen ; O.S. Krakstad.

43 D. H. Tehrani, A. Danesh, M. Sohrabi And G. Henderson. Enhanced Oil Recovery Y Water
Alternating Gas (Wag) Injection. Department Of Petroleum Ingineering, Heriot-Watt University
Edinburgh, Uk. Paper 01,04 y 06. 1999-2001
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2.3 FACTORES QUE AFECTAN LA INYECCION WAG

Los procesos de inyeccion alternada de gas y agua deben contar con un largo
estudio técnico, el cual logre identificar todos los posibles factores que puedan
afectar o mejorar el proceso de recuperacion dentro de un yacimiento.

Este tipo de proceso se ve afectado por una gran cantidad de variables, siendo las
condiciones geologicas del reservorio y las propiedades de los fluidos las mas
importantes. Dentro de todos estos factores podemos encontrar aquellos que se ven
afectados por las propiedades geoldgicas vy fisicas del yacimiento, y los que se
presentan por las caracteristicas de los fluidos.

2.3.1 Caracteristicas geoldgicas y fisicas del yacimiento. El uso de la inyeccién
tipo Water Alternating Gas tiene una gran dependencia de las caracteristicas
geoldgicas que pueda tener un yacimiento. A continuacion se establecen las
caracteristicas que puedan beneficiar o complicar el uso de este sistema de recobro
mejorado en un reservorio petrolero.

2.3.1.1 Heterogeneidad del yacimiento. La estructura y los estratos de rocas y
minerales que se puedan presentar en el yacimiento son el factor mas importante
gue se deba tener en cuenta. Debido a que cada una de las capas o estratos con
los que se cuenta en el reservorio tiene propiedades distintas a los demas.

A lo largo de un yacimiento, aunque como ya se menciond anteriormente sus
estratos sedimentologicos tienen distintas propiedades, se tiene la ventaja que
estos estdn comunicados entre si, ademas que cuentan con ambientes y
condiciones de depositacion muy similares.

Es indispensable determinar todas aquellas zonas favorables para la inyeccion de
agua y gas, ya que es necesario generar una caracterizacion eficiente del
yacimiento.

La principal caracteristica para tener en cuenta debe ser la permeabilidad vertical y
horizontal del yacimiento, ya que, si se cuenta con una alta permeabilidad vertical
se pueden formar frentes de empuje muy inestables, debido a que los fluidos con
mayor densidad como el caso del petréleo y el agua, se moveran hacia las zonas
medias y bajas del yacimiento. Asi como también, el gas tendera a desplazarse
hacia la zona superior del reservorio.

Un yacimiento muy heterogéneo es aquel que cuenta con grandes variaciones de
sus propiedades petrofisicas, tales como; la permeabilidad, la porosidad y la
cementacion. Estas influyen importantemente en el desplazamiento que puedan
tener los fluidos a través de su paso por el reservorio.
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2.3.1.2 Segregacion gravitacional. Este factor, de segregacion gravitacional,
afecta principalmente la eficiencia vertical de desplazamiento, debido a que si esta
se junta con una permeabilidad vertical alta, el gas que pueda ser inyectado va a
tender a desplazarse hacia la parte superior del yacimiento, asi como el agua va
desplazarse hacia la parte inferior.

Los objetivos principales del proceso de inyeccion WAG son aprovechar las
propiedades macroscopicas con las que cuenta el agua, tales como, desplazar el
banco de petréleo hacia los pozos productores, estabilizar las caidas de presion
naturales del yacimiento.

Al realizar una inyeccion WAG, con el tiempo, el frente de desplazamiento tiende a
formar tres zonas diferentes: el gas por un lado tiende a situarse en la zona superior
de la zona de inyeccion, por su parte el agua tiende a bajar hacia la base y en la
mitad de estas dos fases se presenta una mezcla de agua y gas que se genera a
raiz de la inyeccion de estos fluidos.

Figura 4. Distribucion del frente de invasion para
la inyeccion WAG

Fuente: MONROY, Diana. Analisis de
yacimientos sometidos a procesos de inyeccion
alternada de gas y agua (WAG) mediante
simulacion numeérica.

Como se observa en la Figura 4 se presenta una distribucion vertical de los fluidos
inyectados dentro del yacimiento, esto principalmente es generado por las
densidades de cada uno de los fluidos. Cabe resaltar que la mezcla de las dos fases
de inyeccidn, juega un papel fundamental a la hora de la eficiencia que pueda tener
la inyeccibn WAG, ya que, entre mas grande esta sea, el recobro esperado sera
mucho mayor.

Cabe resaltar, que se debe tener siempre un monitoreo de la cantidad de gas de
combustion que pueda llegarse a inyectar, esto debido a que, si se inyectan
altisimas cantidades de este gas, este va a tender a situarse en todo el tope de la
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formacion, no generando eficientemente su funcion, y luego retirarlo de estas zonas
presenta una gran dificultad. En conclusion, se estaria desperdiciando el gas del
cual se va a proveer.

2.3.1.3 Espesor de la formacidn. El espesor de la formacion a producir para un
proceso de inyeccion WAG es determinante en gran medida, ya que de esta
depende la estabilidad que pueda llegar a tener el frente de invasién, debido a que
entre mas espesa sea la zona productora, las fuerzas gravitacionales van a ejercer
mayor accion e influencia sobre los fluidos inyectados.

Al tener las fuerzas gravitacionales, mayor influencia sobre los fluidos inyectados,
la estabilidad del frente de invasién se veria altamente reducida debido a que el gas
tendera a situarse en la parte superior del reservorio y el agua en la parte inferior
del mismo, como se evidencia en la Figura 5.

Figura 5. Espesor desfavorable para
la inyeccion WAG.

Fuente: MONROY, Diana. Analisis
de yacimientos sometidos a procesos
de inyeccion alternada de gas y agua
(WAG) mediante simulacién
numerica.

2.3.1.4 Profundidad del yacimiento. La profundidad del yacimiento, afecta como
tal los gradientes de presion y temperatura con los que se debe contar durante el
proceso de inyeccidén, asi como también la presion de fractura, la cual es
fundamental a la hora de saber las presiones a las cuales pueden ser inyectados
los fluidos.

Adicionalmente, se conoce que entre mas profundo sea un yacimiento, los fluidos
presentes en el van a presentar una mayor viscosidad.

Todos estos factores, permiten generar un concepto o una opinién previa al uso de
un sistema de recobro mejorado mediante inyeccién WAG.

2.3.2 Propiedades de los fluidos. Las propiedades de los fluidos se ven afectadas
por la inyeccién de fluidos inmiscibles, como lo es en este caso la inyeccion de gas
de combustién en el proceso alternado de inyeccion de fluidos. Dentro de las
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propiedades de los fluidos que se puedan ver afectadas dentro de la inyeccion tipo
WAG se encuentran las permeabilidades relativas de los fluidos, la viscosidad del
crudo en el yacimiento, expansion o hinchamiento del petrdleo y disminucién de la
saturacion residual del petréleo (Sor).

2.3.2.1 Permeabilidades relativas de los fluidos. La permeabilidad relativa de
cada una de las fases de los fluidos esta directamente relacionada con la saturacién
con la que cuenta cada uno dentro del reservorio, esto quiere decir que la
permeabilidad relativa para cada fase depende de si misma en cuanto a su
saturacion, este fenomeno no ocurre con la permeabilidad relativa al aceite, ya que
esta depende directamente de las saturaciones de agua y gas.*

2.3.2.2 Viscosidad del crudo en el yacimiento. Debido a que durante la inyeccion
tipo WAG se inyectan gases de combustion al yacimiento, estos gases acttan de
forma en que este gas empieza a absorber distintos componentes livianos del crudo,
generando que este disminuya su viscosidad al ser mas liviano y poderse movilizar
mas facil. En si, el gas se disuelve dentro del petréleo.

Esto genera una ventaja ya que relaciona la razon de movilidad y aumentar también
la eficiencia del barrido. Este efecto genera mas notabilidad en fluidos en crudos no
muy livianos, en los cuales las caidas de viscosidad son mas fuertes.

2.3.2.3 Expansién o hinchamiento del petréleo. Como ocurre con cualquier gas
gue se inyecta en un yacimiento, el gas de combustion que se disuelve produce una
expansion en el petréleo, como consecuencia de esto, el volumen poroso que ocupa
el crudo es mayor y en consecuencia, serd mayor la cantidad del petroleo
desplazado.

Este efecto se puede medir en un laboratorio a través de distintos estudios de
comportamiento de las fases, basandose como indicativo en el factor volumétrico
del petréleo. Aunque también, es posible estimar esto mediante correlaciones y por
modelamiento de fluidos.

2.3.2.4 Disminucion de la saturacion residual de petréleo. Cuando se generan
barridos de desplazamiento por un frente miscible, la saturacién residual del
petroleo tiende a tener un valor muy bajo, sin embargo es mucho menos al que se
tendria solamente con una inyeccion de agua. Esto se debe al hinchamiento ya
mencionado por variaciones en las caracteristicas del crudo por efecto del gas que
se inyecta.

2.2.3 Relacion entre las movilidades. La movilidad es la relacion existente entre
la permeabilidad efectiva de un fluido y su viscosidad. Al realizarse una inyeccion
de fluidos distintos a los presentes en el yacimiento, y al tener estos una interaccién
con los componentes in situ en el reservorio, se generara una relacion de
movilidades entre estos, que se expresara como el cociente entre las movilidades

44 MONROY ZAPATA., Op. Cit., p. 36
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de cada uno de los fluidos, como se expresa en la siguiente Ecuacién 1, la cual se
refiere a la relacion de movilidades entre el agua inyectada y el petréleo in situ en la
formacion.

Ecuacion 1. Relacién de movilidad entre el petréleo y el agua.

_ (Kw /1)
(Ko/tho)

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

Donde las Kw y Ko representan las permeabilidades absolutas para el agua y el
petréleo respectivamente, mientras que Ho Yy Mw las viscosidades de los fluidos en
interaccion.

Las relaciones de movilidad mayores a UNO (1) indican que el fluido desplazante,
gue seria el agua para una inyeccion de la misma, tiene una mayor facilidad para
desplazarse a lo largo del yacimiento. Este factor se presentaria como algo
desfavorable, debido a que el agua al moverse mucho mas facil que el petréleo,
esta tenderia a abrirse camino dentro de este, desplazandolo hacia un lado y no
cumpliendo con su funcion de empujarlo hacia los pozos productores.

Una relacion de movilidad igual a UNO (1), indica que el fluido de inyeccion y el
fluido que se va a desplazar tienen una misma movilidad, es decir, fluyen con la
misma facilidad en el yacimiento. Esto seria ideal para desarrollar un proceso de
empuje, pero es algo netamente tedrico ya que es practicamente que estos
coincidan. Por su parte si la relacion de movilidad entre los dos fluidos es menor a
UNO (1) se refiere a que el fluido desplazado se puede mover mas facilmente que
el desplazante, facilitando asi el movimiento del fluido que se requiere empujar hacia
los pozos productores.

Para el caso de la inyeccion WAG, en la interfase de fluidos se generan cierto tipo
de perturbaciones, debido a que los fluidos con menor viscosidad, que para este
caso serian los inyectados, tienden a desplazarse con mayor velocidad. Esto
produce un problema llamado digitacion viscosa, el cual se refiere a una condicion
gue se presenta segun la cual la interfaz de dos fluidos, tales como petréleo y agua,
rodea secciones del yacimiento a medida que se mueve y crea un perfil desigual, o
digitado.*

45 Schlumberger. Qilfield Glossary. Yacimiento de doble permeabilidad, [En linea], 2018, [revisado
el 28 de agosto de 2018]. Disponible en:
https://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/f/fingering.aspx
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La digitacion viscosa como tal, puede generar que los tiempos de ruptura de los
fluidos sean mucho menores a los esperados y que el barrido del fluido no sea
eficiente.

2.3 GENERALIDADES DE LA SIMULACION NUMERICA DE YACIMIENTOS

La simulaciéon numérica de yacimientos es un proceso técnico en el cual se plantea
el inferir el comportamiento geoldgico, petrofisico, geofisico y produccion de un
yacimiento. En el texto Fundamentos de ingenieria de yacimientos del autor Freddy
Humberto escobar se define la ingenieria de yacimientos como “la aplicacién de
principios cientificos a problemas de drenaje que resultan durante el desarrollo y
produccion de yacimientos de hidrocarburos™®.

Todo esto se refiere a la construccién de un modelo que opere de una manera muy
similar al desempefio de un yacimiento de hidrocarburos. Este modelo como se
menciond anteriormente puede ser fisico y matematico.

Basandose en distintos modelos matematicos se trata de establecer el
comportamiento 0 representacion de un reservorio cuya resolucion es posible
mediante los métodos numeéricos y resolucion de ecuaciones.

La simulaciéon de un yacimiento tiene como objetivo principal el generar una
prediccién del comportamiento de un reservorio bajo distintos tipos de explotacion
planteados técnicamente. Los resultados de estas predicciones tienen dependencia
de una gran cantidad de variables. Tales como, el esquema de extraccion, tipo de
yacimiento, modelo de empuje primario del reservorio, entre otros.

Los resultados obtenidos mediante los métodos numéricos permiten definir un modo
adecuado y optimo de produccion y explotacion de un campo petrolero. Siempre
teniendo en cuenta siempre el factor economico, y que todo proyecto sea
econdmicamente rentable.

Los principios basicos de la simulacién de yacimientos son el balance de materiales,
tomando en cuenta que todos los yacimientos de hidrocarburos son heterogéneos,
el desplazamiento de los fluidos y la distribucidon geofisica y termodinamica es
distinta para cada reservorio.

La simulacion de yacimientos tiene una gran cantidad de beneficios, tales como
disminuir la incertidumbre en los distintos planes de explotacion planteados en un
campo petrolifero, maximizar el recobro de petréleo o gas final, minimizar la
declinacién de presion del yacimiento, incrementar el porcentaje de éxito en la
perforacion y arreglo de pozos, maximizar el potencial de produccién, entre otros.*’

46 ESCOBAR,Freddy H. Fundamentos De Ingenieria De Yacimientos. 2011. p. 8.
47 RAMOS,Jorge Luis. 2018.
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La simulacion de un yacimiento se realiza mediante distintas técnicas aplicadas a la
ingenieria de yacimientos, tales como:

e Curvas de declinaciéon. Segun Magdalena Paris de Ferrer, existen tres tipos de
curvas de declinacion, hiperbdlica, exponencial y arménica.

Estas curvas estan definidas mediante la expresion:

Ecuacion 2. Curvas de declinacion
D q.,
Di= (=)
{ ql

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Introduccion a los yacimientos.

Donde n es el exponente de declinacion, Di es la tasa de declinacién al comienzo
del periodo actual de declinacion.

Para la curva exponencial D es igual a Di y estas son constantes, esto indica que la
caida de produccion por unidad de tiempo es una fraccion constante de la tasa de
produccion.

En cuanto a la curva armonica la caida de produccion por unidad de tiempo es
directamente proporcional a la tasa de produccion.

Por dltimo, la curva hiperbdlica las variables también son proporcionales
exceptuando que la potencia varia entre 0y 1%,

e Balance de materiales. Matematicamente y segun expresa Freddy Escobar en
su libro Fundamentos de ingenieria de Yacimientos el balance de materiales de
un yacimiento se expresa como la masa de hidrocarburos que se producen es
igual a los moles que se tenian inicialmente en este menos los remanentes que
se pierden durante el proceso de produccion.*®

Aunque se conoce que el volumen poroso de un yacimiento es heterogéneo a lo
largo del mismo, para una aplicacion de balance de materia se define como si este
fuera constante, se debe contar con un correcto analisis PVT del reservorio, ademas
de asumir que este es un proceso isotérmico. Para efectos del simulador GEM con
fluidos composicionales, se definen estas caracterististicas al inicio de la simulacién.

Aunque dentro de los diferentes pasos que se deben realizar para una correcta
simulacién en el software se debe incluir las compresibilidades de la formacion y del
agua presente en el yacimiento, para la realizacion del balance de materia dentro
de un yacimiento estas son despreciables.

48 PARIS DE FERRER,Magdalena. Fundamentos De Ingenieria De Yacimientos. 2009. p. 505.
4 ESCOBAR H, Freddy. Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos. 2011.p. 110
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Ademas de los dos métodos mencionados anteriormente la simulaciéon también se
debe contar con distintos métodos analiticos, los cuales se obtienen de la literatura,
acerca del comportamiento de un reservorio. Estos, permiten identificar el porqué
de los distintos comportamientos de un yacimiento a lo largo de su vida productiva.

Por udltimo, se debe tener en cuenta los distintos modelos numeéricos, estos son
importantes a la hora de trabajar en cualquier simulacién, ya que mediante ellos se
puede dar uso de las distintas correlaciones planteadas por los autores para cada
tipo de yacimiento, estas correlaciones nos permiten de algun modo identificar
distintas propiedades de un reservorio, asi como predecir de algin modo su
comportamiento a corto y largo plazo. Estos modelos numéricos, también son
necesarios para dar una solucion a la ecuacién de difusividad que es aquella que
nos permitira reconocer como sera el comportamiento de los fluidos presentes en el
yacimiento.

2.3.1 Clasificacion de los simuladores de yacimientos. Existen distintos tipos de
software especializados en el campo de la ingenieria de yacimientos. Estos son
catalogados como simuladores de yacimientos que en si son un grupo de programas
de computacion que, mediante distintos algoritmos, resuelve numéricamente las
ecuaciones del modelo matematico y obtiene soluciones aproximadas de estas
ecuaciones.%°

Actualmente estos programas tienen un gran avance tecnoldogico, ya que con ellos
es posible modelar de una manera muy realista un yacimiento especifico®. Los
simuladores también son muy importantes a la hora de tratar de monitorear y
evaluar el comportamiento y desempefio de un yacimiento de hidrocarburos.

Durante el uso de cualquier tipo de simulacion, aun y cuando estos brindan grandes
ventajas a la hora de predecir el comportamiento de un reservorio, estos presentan
también unas limitantes, al brindarnos soluciones aproximadas, debido a que estos
programas funcionan por medio de iteraciones. Esto genera que exista cierto grado
de incertidumbre, ademas de esto, todo simulador dependera de los datos de
entrada que nosotros generemos en él, es decir, si los datos que se establecen
dentro del software son erréneos, los resultados que este arrojara también lo seran.

2.3.1.1 Segun modelo de fluido. Existe una amplia variedad de simuladores de
yacimientos, estos para cada uno de los innumerables tipos de reservorio que
existen alrededor del mundo. La primer y gran clasificacion es segun su modelo de
flujo, es decir, el tipo de componentes con los que se cuenta en el reservorio, o bien,
con los que se quiere simular. Es decir, se asumen 3 0 mas fases dentro de la
simulacion.

50 RAMOS, Jorge Luis. 2018.

51 LOPEZ, Lorena. Introduccion a la simulacién numérica de Yacimientos. Ing de Yacimientos v.
[En linea], 3 de octubre de 2009 [revisado 14 de agosto de 2018]. Disponible en: http://Imla-
ingyacv.blogspot.com/2009/10/clase-nl-introduccion-la-simulacion.html
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La clasificacion de un simulador de yacimientos segun su modelo de flujo se da
basicamente en dos partes, un modelo Black Oil o0 uno composicional.

El modelo de flujo Black Oil, se refiere a que en el existen solo 3 fases distintas
dentro del yacimiento, las cuales son petréleo, gas y agua. Dentro de este, se debe
asumir que tanto el crudo como el agua son inmiscibles entre si, es decir que son
fases independientes la una de la otra, a pesar de ser liquidos. Ademas, se debe
asumir también que el gas es soluble en el petréleo, mas no en el agua.>?

Estos tipos de simuladores tienen la capacidad de realizar la simulacion de cualquier
yacimiento en el que estén presentes estas tres fases en cualquier proporcion. Sin
usados principalmente en yacimientos con producciones Unicamente de petréleo y
donde la produccion se gas 0 agua no generan grandes depleciones de presién en
el yacimiento.

La simulacion de yacimientos de petréleo negro o Black Oil es especialmente usada
para procesos de inyeccion de agua o de gas en los cuales estos fluidos son
inmiscibles con el petréleo, y donde no se espera que estos generen grandes
cambios en la composicion de los fluidos iniciales en el reservorio. En este se puede
modelar el flujo de agua, petréleo o de gas en donde se toman variaciones de la
solubilidad del gas en el petréleo en funcién de la presion.>?

También, es importante resaltar que los simuladores que se rigen mediante un
modelo de flujo Black Oil incluyen procesos de recobro primario, es decir, aquellos
en los que el yacimiento genera una produccion de hidrocarburos por medio de su
naturaleza, dentro de estos podemos encontrar la recuperacion por expansion de la
roca y los fluidos, que aunque esta no influya en gran porcentaje en el recobro final
de un yacimiento y su efecto no sea muy prolongado existe en todos los yacimientos
existentes.

En cuanto al modelo de flujo composicional, se considera esencialmente como una
generalizacion del modelo Black Oil, esto debido a que en este tipo de modelo los
efectos de transferencia de masa son bastante significativos durante el proceso de
desplazamiento del fluido dentro del yacimiento.>

En el modelo composicional por lo general las tres fases de fluidos en el yacimiento
estan bien definidas, la gran diferencia con el modelo Black Oil es que en este se
definen las composiciones reales de las fases del petrdleo y gas, y el
comportamiento de estos dentro del andlisis PVT lleva un mayor trabajo y sus
especificaciones son mas exactas.

52 CARRILLO, Lucio. Simulacion de petréleo negro (BLACK OIL). PETROBLOGGER.COM. [En
linea], 30 de julio de 2010, [revisado 14 de agosto de 2018]. Disponible en:
http://mww.ingenieriadepetroleo.com/simulacion-de-petroleo-negro-black-oil/

3 CARRILLO, Lucio. Ibid.

54 La comunidad petrolera. Tipos de modelos de simulacion de yacimiento. La comunidad petrolera.
[En linea], 27 de abril de 2009, [revisado 15 de agosto de 2018]. Disponible en:
https://www.lacomunidadpetrolera.com/2009/04/tipos-de-modelos-de-simulacion-de.html
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Los gases, por su parte llevan cada uno de sus componentes al realizar un analisis
PVT, es decir se especifica cada componente presente tanto en los gases presentes
en el yacimiento como los que se desean inyectar si el proceso que se va a plantear
en el simulador es una inyeccién de algun gas.

También es importante rastrear cada uno de los componentes del petréleo, es decir
especificar si este cuenta con algun gas en solucién y los componentes del mismo.
También especificar el tipo de crudo con el que se cuenta y sus distintas
propiedades.

Dentro de este modelo de flujo se pueden realizar distintos procesos de produccion
tales como la inyeccién de cualquier gas en el cual el petréleo sea movil dentro del
yacimiento, la inyeccién de un gas en yacimientos que estan cercanos a los puntos
criticos del reservorio, procesos especiales como recirculacion de gas en cualquier
yacimiento, entre otros.

2.3.1.2 Segun régimen de flujo en la roca. Los simuladores de yacimientos
también son clasificados segun el régimen de flujo en la roca del yacimiento que se
requiera estudiar, es decir los tipos de canales por los que se van a movilizar los
fluidos dentro del yacimiento, estos canales representados por la porosidad y la
permeabilidad.

Primero, existen los simuladores especializados para un régimen de flujo
convencional en la roca, es decir aquellos en los que el yacimiento tiene una
porosidad simple, que no es mas que la porosidad natural con la que cuenta el
reservorio. Aquella que tiene inicialmente la roca después de toda su historia de
compresion y que queda definida luego de la liberacion de la presion inicial del
yacimiento en el momento de este ser perforado.

Cabe resaltar que la porosidad simple, al ser generada en los sedimentos
resultantes después de la depositacion y la compactacion inicial esta depende
principalmente de las distintas caracteristicas con las que pueda contar los
sedimentos, tales como el tamafio de sus granos, su forma y su clasificacion. Esta
tiende a tener un decrecimiento, debido a que la roca cada vez se comprime mas y
tiene a sepultarse con el tiempo.>®

Los simuladores de yacimientos también son utilizados para otro régimen de flujo
en la roca, el cual se refiere a aquellos yacimientos que tienen una porosidad dual
0 secundaria, estos estan clasificados como yacimientos fracturados, esta se
caracteriza por tener una relacion con los esfuerzos tectdnicos que tienen los
reservorios después de la etapa de sepultacion y compactaciéon de la roca, también
se puede generar por las fuerzas generadas por los distintos acuiferos o fuerzas de
empuje presentes en el yacimiento.

5 MUNOZ, Cristofer. Porosidad. Ingenieria Petrolera. [En linea], 4 de febrero de 2017, [revisado el
15 de agosto de 2018]. Disponible en: http://ingpetol.blogspot.com/2017/02/porosidad.html
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Los yacimientos fracturados también se pueden clasificar en cuanto estos presentan
una permeabilidad dual, es decir, que en el reservorio los fluidos son capaces de
desplazarse a través de la porosidad primaria y la secundaria.®®

2.3.1.3 Segun modelado de métodos EOR. Otro tipo de clasificacién de los
simuladores de yacimiento, también se refiere al modelado de los métodos EOR
(enhaced oil recovery) o procesos de recobro mejorado. Dentro de ellos la primera
categorizacion se expresa a través de los procesos de recobro quimico enlos cuales
se involucran la inyeccion de distintos materiales que no estan presentes en un
yacimiento. Dentro de estos tipos de materiales se pueden encontrar polimeros,
emulsiones o combinaciones entre estos.®’

Dentro de las invasiones quimicas para procesos de recobro mejorado, también,
histéricamente se han utilizado distintos materiales como el amonio liquido,
alcoholes, entre otros.

Dentro de los métodos de recobro mejorado, también se pueden encontrar procesos
como los térmicos, que son usados principalmente para calentar el reservorio y de
esta manera disminuir la viscosidad del petréleo para que este pueda fluir mas
facilmente a través del yacimiento. Para realizar este proceso se utiliza
principalmente la inyeccion de agua caliente al yacimiento o de vapor, que bien,
puede ser de manera continua o alternada.

También, dentro de los métodos térmicos de recobro mejorado esta el proceso de
combustion del yacimiento, el cual es calentado mediante resistencias eléctricas las
cuales ayudan a calentarlo para que el petréleo empiece a perder componentes
para aligerarlo o bien para que este pierda su viscosidad, y asi, lograr que este fluya
mas facilmente.

Por ultimo, dentro de los modelos EOR, también estan los procesos miscibles, es
decir, en los cuales se genera una inyeccion de fluidos en el yacimiento, los cuales
actan como un agente desplazante al petroleo. El desplazamiento miscible puede
darse en el primer contacto, esto cuando los dos fluidos son miscibles en todas sus
proporciones. O bien, se puede generar con distintos tipos de gases, los cuales
toman un tiempo en mezclarse dentro del yacimiento.

Dentro de los procesos de recobro por inyeccion de fluidos miscibles se encuentra
el de inyectar tapones miscibles, es decir inyectar algun tipo de solvente liquido para
gue contacte en primer instancia al banco de petréleo y luego enviar por baches
distintas cantidades de gas y agua para que estos empujen el banco mezclado entre
el petréleo y el solvente liquido hacia el pozo productor.

% Schlumberger. Oilfield Glossary. Yacimiento de doble permeabilidad, [En linea], 2018, [revisado
el 16 de agosto de 2018]. Disponible en: https://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/d/dual-
permeability _reservoir.aspx

5 PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccion de agua y gas en yacimientos petroliferos. Segunda
edicion. 2007. p. 313.
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También dentro de los procesos miscibles de recobro de petréleo, clasifica la
inyeccién alternada de agua y gas o modelo Water Alternating Gas. Este proceso
permite controlar la inestabilidad del frente de desplazamiento y con esto mejorar la
eficiencia de barrido vertical, al disminuir la razén de movilidad, y por lo tanto,
aumentar la eficiencia de barrido volumétrico.%8

2.3.1.4 Procesos especiales. Dentro de la clasificacion de los simuladores también
se encuentran aquellos que son usados para procesos especiales, es decir aquellos
gue se refieren a procesos geomecéanicos, APl TRACKING, entre otros.

Los procesos geomecanicos se refieren a aquellos en los que se trata de deformar
las rocas y los minerales presentes en el yacimiento, por medio de fracturas
generadas a presion, entre otros. Con el fin de generar nuevos canales de
desplazamiento para los fluidos del yacimiento. Estos se clasifican como procesos
especiales, debido a su alta complejidad geoldgica.

2.3.2 Ecuaciones que usa el simulador. Los simuladores de yacimientos manejan
distintos métodos de modelos numéricos para cumplir con su objetivo, que en si, es
predecir y representar el flujo de los fluidos presentes en el reservorio a traves de
este.

La simulacion numérica de un yacimiento, se rige principalmente por principios de
balance de materiales, donde se toma en cuenta la heterogeneidad presente en el
yacimiento y la direccién del flujo de los fluidos.%®

2.3.2.1 Ecuacion de balance de materiales. La ecuacion de balance de materiales,
se define como el balance del volumen que se presenta al igualar la produccion de
fluidos de un yacimiento, que se representa como el vaciamiento del mismo y la
expansion que presentan los fluidos con las caidas de presidon que se generan
durante la produccion. Fue desarrollada en el afio 1941 por Schilthuis; en esta, se
establece una diferencia entre el volumen total de los fluidos iniciales en el
yacimiento, y la cantidad de fluidos remanentes deben ser iguales a la cantidad de
fluidos producidos.®°

Se debe tener en cuenta las siguientes consideraciones para aplicar el balance de
materia:

Volumen poroso constante.

No existe compactacion ni subsidencia.

El PVT es representativo del yacimiento

Proceso isotérmico

Las compresibilidades del agua y la formacién son despreciables.

%8 PARIS DE FERRER, Magdalena. lbid. p.327.

% RAMOS, Jorge Luis. Op. Cit.

60 | a comunidad petrolera. Ecuacién de balance de materiales. La comunidad petrolera. [En linea],
18 de enero de 2009, [revisado 17 de agosto de 2018]. Disponible en:
https://www.lacomunidadpetrolera.com/2009/01/la-ecuacin-de-balance-de-materiales.html

59



e Se considera equilibrio termodinamico entre el gas y el petroleo a presion y

temperatura de yacimiento
e Dimension cero®!

La ecuacién de balance de materiales, esta definida en la Ecuacion 3.

Ecuacion 3. Ecuacion de balance de materiales.

N,[B, +B.(R, -R)]|-(W,-W,)B,

N =

Be

!80 _ﬁoi +mﬁof{£ _l] +l"?g (R_ri _Rs) +ﬁoé{l +m)(c‘vlsj%}ép

i

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Introduccion a los yacimientos. 2008.

Donde:

Np = Petroleo producido, BF

N = Petroleo original in-situ, BF
G = Gas inicial en el yacimiento

m = Tamanio inicial de la capa de gas
o volumen inicial de la capa de
gas/volumen de la zona de petrdleo

(N)

Np = Petréleo producido acumulado,
BF

Gp = Gas producido acumulado, pcn
Wp = Gas producido acumulado, BF

Rp = Relacion gas-petroleo
acumulada, Gp/Np, pcn /BF

Rs = Relacion gas-petrdleo, pcn/BF

o, Bw = Factor volumétrico de
formacion del petrdleo y del agua,
bbl/BF

3g = Factor volumétrico de formacion
del gas, bbl/pcn

We = Intrusion acumulada de agua,
BF

Sw = Saturacion de agua, fraccion cw,
co,

cg = Compresibilidad del agua, del
petréleo y de gas, 1/psi

cf = Compresibilidad del volumen
poroso, 1/psi

P = Presion estatica del yacimiento,
psia

AP =Pi - P i =inicial

2.3.2.2Ley de Darcy. Lareconocida Ley de Darcy, descubierta por el francés Henry
Darcy en 1856. En esta se describe que la velocidad a la que avanza un fluido en

61 La comunidad petrolera. Ibid.
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un medio poroso, la Ley de Darcy es proporcional a la permeabilidad y al gradiente
de presion, e inversamente proporcional a la viscosidad del fluido.

La ecuacién de Darcy para flujos monofasicos se describe en la Ecuacion 4.

Ecuacién 4. Ley de Darcy.

_q kdp
“=a~ udx
Fuente: EcuRed. Ley de Darcy. [En linea]. [Revisado 22 de enero de 2019].
Disponible en: https://www.ecured.cu/Ley_de_Darcy.

Donde:
M= Viscosidad del fluido, cp k= permeabilidad de la roca, darcy
A= Seccion transversal de la roca, cm? dp= Densidad del fluido + (Densidad

del fluido)*(gravedad

g= Tasa volumetrica del flujo en especifica)*(distancia recorrida).5?

movimiento, cm3/seg

3.3.2.3 Ecuacion de estado. La ecuacion de estado, habla acerca de un estado de
equilibrio, es decir, que la presion y la temperatura de cualquier masa es igual en
todos los puntos de la misma. Por ende, si esta masa es contactada por cualquier
fuente de calor, al estar el sistema en equilibrio, se debe esperar hasta que se
genere unatransferencia de calor alrededor de dicha masa para que se pueda lograr
llegar de nuevo a un estado de equilibrio.

La Presion de un gas sobre las paredes del recipiente que lo contiene, el Volumen
gue ocupa, la Temperatura a la que se encuentra y la cantidad de sustancia que
contiene (numero de moles) estan relacionadas. A partir de las leyes de Boyle-
Mariotte, Charles- Gay Lussac y Avogadro se puede determinar la ecuacion que
relaciona estas variables conocida como Ecuacion de Estado de los Gases ldeales:
PV=nRT. El valor de R (constante de los gases ideales) puede determinarse
experimentalmente y tiene un valor de 0,082 (atm.L/K.mol ).No se puede modificar
una de estas variables sin que cambien las otras.

Esta ecuacion, es usada principalmente por los simuladores, para poder predecir el
comportamiento de los gases presentes en el yacimiento, y se describe de la
siguiente manera.

62 PARIS DE FERRER, Magdalena. lbid. .49.
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Ecuacion 5. Ecuacién de estado para gases ideales.
PV = nRT

Fuente: Universidad de Extremadura. Ecuacion de estado de los gases ideales. [En
linea] 18 de abril de 2011. [Revisado 22 de enero de 2019]. Disponible en:
https://lwww.eweb.unex.es/eweb/fisteor/vicente/bf/gas

2.3.2.4 Ecuacion de difusividad. La ecuacién de difusividad se define como una
diferencia parcial que define en gran medida la variacion, en el tiempo y en el
espacio de una cantidad fisica que se rige por la difusion. Est4, es obtenida por la
combinacién de la ecuacién de continuidad, la ley de flujo y la ecuacion de estado.

Es una ecuacion diferencial parcial parabdlica, en donde su forma proviene de la
primera derivada parcial de un campo con respecto al tiempo. Su principio proviene
de la premisa en que el flujo de fluidos a través de un medio poroso es directamente
proporcional al flujo de calor a través de los sélidos.53

Esta ecuacion tiene tres variables principales, las cuales se resumen en 1 (UNA)
presion, que generalmente es la del yacimiento y 2 (DOS) saturaciones, la del aceite
y del gas.

En la Ecuacidn 6 se evidencia la ecuacidn de difusividad para un sistema lineal, en
esta se puede observar la derivada parcial con respecto al tiempo y una segunda
derivada con respecto a la distancia.

Ecuacion 6. Ecuacion de difusividad para un sistema lineal

1 9 dpp dpp
— ™D = -
rp Orp drp dtp

1 <rp < rep

Fuente: Aplicacion del método inverso al analisis de ensayos de pozos
petroliferos. Ecuacion de Difusividad. [En linea] 18 de febrero de 2008. [Revisado
22 de enero de2019].Disponible en:
https://upcommons.upc.edu/bitstream/handle/2099/8848/Article01

63 Schlumberger. Ecuacion de difusividad. Schlumberger Qilfield Glossary. [En linea] 2018,
[revisado 29 de octubre de 2018]. Disponible en:
https://www.glossary.oilfield.sIb.com/es/Terms/d/diffusion_equation.aspx
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3. DESARROLLO E HISTORIA DE PRODUCCION DEL CAMPO

En esta seccion de este trabajo de investigacion se presentara una breve
descripcién del historial de produccion del campo en cuestién, el cual presento su
viabilidad econdmica hacia el afio de 1960. Se explicaran las distintas etapas en la
cual se presentaron distintas anomalias en las tasas de produccion de
hidrocarburos. Asi como se recopilaran las distintas campafias de explotacion del
campo.

Adicionalmente, se describiran los distintos pilotos de inyeccién de agua que se
presentan en el campo objeto de estudio de este trabajo de explicacién, asi como
el planteamiento de las distintas bases te6ricas de la inyeccién de agua para los
campos petroliferos.

Lo anteriormente describe se realiza con el fin de dar cumplimiento a los objetivos
(2) DOS y (4) CUATRO propuestos para este trabajo.

3.1 HISTORIAL DE PRODUCCION DEL CAMPO

El campo objeto de estudio, ubicado en las proximidades de la Refineria de
Barrancabermeja, remonta su historia hacia el afio de 1960 en donde se establece
la comercialidad del campo por parte de la compafia ECOPETROL S.A., en la
primera campafia de explotacion del campo se realizo la perforacion de 42 pozos
productores, con los cuales se alcanz6 a una produccion de unos 1400 barriles de
petroleo por dia (BOPD), en los cuales se registro una baja tasa de sedimentos y
agua producidos, de un 10% de BSW y un GOR de 600 PCN/BN en promedio
durante los primeros afios de produccion.

Para inicios del 1961 se contaban ya con (9) NUEVE pozos productores que
llegaron alcanzar una produccion acumulada de mas de (3) TRES Millones de
barriles en ese solo afio, una produccién bastante alta para esa época. Mas
adelante en el afio 1962 se perforaron dos pozos adicionales, lo cual género que la
produccion alcanzara un tope de 11Mbls en ese afio. Durante los préximos 4 afios
se obtuvo una produccion acumulada entre los 9 y 10 MBIs. Hacia el afio de 1972
la empresa operadora del campo noto que la produccion del campo empezé a
decrecer de manera abrupta durante la década de 1970, por lo cual ECOPETROL
S.A. se dio en la tarea de empezar a evaluar la viabilidad para generar un recobro
mejorado en el campo, debido a que la energia que aportaba el mecanismo de
produccion primario no era la suficiente.

En la Grafica 3 se establece el historial de produccion del campo objeto de estudio
de este proyecto de investigacion, la cual se obtuvo a partir exportaron los datos en
formato OFM suministrados por la compafiia ECOPETROL S.A., en ellos se
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establece la produccion anual de cada uno de los 242 pozos presentes en el campo
de estudio, desde el inicio de la produccion en 1961.

Grafica 3. Produccién anual histérica del campo objeto de estudio
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Fuente: ECOPETROL S.A. Bogotéa, 2018. Modificado por el autor.

Como se aprecia en la Grafica 3, en la década de 1980 la produccion de petroleo
aumenta significativamente debido a que en esta época comienza la segunda
campafa de explotacion del campo en la cual se perforaron nuevos pozos y se
realizO un reacondicionamiento de los pozos existentes, estos trabajos de
reacondicionamiento se realizaron debido a que algunas de las tuberias de
produccion de los pozos mas antiguos  presentaban distintos tipos de
taponamientos por el hinchamiento de arcillas y la precipitacion de asfaltenos
propios del crudo.

Para inicios del siglo XXI, mas exactamente hacia el afio 2000 la produccion del
campo decrecié de nuevo, debido a que por motivos propios del decrecimiento de
la presion del yacimiento y deterioro de las tuberias de produccién el caudal
producido se vio afectado. A raiz de esto, en el afio 2012, la compafiia ECOPETROL
S.A. inicia tres distintos pilotos de inyeccién de agua, los cuales arrojaron resultados
satisfactorios, alcanzando una produccién de mas de 15 Mbls anuales, aunque en
los afios mas recientes de produccion se ha evidenciado que el agua de inyeccién
estd presentando rapidas canalizaciones, debido a este inconveniente se estan
presentando producciones de agua muy altas.
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3.1.1 Problemas asociados al campo objeto de estudio. A continuacion se
describen los distintos problemas operacionales que se han presentado en el campo
objeto de estudio a lo largo de su historia productiva.

e Salinidad del agua de formacion. La alta salinidad del agua de formacion
procedente del campo de estudio ha sido un problema para la empresa
ECOPETROL S.A., debido a que su incompatibilidad con la formacién genera que
no se pueda disponer este recurso para una eventual expansion del campo,
debido a esto, ECOPETROL S.A se encuentra realizando esfuerzos para definir
algun recurso hidrolégico compatible con la salmuera de la Formacion Mugrosa,
esto con el fin de poder utilizar este recurso en futuras inyecciones en el mismo
campo o en los campos mas cercanos.

e Corrosion. Otro de los problemas que se presentan en el campo, es la corrosion
debido al CO: y la presencia de bacterias provenientes del agua de la Formacion
Mugrosa, por lo cual ECOPETROL S.A. implemento la evaluacion del uso de
guimicos para contrarrestar los dafios de corrosion. Otras de las medidas que se
tomo por parte de la compaiiia fue utilizar metalurgia robusta, con el fin de evitar
este tipo de inconvenientes operacionales.

e Contenido de arcilla. El contenido de Arcillas oscila entre el 5% y 15%. Entre
ellos los porcentajes de Caolinita son de 40%, llitas del 20% y Esmécticas del
40%. Las arcillas presentes en la formacion generan que el movimiento de finos y
cortes sea mayor, como también genera que el agua de la formacion reaccione
con las arcillas, haciendo que estas se hinchen. Consecuencia de esto, se genera
un dafio de formacion y por consiguiente una caida en la produccion. A raiz de
esto, ECOPETROL S.A. recomendo la evaluacion de interacciones con posibles
fluidos de inyeccion, fluido-fluido incluyendo estabilizadores de arcillas. Estudios
con nucleos de tipo de roca representativos (Nuevos nucleos a tomar durante
futuras campafas de perforacidn) entre otros.

e Incertidumbre de barrido. La incertidumbre de barrido en las diferentes unidades
de flujo del yacimiento, ha aumentado a lo largo de la historia de produccion del
campo, debido a las ultimas pruebas de inyectividad que se realizaron en el
campo, en las cuales se determind que el agua que se viene inyectando en el
campo no esta barriendo de la mejor manera el banco de petréleo, por lo cual la
compafiia tomo la determinaciéon que para futuros proyectos se realice una
caracterizacion mas profunda del yacimiento y se generen nuevas tomas de
registros tanto Open hole como Cased hole para corroborar la informacion
obtenida.
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3.2 INYECCION DE AGUA

Desde 1865 en estados unidos se ha venido utilizando este mecanismo para
restablecimiento de presion como también para aumentar el factor de recobro. La
primera inyeccion ocurrié a causa de un accidente en el cual habia acuiferos
superficiales que empujaban o desplazaban la zona de petroleo.

El primer patrén de flujo que se utiliz6 se denomind inyeccion circular la cual
consistia en inyectar agua en un solo pozo a medida que la zona que se estaba
siendo invadida por el agua aumentaba los pozos que lo rodeaban era invadidos
por el agua estos se iban convirtiendo en inyectores para crear un frente circular
mas amplio.

En 1921 se le cambio el concepto de invasion circular por arreglo en linea en la cual
dos filas de pozos productores se alternaron en ambos lados con una linea igual
de pozos inyectores.

Para 1928 el patron de linea se reemplazo por arreglo de 5 pozos. Después para
1940 la practica de inyeccion de agua se expandio rapidamente y que permitieron
mayores tasas inyeccion-produccion.

Caracteristicas que debe tener el agua de inyeccion

e El agua no debe de ser corrosiva. El alto contenido de oxigeno y Hidrogeno son
los compuestos mas comunes de corrosion en tuberias.

e El agua no debe depositar minerales mientras se esté presente en operacion.

e El agua no debe de contener solidos suspendidos debido a que estos taponarian
las tuberias.

e El agua inyectada no debe reaccionar para causar hinchamiento de minerales
arcillosos presentes en la formacion productora.

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

3.2.1 Inyeccién de agua externa. Este tipo de inyeccion consiste en inyectar el
agua directamente en la zona donde se encuentra el petréleo. A medida que el agua
invade la zona de va desplazando los fluidos del volumen invadido de los pozos
productores.

La seleccién del arreglo de inyeccion de agua depende de la estructura del
yacimiento, los limites del mismo y la continuidad de las arenas, entre otras
propiedades estéticas del yacimiento.

Dentro de las ventajas que existen al realizar una inyeccion externa de agua se
plantea que el yacimiento tiene una rapida respuesta a la misma, debido a que esta
genera una subida de presidn dentro del reservorio. Ademas, cabe resaltar que este
tipo de inyeccion es mas efectivo cuando se cuenta con yacimientos con bajo
buzamiento y permeabilidades efectivas bajas.
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3.3 HISTORIA DE INYECCION DE AGUA EN EL CAMPO

En el afio 2012 la compafiia ECOPETROL S.A. implemento un piloto de inyeccion
en el campo objeto de estudio el cual presento un grado de efectividad muy
favorable obteniendo un incremental de produccion acumulado de 181.000 BLS.
Aumentando el factor de recobro en 2.3% y gracias esto, logro obtener mas
informacion acerca del yacimiento y ayudo a mejorar los modelos estaticos y
dindmicos del campo de estudio.

Algunos estudios de la empresa ECOPETROL S.A muestran algunas anomalias
gue se han venido presentado en el proceso de inyeccién en el campo dentro de las
cuales se destacan que las variaciones de permeabilidad varian entre 5E-4 mD
hasta 3785 mD, estas fueron calculadas por medio de informacién de corazones
tomados de otros pozos. Se encontré que las variaciones de permeabilidades de
las subunidades de la formacion mugrosa son variables y que presentan una
permeabilidad promedio de 120mD.

El Campo de estudio presenta una salinidad de agua de formacion entre 32,000
ppm a 45,000 ppm; el agua de Inyeccion usada en el piloto fue agua de produccion
por lo cual los riesgos referentes a compatibilidad roca-fluido fueron relativamente
bajos.

Durante el piloto de inyeccion de agua de produccion del campo de estudio se
usaron las facilidades de produccién existentes de la estacion, las cuales constan
de sistemas de separacion bifasica, medicion, deshidratacion, almacenamiento y
fiscalizacion. El agua de inyeccion es transferida hacia la planta de tratamiento por
medio de dos bombas. Adicionalmente fue construida una linea de transferencia y
planta de inyeccidon por el tratamiento complementario al agua asociada a la
produccion y la inyeccion a alta presion.

La planta de tratamiento de reinyeccion de agua del piloto esta disefiada para el
manejo de 5.000 BWPD, su caudal es tomado de las piscinas de oxidacion, llega a
los tanques de estabilizacion de la PIA que sirven de cabeza a las bombas de
alimentacion a filtros de cascara de nuez; en los filtros la corriente pasa por un
tanque de agua del cual se conectan dos bombas de alta presion y se bombean
finalmente a los pozos.

La planta de inyeccion de agua se establece en la Figura 6.
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Figura 6. Disefio planta de inyeccién de agua del campo

lanques de estabilizacion

Bombas de inyeccion de alta
Somoas ce presion

Fuente: ECOPETROL S.A. 2012. Modificado por el autor.

La planta de inyeccion de agua del campo objeto de estudio cuenta con las
siguientes etapas de proceso:

e Recibo (tanque K-711A) e Almacenamiento de agua filtrada

e Desnatado (tanque K711-S) (tanque K-711B)

e Bombas de alimentacion a filtro (P- E;o()sgtsétfms_7f§ Ar;)éecilogon(]ﬁgrsnbg:

712 A/B) inyeccion P-714 A/B)

e Filtracion (filtro SB-126) e Sistema de lodos (decantador ST-

711)

3.3.1 Piloto de inyeccién de agua. El piloto de inyeccion esta distribuido en dos
patrones de arreglos irregulares para inyectar agua asociada a la produccion de
hidrocarburos de la Formacion Mugrosa. Este patron fue definido después de la
evaluacion de parametros petrofisicos tales como (porosidad y permeabilidad),
posicion estructural favorable para una buena eficiencia de barrido de hidrocarburos
hacia pozos productores, continuidad de las Arenas B de la Formacion Mugrosa y
el aprovechamiento de la infraestructura existente. Los patrones presentan una
configuracion irregular debido a que algunos pozos cercanos presentan un estatus
de inactividad o abandono.

Para la seleccion y disefio de los patrones de inyeccion de agua se ejecuté una
metodologia experimental, en la cual se compuso de un andlisis de produccion,
analisis petrofisicos y analisis de la geologia presente a nivel estratigrafico. Se
planted la inyeccion de 1800 BWPD por pozo inyector con una presion promedio de
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2250 Psi por pozo por lo cual se esperaba llegar a producir 0.98 MBLS de petréleo
incremental.

3.3.1.1 Definicién del area piloto. El piloto de inyeccion de agua del Campo de
estudio comprende tres pozos inyectores 1-57, 1-35 y el I-111 formando arreglos
irregulares invertidos, como se evidencia en la Tabla 6.

Tabla 6. Patrones de inyeccion presentes en el campo objeto de estudio

PATRONES DE INYECCION DEL CAMPO
POZO INICIO DE INYECCION |TASA DE INYECCION | PRESION DE INYECCION
I-57 Agosto de 2012 974 BPD 1839 PSI
1-35 Agosto de 2012 473 BPD 2024 PSI
1-111 Junio de 2015 567 BPD 2017 PSI

Fuente: Elaboracion propia.

El piloto de inyeccion de agua implementado en el campo esta distribuido en dos
patrones de arreglos irregulares, los cuales se implementaron para inyectar agua
asociada a la produccion de hidrocarburos de la Formacion Mugrosa. Este patron
fue definido después de la evaluacion de parametros petrofisicos tales como
porosidad y permeabilidad de la formacién, posicion estructural favorable para una
buena eficiencia de barrido de hidrocarburos hacia pozos productores, continuidad
de las Arenas B de la Formacion Mugrosa y el aprovechamiento de la infraestructura
existente. Los patrones presentan una configuracion irregular debido a que algunos
pozos cercanos presentan un estatus de inactividad o abandono.

Para la seleccion y disefio de los patrones de inyeccion de agua se ejecutd una
metodologia experimental, la cual se compuso de un analisis de produccion, analisis
petrofisicos de la zona y analisis de la geologia presente a nivel estratigrafico. Se
planted la inyeccion de 1800 BWPD por pozo inyector con una presion promedio de
2250 PSI para cada pozo inyector.

3.3.2 Patrones de inyeccion del campo. A continuacion se presentan los tres
patrones de inyeccion de agua existentes en el campo objeto de estudio de este
trabajo con su respectivo analisis de produccion y posicionamiento en el area del
campo.

En la Figura 7 se establece un modelo del area piloto de inyeccion planteado por
ECOPETROL S.A.
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Figura 7. Area piloto de inyeccion de agua

Fuente: ECOPETROL S.A. 2012. Modificado por el autor.

3.3.2.1 Patrén de inyeccion 1-35. En la Tabla 7 se presenta el primer patrén de
inyeccion realizado en el campo objeto de estudio, el cual se implement6 en el afio
2012

Tabla 7. Patron de inyeccién 1-35
PATRON DE POZO INYECTOR [-35

POZOS INYECTORES [ POZOS PRODUCTORES
I-35 P-86
P-25
P-128

Fuente: Elaboracion propia.

El patron de inyeccion 1-35 esta configurado por un pozo inyector y tres pozos
productores, los cuales se describen a continuacion:

e Pozo Inyector I-35. El pozo I-35 esta completado en las subunidades de la
Formacion Mugrosa B3-1, B4-0, B4-2y C.

e Pozo Productor P-128. Se encuentra completado en las subunidades de la
Formacion Mugrosa B, B3-0, C, C2, C3 y Esmeralda. Comparte con el inyector las
arenas B4-2 y C. Se ha identificado de intervencion de cafioneo adicional en
arenas Fosiles, B2-1, B3-1, C, C2, C3 con evaluacion selectiva para verificar
afectacion en Mugrosa C.
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e Pozo Productor P-25. Completado en las arenas B, B3-0 y B3-1. Comparte con
el inyector la arena B3-1. Se abre intervalo B3-1 en noviembre de 2014.

e Pozo Productor P-86. Completado en Fdésiles, B2-1, B3-0, B4-2, C, C1, C2, C3y
Esmeralda. Comparte con el inyector la arena C. Se cafionearon las arenas B2-1,
B3-0 y C con evaluacion selectiva para verificar afectacion en Mugrosa C para
lograr un balanceo de la inyeccién del patron 1-35.

El historial de inyeccion de este patron se resume en la Gréfica 4.

Grafica 4. Historial de inyeccion del patron [1-35
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Fuente: Elaboracion propia.

En la Gréafica 4 puede observar que desde que empez0 la inyeccion en el pozo 1-35
desde el 2012 hasta el 2015 tuvo un aumento el caudal de inyeccion ya que en 2012
empez6 la inyeccion con un caudal de aproximadamente 300 BWPD y en el 2015
llego a tener un caudal de inyeccion de alrededor de los 1800 BWPD esto debido a
la compleja geologia que presente la formacion mugrosa. A partir del segundo
semestre del 2015 se puede evidenciar en la grafica la reduccion del caudal de
inyeccion debido a la irrupcion temprana del agua inyectada en los pozos
productores por lo cual la empresa Ecopetrol S.A decidié reducir el caudal de
inyeccion hasta el 2017 alrededor de los 500 BWPD para asi no seguir presentado
los mismos inconvenientes. Entre mediados del 2017 y principios del 2018 se
mantiene un caudal mas o menos constante entre los 1000-1200 BWPD hasta que
a mitad del 2018, a inyeccion cae practicamente a 200 BWPD debido a un dafio en
la bomba de inyeccion que fue solucionado de manera oportuna para asi mantener
un caudal de aproximadamente 1200 BWPD que se esta manejando en este
momento en el campo de estudio.

3.3.3.2 Patrén de inyeccion I-57. Es el segundo patron de inyeccién construido en
el campo objeto de estudio, la composicién de sus pozos se especifica en Tabla 8.
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Tabla 8. Patron de inyeccion 1-57
PATRON DE POZO INYECTOR I-57

POZOS INYECTORES | POZOS PRODUCTORES
I-57 P-112
P-84
P-109

Fuente: Elaboracion propia.

Los pozos con produccion incremental asociada a la inyeccion de agua (P-112 P-
109 y P-84) correspondientes a la primera linea de afectacion del patron de
inyeccion 1-57.

e Pozo Inyector I-57. Completado en las arenas B, B2-1 y B3-1.

e Pozo Productor P-112. Completado en las Arenas Fosiles A4, B, B2, B2-1,
C3 y Esmeralda. Comparte con el inyector las arenas B y B2-1.

e Pozo Productor P-84. Completado en B, B2-1, B2-2 y B3. Comparte con el
inyector las arenas B, B2-1y B3-1

e Pozo Productor LL-109. Completado en las arenas B, B2, B2-1, B3-1, B4-
1, Cy C2. Comparte con el inyector las arenas B, B2-1 y B3-1.

En la Gréfica 5 se puede observar que desde el 2012 que se inicid la inyeccion
desde el pozo I-57 hasta finales del 2013 se puede ver el incremental de inyeccion
del agua debido a que empez6 alrededor de los 400 BWPD vy llego a estar casi a un
caudal del 1400 BWPD lo cual fue realizado por la empresa Ecopetrol S.A debido a
las caracteristicas del yacimiento y a la eficiencia de barrido que se tenian a esas
tasas de inyeccién .A principios del 2014 hubo una caida en la inyeccién debido al
dafno de las bombas de inyeccion que rapidamente fue solucionada por la empresa
para asi dar otra vez inicio a la inyeccidn a las mismas tasas que se venian
manejando alrededor de los 1400 BWPD. De ahi en adelante se puede evidenciar
algunas caidas en la tasa de inyeccion que fueron por trabajos ajenos a la inyeccion
tales como limpieza de algunos de los pozos inyectores como también de los
productores pero al final se siguen manejando las tasas de inyeccion iniciales
debido a la buena eficiencia de desplazamiento que han presentado los pozos
productores con esas tasas de inyeccion de aproximadamente 1200 BWPD.
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Grafica 5. Historial de inyeccion del patrén I-57
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Fuente: Elaboracion propia.

Para efectos de este trabajo, este patrén de inyeccion juega un papel fundamental,
debido a que en él se realizara la evaluacion de una posible inyeccion alternada de
gas y agua en las Arenas B de la Formacién Mugrosa.

3.3.3.3 Patrén deinyeccion I-111. Este patron inicio inyeccion en agosto del 2015,
considero el pozo P-117 en el patrén, Pero este nunca presento indicios de ser
afectado por la inyeccion, luego se determind que entre el pozo inyector 1-111 y el
pozo P-117 hay una falla.

En la se especifican los pozos que hacen parte de este ultimo patron de inyeccion
de agua implementado en el campo objeto de estudio.

Tabla 9. Patron de inyeccion 1-111
PATRON DE POZO INYECTOR I-111
POZOS INYECTORES |[POZOS PRODUCTORES
l-111 P-118
P-117

Fuente: Elaboracion propia.

e Pozo Inyector I-111. Completado en Fésiles, B, B2-1 y B4-1.
e Pozo Productor P-118. Completado en las arenas, B, B2, B2-1, B2-2, B3y B3-0.
Comparte con el pozo inyector las arenas By B2-1.
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e Pozo Productor P-117. Completado en Fosiles, Foésiles-1, B, B2-1, B3-1, B4-1,
B4-2, C, C3 y Esmeralda comparte con el pozo inyector I-111 las arenas B y B2-
1.

En junio del afio 2015 se empez6 con el piloto de inyeccién del pozo [-111 el cual
inicio con una tasa de aproximadamente 500 BWPD y que a mediados del mes de
octubre del mismo afio reporto la tasa mas alta de inyeccidn que se haya tenido en
ese arreglo con una tasa de inyeccion de aproximadamente 1200 BWPD. En febrero
de 2016 se presenta una caida en la tasa de inyeccion debido a mantenimiento
preventivo de una de las bombas de inyeccion del campo de estudio por lo cual la
tasa de inyeccion para ese mes estuvo en 400 BWPD la cual a comparacion de al
inicio de la inyeccién pues fueron casi 800 BWPD menos. De ahi en adelante hubo
un pico de inyeccion de 800 BWPD la cual se present6 en el mes de abril pero se
tuvo que reducir la tasa de inyeccién en los siguientes meses debido a que el barrido
no era eficiente por lo cual se volvieron a inyectar a una tasa promedio de mas o
menos de 400 BWPD. En abril del 2018 la tasa de inyeccion cayo nuevamente
debido a problemas operacionales que fueron solucionados y a junio de 2018 ya
se tenia una tasa de inyeccién aproximadamente de 1100 BWPD una tasa muy
parecida a la que se venia manejando al principio de la inyeccion, como se aprecia
en la Gréfica 6.

Gréfica 6. Historial de inyeccion arreglo 1-111
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Fuente: Elaboracion propia.
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4. CONSTRUCCION MODELO DE SIMULACION

En esta etapa del proyecto de investigacion se realizd la importacién de los
diferentes datos relacionados con la geometria del yacimiento, las coordenadas de
los pozos existentes incluyendo la trayectoria de cada uno de ellos, topes y bases
de la formacion objeto de estudio de este proyecto, eventos relacionados con los
pozos a lo largo de su historia operacional, entre otros.

Por otro lado, se realiz6 una actualizacion de los datos suministrados por la
compafila ECOPETROL S.A: en cuanto a la sustitucién de un modelo de fluido tipo
Black Oil, por uno composicional, asi como la validacién de los datos
representativos del yacimiento y a los gases necesarios que se requieren para
realizar una inyeccion tipo WAG en las arenas B de la Formacion Mugrosa en el
campo objeto de estudio.

4.1 PROCEDIMIENTO DE LA SIMULACION

Luego de haber establecido el tipo de simulador en el cual se desea trabajar este
modelo de simulacion, se deben realizar distintas actividades, tales como, realizar
una revision de los datos suministrados por la compafia, establecer un desarrollo
del proceso de simulacion, entre otros.

4.1.1 Definicidén del problema. Dentro de esta actividad, se debe tener claridad
acerca de los objetivos establecidos en la simulacion, ya que estos nos pueden
servir como limitantes, dentro de estos se encuentran el presupuesto y el tiempo
establecido. En la definicion del problema, se debe plantear un analisis de distintos
estudios preliminares a la simulacién, ya que estos pueden establecer un patron de
comportamiento del yacimiento objeto de estudio.

4.1.2 Adquisicion y revision de los datos suministrados. La compaiiia
ECOPETROL S.A: suministro datos de muy buena calidad, esenciales para realizar
una seleccion de la data tanto de entrada como de salida del simulador. Ademas,
estos deben ser los indicados para una correcta adaptacion de la data en el
simulador.

Dentro de los datos suministrados por la compafiia ECOPETROL S.A. se
encuentran los mapas geoldgicos y petrofisicos del area de estudio, la geometria y
las propiedades del yacimiento establecidas para un modelo Black Oil, la
distribucion de las propiedades estaticas en el yacimiento, los datos de distintas
pruebas PVT realizadas en el yacimiento, informacion de los pozos realizados en el
campo objeto de estudio junto con su cronograma operacional e informacién acerca
de los distintas actividades técnicas realizadas en el campo.

75



4.1.3 Descripcion del modelo. El disefio de un proceso de simulacion esta
influenciado por distintos factores, tales como el tipo de proceso que se desea
realizar, los objetivos principales del estudio, es decir que informacion es la que se
desea obtener, la calidad de los datos obtenidos o realizados acerca del yacimiento
y la descripcién del mismo.

Un factor importante a tener en cuenta es que el modelo que se desea trabajar tenga
concordancia con el modelo real del yacimiento.

4.1.4 Desarrollo de la simulaciéon. El desarrollo de una simulacion se realiza
dependiendo de los objetivos planteados al inicio de la simulacién. El desarrollo de
una simulacién esta conformado por el ajuste del cotejo histérico, el cual esta
basado en una gran cantidad de parametros del yacimiento, que generan un modelo
gue permita determinar un comportamiento que se asemeje al comportamiento real
del yacimiento.

Por otro lado, se realiza un analisis de sensibilidad de distintos parametros que
puedan afectar el proceso de simulacion. Posteriormente se puede generar un
pronostico de del comportamiento del yacimiento en el futuro, esto se usa
principalmente para predecir producciones a futuro o identificar oportunidades de
distintos proyectos o procedimientos que se deseen realizar en el reservorio.

Como paso final del desarrollo de la simulacion se deben analizar los resultados
obtenidos en la simulacion, y a partir de ellos realizar un reporte general de los
mismos, ademas de identificar si se cumplié o no con los objetivos propuestos al
inicio del proyecto.

4.2 MODELO ESTATICO

La formacion objeto de estudio son las arenas B de la Formacién Mugrosa, esta
formacion se encuentra ubicada en la Cuenca del Valle Medio del Magdalena. El
ambiente de depositaciéon de los niveles arenosos del area es de caracter fluvio—
deltaico.

El modelo estatico representa las distintas propiedades que no varian con el tiempo
en el yacimiento. Estas propiedades son el mapa estructural, los espesores, topes,
fallas, ambiente de sedimentacién, continuidad vertical y lateral de las arenas,
litologia, permeabilidad y porosidad.

Se hace una referencia especial en el Sector Model suministrado por ECOPETROL
S.A., el cual juega un papel fundamental en este trabajo, ya que en él estan
presentes todos los patrones de inyeccidén de agua realizados en el campo objeto
de estudio, los cuales fueron especificados en el capitulo anterior. Se usa este
modelo, debido a que se plantea realizar la inyeccion alternada de gas y agua en
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las Arenas B de la Formacién Mugrosa en el Patrén inyector de agua 1-57,
especificado con anterioridad.

4.2.1 Mapa estructural. En el modelo estatico de este proyecto de investigacion,
se cuenta con un mallado suministrado por la compafia ECOPETROL S.A., este
modelo se encuentra constituido por un total de 1.250.700 celdas, las cuales se
encuentran distribuidas en el modelo estructural que se evidencia en la Figura 8.

Figura 8. Mapa estructural del campo objeto de estudio

Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG, Builder.

4.2.1.1 Sector Model. La empresa ECOPETROL S.A. ademas de suministrar el
mapa estructural de todo el campo, suministro un Sector Model de uno de los
arreglos de inyeccion de agua establecidos en el campo objeto de estudio, en él se
esta realizando una inyeccion de agua en las arenas B de la Formacién Mugrosa,
mediante un arreglo irregular que contiene 3 (TRES) pozos productores y 1 (UN)
pozo inyector.

Este Sector Model juega un papel fundamental en la construccién de este trabajo
de investigacion, debido a que en él se realizara la evaluacion de implementar la
inyeccion tipo WAG en las arenas B de la Formacién Mugrosa.

En la Figura 9 se puede observar el Sector Model escogido por la compafiia, ya
gue en él se encuentran los tres patrones de inyeccion de agua realizados a lo largo
de la historia productiva del campo objeto de estudio, este modelo suministrado por
la compalfiia cuenta con un total de 681.912 celdas.
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Figura 9. Sector Model escogido por la compafiia
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Simulador — Builder. Version 2017.

4.2.3 Localizacion de pozos. La informacién de los pozos presentes en el campo
objeto de estudio fue suministrada junto con el modelo estructural por la compafia
ECOPETROL S:A., dentro de esta se encuentran las coordenadas de localizacion
de cada uno de los pozos construidos a lo largo de la historia operativa del campo.

En distintas plantillas generadas en Excel se establece diferente informacién con
respecto a las coordenadas, el nombre del pozo, su dafio, tipo de pozo, si es vertical

o desviado, y finalmente su profundidad.

En la Figura 10 se puede observar la ubicacion de cada uno de los pozos presentes
en el Sector Model suministrado por la compafia en el tope de las arenas B de la
Formacion Mugrosa. Los pozos se muestran sin sus respectivos nombres, por

motivos de confidencialidad de la compaiiia.
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Figura 10. Ubicacion de pozos
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Fuente: Elaboraciéon propia, basado en CMG Ltd. Simulador —
Builder. Version 2017.

4.2.4 Perfiles direccionales. La compafia suministro una base de datos con los
survey direccionales realizados en cada uno de los pozos construidos en el campo,
con base a esta informacion se realizé un ajuste al formato .WBD requerido por el
simulador, en el cual se establece un orden de columnas en la cual se debe registrar
en orden el nombre del pozo, sus coordenadas en el eje x y eje y, su profundidad
MD, el TVD y el TVDSS.

4.2.5Topes y bases. Para establecer las caracteristicas de este item, fue necesario
realizar un analisis de los topes y bases, obtenidos en los registros eléctricos de los
pozos presentes en el campo. Posteriormente se realizd un ajuste de esta
informacion para el simulador, en donde se establecié un tope y una base a cada
pozo con su respectiva profundidad MD.

4.2.6 Volumen Shale (Vsh). La compafiia ECOPETROL S.A. suministro los datos
del volumen de arcillas presentes en el modelo.

Se puede corroborar la informacién suministrada por la compafiia en el modelo
estatico, mediante la lectura de registros Gamma Ray, con los cuales se pueden
determinar las formaciones ricas en arcillas (aquellas que cuentan con altos valores
de los registros Gamma Ray), con esta informacién se pueden determinar las lineas
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de arcillay arenas. La muestra un resumen de las lineas de arcillay arenas basadas
en un estudio de registros eléctricos realizado en uno de los pozos del campo objeto
de estudio.

Figura 11. Lineas base de arenas y arcillas para
las Arenas B de la Formacion Mugrosa

LINEAS BASE DE ARCILLA Y ARENAS
ARENAS ARCILLAS
ZONA IC1 IC2 IC1 1C2
Mugrosa B1 46 40 98 89
Mugrosa B2 46 43 80 81
Mugrosa B3 38 39 90 70
Mugrosa B4 45 42 90 75

Fuente: Elaboracién propia.

Al haber realizado el analisis de los registros Gamma Ray, se debe realizar el calculo
del volumen de arcilla para la seccion de las Arenas B de la Formacion Mugrosa.

Como primer paso para realizar este calculo, se debe hallar el indice Gamma Ray,
el cual se encuentra especificado en la Ecuacion 7 para una profundidad
determinada de 5940 pies de profundidad

Ecuacién 7. Indice Gamma Ray para una profundidad determinada

IGR @5940 Ft = 88 — 45
T 90-—45

= 0.956

Fuente: ASQUITH.George, Basic Well Log Analysis for Geologists, Primera Edicion,
1982, p. 87.

La Ecuacion 8 demuestra el calculo del volumen de arcillas para la profundidad de
5940 pies en el modelo.

Ecuacion 8. Volumen de arcilla a una profundidad determinada

Varcilla @5940 Ft = —2 9926 _ 195
raea 154095
Fuente: ASQUITH.George, Basic Well Log Analysis for Geologists, Primera Edicion,

1982, p. 91.

Como resultado de este analisis del volumen de arcilla, se puede corroborar que la
informacion suministrada por la compariia en el modelo es confiable.
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4.2.7 Factor de Formacion. El Factor de formacion se define como una relacion en
la proporcionalidad entre la resistividad que tiene una roca limpia contenida de agua
(Ro) y la resistividad del agua presente en la formacion (Rw). El factor de formacion
se relaciona también con la porosidad y el factor de cementacion, como se evidencia
en la Ecuacion 9, la cual fue propuesta por Archie.

Ecuacion 9. Factor de Formacion de Archie
a
F = Q)_m
Fuente: SENERGY Ltda, Interactive Petrophysics User Manual, Volumen 3. 2008.
p. 744.

Donde:
a: Coeficiente de litologia

m: Factor de cementacion

Los factores de formacion calculados por la compafia se evidencian en la Tabla 10,
en la cual se muestran distintos valores de factor de formacidén para diferentes
muestras tomadas en el campo objeto de estudio a distintas profundidades. Cabe
resaltar que estos valores se asocian a la porosidad, debido a que para obtenerlos
se aplico la Ecuacion 9.

Tabla 10. Factor de formacion para las Arenas B de
la Formacién Mugrosa.

FACTOR DE FORMACION VS. POROSIDAD.
FACTOR DE
MUESTRA | FROFUNDIDAD | FOROSIDAD FORMACION
P-17 {1) Superior 0,218 3258
P17 {3) Superior medio 0,168 41,56
P-10 Medio 0,189 3611
P-17 Inferior medio 0,174 3432
P-30 Inferior 0,197 31.79

Fuente: ECOPETROL S.A. 2008. Modificado por el autor.

4.3 MODELO DINAMICO

El estudio del modelo dinamico de este proyecto de investigacion esta basado en
los datos obtenidos experimentalmente por el Ing. Juan Eduardo Rivera, Lider de
optimizacién de la produccion del instituto Colombiano del Petrdleo el dia 23 de
marzo de 2009.
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El muestreo del fluido del yacimiento fue tomado en las arenas B de la Formacién
Mugrosa, mas exactamente a 6761 Ft de profundidad y a condiciones de presién de
2350 psi y 144.5°F de temperatura.

4.3.1 Anédlisis PVT. Las propiedades del fluido importadas al simulador fueron
obtenidas de un analisis PVT desarrollado en el campo a una muestra de fluido por
parte de la Unidad de servicios técnicos y laboratorios del Instituto Colombiano del
Petroleo.

En el analisis de datos del estudio PVT realizado en el campo objeto de estudio, se
establecié una densidad para la muestra de fondo de 0.8643 g/cc @ 5000 psi y
144.5 °F. Una prueba de liberacion instantanea del gas permitié identificar que el
fluido cuenta con 288.9 pies cubicos de gas @ 14.7 psi y 60 °F para cada barril de
petréleo residual a 60 °F y que el aceite residual tiene una gravedad API de 22,65.

Mediante un estudio de las relaciones Presién — Volumen a una temperatura de
1445 °F realizado por la compaiiia se establecidé que el fluido cuenta con una
presion de burbuja de 2175 psia.

La viscosidad del aceite se midio sobre un extenso rango de presiones a una
temperatura de yacimiento, llegando a la conclusién que la viscosidad a la presion
de burbuja del fluido es de 10,160 cP.

En la Tabla 11 se muestra un resumen de los datos del fluido del yacimiento
después de realizado el estudio analisis PVT.

Tabla 11. Resumen de los datos del fluido de
acimiento
DATOS DEL FLUIDO DE YACIMIENTO
Presion de yacimiento 2350 psi
Temperatura de yacimiento 1445 °F
Densidad del fluido @5000 psiy 144.5 °F| 0.8674 g/cc

Fuente: INSTITUTO COLOMBIANO DEL
PETROLEO. Unidad de servicios técnicos vy
laboratorios, éarea de optimizacion de la
produccion. 20009.

4.3.2 Liberacion diferencial. En el afio 2009 con el mismo fluido de yacimiento
obtenido para el estudio PVT convencional descrito anteriormente, se realizd una
prueba de liberacion instantanea, la cual se utilizé para calcular las relaciones gas-
aceite en solucion y el factor volumétrico de formacion.

En la Tabla 12 se establece un resumen de datos obtenidos en la prueba de
liberacion instantdnea a condiciones de yacimiento para el fluido muestra.
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Tabla 12. Resumen de datos de prueba de liberacion

diferencial.
RESUMEN DATOS PRUEBA DE LIBERACION DIFERENCIAL
G.O.R. 288.9 SCF/STB
Bo 1.0904 bl/STB
Densidad del aceite 0.8674 gl/cc
Gravedad especifica del gas 0.7079

Fuente: INSTITUTO COLOMBIANO DEL PETROLEO.
Unidad de servicios técnicos y laboratorios, éarea de
optimizacion de la produccién. 2009. Modificado por el autor.

Los célculos para obtener la cromatografia se realizaron utilizando la distribucién de
los pesos moleculares de Katz-Firoozabadi. Dando como resultados del peso
molecular de 194.51 Lb/Lbmol, la densidad del petréleo residual a 60°F fue de 0.917
g/ccy la gravedad API del petréleo residual fue 22.65°.

Los datos obtenidos en esta prueba fueron agregados al programa WinProp de la
compafia CMG para luego ser agregados al simulador GEM.

En la Tabla 13 se establece la composicion total del fluido de yacimiento,
establecida por medio de la prueba de liberacidn instantanea, en la cual el gas en
solucion presente en el fluido de yacimiento es liberado durante la reduccion de la
presion es removido parcialmente o totalmente del contacto con el petréleo, para
asi, luego, generar una cromatografia de la composicion del gas presente en el
reservorio.
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Tabla 13. Composicion total del fluido de yacimiento

Gas Liquido Recombinado MW
Componentes
Mol % Wt % Wt % Mol % g/mol
Nitrégeno 20,082 0,0000 0,1287 0,8937 28,01
Dioxido de Carbono 0,1580 0,0000 0,0159 0,0703 44,01
Metano 836,869 0,0000 30,712 372,433 16,04
Etano 63,933 0,0000 0,4398 28,452 30,07
Propano 31,142 0,0143 0,3278 14,460 44,1
Isobutano 14,725 0,0291 0,2235 0,7481 58,12
Normal Butano 11,188 0,0323 0,1796 0,6009 58,12
Isopentano 0,7695 0,0894 0,2122 0,5722 72,15
Normal Pentano 0,3867 0,0661 0,1268 0,3419 72,15
Hexanos 0,5086 0,2625 0,3479 0,8057 84
Heptanos 0,2327 0,7533 0,7691 15,583 96
Octanos 0,0979 10,801 10,534 19,150 107
Nonanos 0,0229 13,496 12,926 20,780 121
Decanos 0,0029 13,805 13,166 19,112 134
Undecanos 0,0004 15,869 15,126 20,015 147
Dodecanos 0,0003 15,813 15,072 18,210 161
Tridecanos 0,0001 19,213 18,312 20,354 175
Tetradecanos 0,0000 20,559 19,595 20,060 190
Pentadecanos 0,0000 21,397 20,393 19,256 206
Hexadecanos 0,0000 21,113 20,123 17,631 222
Heptadecanos 0,0000 22,211 21,169 17,374 237
Octadecanos 0,0000 25,021 23,847 18,481 251
Nonadecanos 0,0000 26,819 25,561 18,905 263
Eicosanos 0,0000 25,787 24577 17,384 275
Henicosanos 0,0000 24,399 23,255 15,544 291
Docosanos 0,0000 24,851 23,685 15,105 305
Tricosanos 0,0000 24,619 23,464 14,353 318
Tetracosanos 0,0000 23,918 22,796 13,396 331
Pentacosanos 0,0000 22,878 21,805 12,294 345
Hexacosanos 0,0000 17,725 16,894 0,9153 359
Heptacosanos 0,0000 23,617 22,509 11,707 374
Octacosanos 0,0000 20,598 19,632 0,9842 388
Nonacosanos 0,0000 21,666 20,650 0,9992 402
Triacontanos plus 0,0000 530,991 506,085 169,724 580
Benceno 0,0141 0,0213 0,0228 0,0568 78,1
Tolueno 0,0121 0,0149 0,0168 0,0353 92,2
Fuente: INSTITUTO COLOMBIANO DEL PETROLEO. Unidad de

servicios técnicos y laboratorios, area de optimizacién de la produccion.

20009.
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4.3.3 Prueba de relacion presién-volumen. A continuacion, en la Tabla 14 se
muestra un resumen de los datos de la prueba de relaciones presion-volumen
realizada a temperatura de yacimiento.

Tabla 14. Resumen de datos prueba de relacion presion-volumen

RESUMEN DATOS PRUEBA DE RELACION PRESION-VOLUMEN
Presién de Burbuja (Pb) 2175 (psia)
Expansion térmica @5000 psi 1.037
Coeficiente de expansion térmica 4.870 E-04 (1/°F)
Densidad del fluido de yacimiento 0.8561 (g/cc)
Compresibilidad del fluido 4.411 E-06 (1/psi)

Fuente: INSTITUTO COLOMBIANO DEL PETROLEO. Unidad de
servicios técnicos y laboratorios, area de optimizacion de la
produccion. 2009. Modificado por el autor.

4.3.4 Estudio de hinchamiento. Para la realizacion del estudio de hinchamiento se
uso flue gas con composiciones sintéticas preparado en el laboratorio PVT, con
condiciones exactas al gas de combustion generado en la Refineria de
Barrancabermeja.

Este estudio consistid en inyectarle volumenes de un gas conocido en distintas
proporciones molares con respecto al fluido original, estas proporciones son de
4.59%, 8.19%, 12.2%, 16.41%, los cuales llevaron a incrementos en la presion de
burbuja de este fluido.

La composicion del gas preparado en el laboratorio para la realizacion del estudio
de hinchamiento se describe en la Tabla 15.

Tabla 15. Composicion del Flue
Gas preparado

COMPONENTES MOL %
Oxigeno 2.2593
Nitrogeno 84.3412
Diéxido de Carbono 12.2618
Metano 1.1376

Fuente: INSTITUTO COLOMBIANO
DEL PETROLEO. Unidad de servicios
técnicos y laboratorios, éarea de
optimizacion de la produccion. 2009.
Modificado por el autor.
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En la Tabla 16 se muestran los resultados de las presiones de burbuja obtenidas

mediante una prueba de expansién a composicion constante realizada al fluido

original y a los fluidos obtenidos después de cada inyeccién de gas.

Tabla 16. Presiones de burbuja
para cada % molar de inyeccion.

% MOLAR DE
INYECCION Pb (PSIA)

0 2160

4.59 2606

8.19 2961

12.2 3415

16.41 3915
Fuente: INSTITUTO
COLOMBIANO DEL
PETROLEO. Unidad de
servicios técnicos y
laboratorios, area de

optimizacion de la produccion.
2009. Modificado por el autor.

Gréfica 7. Comportamiento del punto de burbuja para cada
% molar de inyeccion
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Fuente: Elaboracion propia.
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En la Tabla 17 se evidencian los factores de hinchamiento del fluido obtenidos en
esta prueba. Dentro de los resultados se evidencia que el incremento de esta
propiedad no presenta un comportamiento tipico, lo cual podria indicar una posible
formacion de asfaltenos.

Tabla 17. Factor de
hinchamiento (SWF)

Pb (psia) SWF

2160 1

2606 1.0207

2961 1.0291

3415 1.0332

3915 1.0436
Fuente: INSTITUTO
COLOMBIANO DEL

PETROLEO. Unidad de
servicios técnicos y
laboratorios, area de
optimizacion de la
produccion. 20009.
Modificado por el autor.

En la Grafica 8 se describe el comportamiento del hinchamiento del fluido para cada
uno de los puntos de burbuja descritos anteriormente con un % molar de inyeccion
distinto.
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Grafica 8. Comportamiento del factor de hinchamiento en el
analisis PVT.
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Fuente: Elaboracion propia.

4.3.5 Propiedades del fluido. Luego de importar cada uno de los datos obtenidos
en las pruebas PVT descritas anteriormente al programa WinProp de la compafia
CMG, se obtuvo informacion detallada acerca del fluido del yacimiento y un
modelamiento de las posibles propiedades del mismo con una inyeccion del gas
preparado en laboratorio y el cual tiene una gran semejanza con el flue gas
proveniente de la Refineria de Barrancabermeja.

4.3.5.1 Viscosidad. Las viscosidades de los fluidos juegan un papel fundamental a
la hora de la elaboracion del modelo dinamico en un proceso de simulacion. Para
ello se obtienen valores de viscosidad para cada uno de los fluidos que hacen parte
del yacimiento.

En la Tabla 18. Viscosidad del aceite con respecto a la presibnse muestra el
comportamiento de la viscosidad del petréleo con respecto a la presion, obtenidos
de la prueba de separador realizada por la compafia, la cual se realiz6 a una
temperatura de 85 °F y 60 psig.

En la Gréafica 9 se plantea el comportamiento de la viscosidad con respecto a la
presion. Esta se presenta de forma coherente, ya que la viscosidad decrece al llegar
al punto de burbuja debido a que hay una expansion del gas en solucion presente;
mediante que a presiones menores al punto de burbuja la viscosidad tiende a
incrementar debido a la liberacién del gas.
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Tabla 18. Viscosidad del aceite con respecto a
la presion.

VISCOSIDAD DEL ACEITE SATURADO

PRESION (PSIA)  |VISCOSIDAD DEL ACEITE (cP)
5011 13.54

4510 12.826

4010 12.314

3510 11.651

2513 10.959

2311 10.486

Pb 2175 10.16
2009 10.196

1509 11.693

1009 13.396

509 15.191

108 16.959

Fuente: INSTITUTO COLOMBIANO DEL
PETROLEO. Unidad de servicios técnicos y
laboratorios, area de optimizacion de la
produccion. 2009. Modificado por el autor.

Grafica 9. Viscosidad del fluido con respecto a la presion.
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Fuente: RIVERA, Juan Eduardo. Evaluacion de la inyeccion de gas de combustion
de la refineria de Barrancabermeja como método de recobro. p. 87.
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4.3.5.2 Factor volumétrico. El factor volumétrico esta definido como la relacién que
existe entre el volumen del aceite a condiciones de yacimiento y el que puede
presentar a condiciones de superficie. El factor volumétrico estipulado para las
Arenas B de la Formacion Mugrosa es de 1.094 RB/STB.

4.3.5.3 Gas en solucién. El gas en solucion esta representado por la variable Rs,
esta se ve representada en la Grafica 10 para valores de presion por debajo del
punto de burbuja. Este item se presenta una variacion con respecto a la presion,
por valores por encima del punto de burbuja el gas en solucion es constante, ya que
a partir de este no se presenta liberacion del gas, pero por debajo del punto de
burbuja empieza a disminuir debido a que el gas empieza a liberarse del liquido.

Gréfica 10. Rs fluido
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Fuente: RIVERA, Juan Eduardo. Evaluacion de la inyeccion de gas de combustion
de la refineria de Barrancabermeja como método de recobro. p. 87.

4.3.6 Permeabilidades relativas. A continuacion se describen las permeabilidades
relativas para los respectivos fluidos presentes en el yacimiento, estos datos fueron
tomados de (5) CINCO tomas de nucleos a lo largo de las Arenas B de la Formacién
Mugrosa.

La primera muestra se tomd a una profundidad TVDSS de 5469 pies de profundidad,
enlaTabla 19 se establecen los siguientes valores de propiedades petrofisicas para
esta muestra.
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Tabla 19. Propiedades petrofisicas @4915 Ft TVDSS.

PROPIEDAD VALOR UNIDADES
Ko a Swi 85.1 mD
Kw a Sor 15.1 mD
K aire 416 mD
Swi 15,0 %
Sor 42.57 %
Porosidad 22.2 %

Fuente: ECOPETROL S.A. 2012. Modificado por el

autor.

Tabla 20. Permeabilidades relativas @4915 Ft TVDSS

Los datos de permeabilidades relativas para este primer nicleo tomado a una
profundidad de 5469 pies se establecen en Tabla 20.

PERMEABILIDAD | PERMEABILIDAD
?)'ET:GRSEI(g’\)I RELATIVA AL RELATIVA AL Krw/Kro
ACEITE AGUA
0,150 1,0000 0,0000 0,0000
0,170 0,8528 0,0014 0,0016
0,190 0,6703 0,0061 0,0090
0,210 0,5268 0,0104 0,0196
0,230 0,4141 0,0144 0,0347
0,250 0,3254 0,0182 0,0561
0,270 0,2558 0,0221 0,0863
0,290 0,2010 0,0260 0,1293
0,310 0,1580 0,0301 0,1905
0,330 0,1242 0,0345 0,2779
0,350 0,0976 0,0394 0,4033
0,370 0,0767 0,0448 0,5835
0,390 0,0603 0,0508 0,8430
0,410 0,0474 0,0577 1,2170
0,430 0,0372 0,0654 1,7563
0,450 0,0293 0,0742 2,5338
0,470 0,0230 0,0841 3,6538
0,490 0,0181 0,0952 5,2650
0,510 0,0142 0,1077 7,5789
0,530 0,0112 0,1217 10,8956
0,550 0,0088 0,1373 15,6389
0,570 0,0069 0,1546 22,4067
0,574 0,0066 0,1583 24,0720

Fuente: ECOPETROL S.A. 2012. Modificado por el autor.
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La segunda muestra de nucleos fue tomada en un intervalo entre 5023-5069 pies
TVDSS, en la se establecen las propiedades de esta muestra.

Tabla 21. Propiedades petrofisicas @5023-5069 Ft

TVDSS.

PROPIEDAD VALOR UNIDADES
Ko a Swi 75,0 mD
Kw a Sor 15,0 mD
K aire 163 mD
Swi 14.15 %
Sor 38.7 %
Porosidad 23,0 %

Fuente: ECOPETROL S.A. 2012. Modificado por el
autor.

Para la segunda muestra de nucleos se puede identificar que representa un
comportamiento similar a la explicada anteriormente, en general, ambas se pueden
categorizar como tipos de roca similares. Los datos de permeabilidades relativas de
esta muestra se describen en la Tabla 22.
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Tabla 22. Permeabilidades relativas @5023-5069 Ft TVDSS.

PERMEABILIDAD | PERMEABILIDAD
EET:(?S:I(gl\)I RELATIVA AL RELATIVA AL Krw/Kro
ACEITE AGUA
0,150 1,0000 0,0000 0,0000
0,170 0,8528 0,0014 0,0016
0,190 0,6703 0,0061 0,0090
0,210 0,5268 0,0104 0,0196
0,230 0,4141 0,0144 0,0347
0,250 0,3254 0,0182 0,0561
0,270 0,2558 0,0221 0,0863
0,290 0,2010 0,0260 0,1293
0,310 0,1580 0,0301 0,1905
0,330 0,1242 0,0345 0,2779
0,350 0,0976 0,0394 0,4033
0,370 0,0767 0,0448 0,5835
0,390 0,0603 0,0508 0,8430
0,410 0,0474 0,0577 1,2170
0,430 0,0372 0,0654 1,7563
0,450 0,0293 0,0742 2,5338
0,470 0,0230 0,0841 3,6538
0,490 0,0181 0,0952 5,2650
0,510 0,0142 0,1077 7,5789
0,530 0,0112 0,1217 10,8956
0,550 0,0088 0,1373 15,6389
0,570 0,0069 0,1546 22,4067
0,574 0,0066 0,1583 24,0720

Fuente: ECOPETROL S.A. 2012. Modificado por el autor.

Otra de las muestras de nucleos tomada en el campo objeto de estudio se realiz6 a
5037 pies TVDSS, esta representa otro de los tipos de roca presentes en el
reservorio, y representa un tipo de roca de peor calidad petrofisica que las
anteriormente descritas. En la Tabla 23 se representan las propiedades de este
nucleo.

Tabla 23. Propiedades petrofisicas @5037 Ft

TVDSS.
PROPIEDAD VALOR UNIDADES

Ko a Swi 75,0 mD
Kw a Sor 15,0 mD
K aire 163 mD
Swi 14.15 %
Sor 38.7 %
Porosidad 23,0 %

Fuente: ECOPETROL S.A. 2012.
autor.

Modificado por el
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EnlaTabla24 enla serepresentan las permeabilidades relativas para esta muestra
de nucleo.

Tabla 24. Permeabilidades relativas @5037 Ft TVDSS.

PERMEABILIDAD | PERMEABILIDAD
gé-rfgéfl(gl\)l RELATIVA AL RELATIVA AL Krw/Kro
ACEITE AGUA
0,338 1,0000 0,0000 0,0000
0,340 1,0000 0,0022 0,0022
0,360 0,5815 0,0062 0,0106
0,380 0,3273 0,0112 0,0343
0,400 0,1842 0,0144 0,0781
0,420 0,1037 0,0162 0,1563
0,440 0,0583 0,0172 0,2941
0,460 0,0328 0,0178 0,5415
0,480 0,0185 0,0186 1,0056
0,500 0,0104 0,0201 1,9307
0,520 0,0059 0,0228 3,8924
0,540 0,0033 0,0272 8,2597
0,560 0,0019 0,0339 18,2699
0,580 0,0010 0,0433 41,4844
0,600 0,0006 0,0560 95,3004
0,620 0,0003 0,0725 219,1272
0,626 0,0003 0,0782 281,0446

Fuente: ECOPETROL S.A. 2012. Modificado por el autor.

Para la cuarta muestra de nucleos se representaron los datos petrofisicos
mostrados en la Tabla 25.

Tabla 25. Propiedades petrofisicas @5166 Ft TVDSS.

PROPIEDAD VALOR UNIDADES

Ko a Swi 4,1 mD

Kw a Sor 0,7 mD

K aire 14 mD

Swi 19,5 %

Sor 34,1 %
Porosidad 18,5 %
Fuente: ECOPETROL S.A. 2012. Modificado por el
autor.

Los valores de permeabilidades relativas para la muestra de nlucleo tomada @ 6166
Ft TVDSS se describen en |la Tabla 26.
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Tabla 26. Permeabilidades relativas @5166 Ft TVDSS.

PERMEABILIDAD | PERMEABILIDAD
?)IET:gSEI(g'\)I RELATIVA AL RELATIVA AL Krw/Kro
ACEITE AGUA
0,195 1,0000 0,0000 0,0000
0,200 1,0000 0,0000 0,0000
0,220 0,9376 0,0004 0,0004
0,240 0,7615 0,0019 0,0025
0,260 0,6185 0,0036 0,0058
0,280 0,5023 0,0055 0,0109
0,300 0,4079 0,0077 0,0189
0,320 0,3313 0,0103 0,0311
0,340 0,2691 0,0134 0,0497
0,360 0,2186 0,0170 0,0776
0,380 0,1775 0,0212 0,1192
0,400 0,1442 0,0260 0,1804
0,420 0,1171 0,0316 0,2700
0,440 0,0951 0,0380 0,3999
0,460 0,0772 0,0453 0,5868
0,480 0,0627 0,0536 0,8541
0,500 0,0509 0,0629 1,2338
0,520 0,0414 0,0732 1,7699
0,540 0,0336 0,0848 2,5228
0,560 0,0273 0,0976 3,5747
0,580 0,0222 0,1117 5,0373
0,600 0,0180 0,1271 7,0621
0,620 0,0146 0,1441 9,8535
0,640 0,0119 0,1625 13,6867
0,660 0,0096 0,1826 18,9314
0,669 0,0088 0,1922 21,8783

Fuente: ECOPETROL S.A. 2012. Modificado por el autor.

Por ultimo, la dltima muestra de nucleos tomada del reservorio del campo objeto de
estudio, representa el ultimo tipo de roca presente en el campo. Esta informacion
se verifico con el departamento geoldgico de la compaiia, el cual corroboro la
informacion y aprobo usar los datos anteriormente descritos, con el fin de estipular
los tipos de roca presentes en el modelo. La Tabla 27 describe las propiedades
petrofisicas de la Ultima muestra tomada en el campo.
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Tabla 27. Propiedades petrofisicas @5692 Ft TVDSS.

PROPIEDAD VALOR UNIDADES

Ko a Swi 8,6 mD

Kw a Sor 1,3 mD

K aire 34 mD

Swi 16,1 %

Sor 45,4 %
Porosidad 19,2 %
Fuente: ECOPETROL S.A. 2012. Modificado por el
autor.

A continuacién en la se representan los datos de permeabilidades relativas al agua
y al aceite para la ultima muestra de nucleos realizada.

Tabla 28. Permeabilidades relativas @5692 Ft TVDSS.

PERMEABILIDAD | PERMEABILIDAD
?)'ETX(E S\: I((]?rl;l RELATIVA AL RELATIVA AL Krw/Kro
ACEITE AGUA

0,161 1,0000 0,0000 0,0000
0,170 0,8206 -0,0056 -0,0068
0,190 0,5289 0,0023 0,0043
0,210 0,3409 0,0102 0,0300
0,230 0,2197 0,0183 0,0832
0,250 0,1416 0,0264 0,1867
0,270 0,0913 0,0347 0,3804
0,290 0,0719 0,0431 0,5998
0,310 0,0577 0,0516 0,8946
0,330 0,0463 0,0602 1,3005
0,350 0,0372 0,0690 1,8548
0,370 0,0298 0,0778 2,6067
0,390 0,0240 0,0868 3,6209
0,410 0,0192 0,0958 4,9819
0,430 0,0154 0,1050 6,8004
0,450 0,0124 0,1143 9,2209
0,470 0,0100 0,1237 12,4315
0,490 0,0080 0,1332 16,6773
0,510 0,0064 0,1429 22,2765
0,530 0,0051 0,1526 29,6422
0,546 0,0043 0,1605 37,1614

Fuente: ECOPETROL S.A. 2012. Modificado por el autor.
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En la Gréfica 11 se establece el comportamiento de las permeabilidades relativas
al agua y al aceite, segun las muestras de nucleos obtenidas del reservorio, a raiz
de esta gréfica se pueden identificar los distintos tipos de rocas presentes en el
yacimiento, los cuales se encuentran cargados dentro del Sector Model
suministrado por la compafiia, aunque falta suministrarle a cada uno de ellos sus
respectivos datos de permeabilidades relativas, presiones capilares y sus
respectivos exponentes de tipo de roca. Esto se realiza en la seccion Rock/Fluid,
presente en el software Buider de la compafiia CMG.

Grafica 11. Curvas de permeabilidades relativas para los diferentes tipos de roca.
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Fuente: ECOPETROL S.A. 2012. Modificado por el autor.

El suministro de los datos de los tipos de roca al simulador, se realizan para cada
uno de los distintos (4) CUATRO tipos de roca presentes.

4.4.1 Array properties. Para una correcta generacion del modelo de simulacion, es
necesario establecer una validacion de las distintas propiedades del yacimiento
establecidas en el modelo estructural proporcionado por la compafia.

97



Debido a que para efectos del calculo del petréleo original in situ se ve afectado en
gran medida por la data obtenida por el modelo estatico y el area estimada del
modelo. Se realizé un filtro de la informacion obtenida en la malla de simulacion en
cuanto al espesor de los conglomerados de arenas mas representativos en el area
de estudio. Para esto, se tomaron como base distintos registros eléctricos realizados

por la compafiia, los cuales debido a cuestiones de confidencialidad no es posible
exponerlos en el documento.

Con los datos obtenidos en los registros eléctricos realizados por la compafiia en
uno de los pozos del campo objeto de estudio se verifico que los espesores
planteados en el Sector Model debian contar con una actualizacién la cual se

especificd en la seccidn 4.2.1.1 Sector Mode. Los espesores presentes en el modelo
se especifican en la Figura 12.

Figura 12. Espesores del modelo
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Fuente: Elaboracién propia, basado en CMG Ltd. Simulador — Builder.
Version 2017.
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4.4 CONFIGURACION DEL MODELO

En esta seccion de este trabajo de investigacion se realizaran varias actividades
referentes a la actualizacién del Original Oil in Place del campo objeto de estudio,
el cual se basara en el Sector Model especificado anteriormente. Para comenzar,
se realizé un ajuste de los datos del modelo estatico especificados con anterioridad.
Primero se calcul6 el espesor Gtil del modelo especificando el Net to Gross presente
en la formacién. Adicionalmente se realizd una actualizacion de la petrofisica del
campo, mediante el uso del programa Builder de CMG, insertando toda la data
requerida en el mismo, el cual, junto con la importacion del modelo, se generaron
distintos mapas de propiedades tales como espesores de las arenas y distintas
generalidades del modelo que se describiran a lo largo de esta seccion.

4.4.2 Generalidades del modelo. Es necesario evaluar las distintas generalidades
presentes en el modelo estéatico, asi como se evaluaron los espesores del mismo.
Esto con el fin de verificar que toda la data sea valida para su correcta
implementacion en el simulador. Todas las propiedades que se describen a
continuacion son agregadas en la seccion Array properties o modelo de propiedades
del yacimiento, en este modulo se realiza toda la modificacion de las propiedades
con las que va a contar la malla del modelo. Las principales propiedades de las
Arenas B de la Formacion Mugrosa se describen en la Tabla 29.

Tabla 29. Generalidades Array properties.

PROPIEDAD ARENAS B FORMACION MUGROSA
Presion de burbuja (psi) 2175
Saturacion de agua irreducible (%) 26
Saturacién de petrdleo residual (%) 24
Datum TVDSS (Ft) 4645,538
Presién al datum (psi) 2370
Contacto agua-petréoleo TVDSS (Ft) 5075,538

Fuente: Elaboracion propia.

4.4.3.1 Net to gross. Identificar las facies presentes en el yacimiento es de bastante
utilidad, para esto es necesario calcular el Net to gross en la formacion, que en si
hace referencia a la cantidad de areniscas presentes en una unidad en especifico.

Se establece en la Figura 13 la representacion del Net to gross establecida en el
modelo de simulacion.
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Figura 13. Net to Gross ratio
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Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG Ltd. Simulador
— Builder. Version 2017.

Mediante la opcion de eleccidon de las propiedades estéaticas con las que cuenta el
simulador, se puede seleccionar la propiedad que se desea modelar mediante un
mapa, el programa inmediatamente seleccionada la funcion cambiara a una
distribucion de dicha propiedad a lo largo del modelo.

4.4.3.2 Porosidad. La porosidad es una de las propiedades mas importantes con
las que cuenta un yacimiento, ya que esta, indica los espacios libres dentro de
cualquier roca. Estos espacios pueden llegar a ser ocupados en su mayoria por
distintos fluidos.

Para el modelo estético del cual se va a partir la elaboracion de este trabajo de
investigacion no se le realizo ninguna modificacion en cuanto a la porosidad, ya que
los valores arrojados por este en el modelo tienen una gran similitud con los datos
petrofisicos de los estudios realizados con anterioridad por la empresa
ECOPETROL S.A.

En la Figura 14 se presenta el mapa de distribucion de porosidades en fracciones
como unidad, los valores gravitan entre 0%y 39%.
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Figura 14. Porosidad del modelo
Porosity 1960-01-01
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Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG Ltd. Simulador
— Builder. Version 2017.

Se puede verificar la informacion suministrada en el modelo, mediante aquellos
estudios petrofisicos realizados por la compariia a lo largo de la historia del campo
objeto de estudio, en el ANEXO A se establecen las distintas propiedades de la roca
junto con su porosidad para distintas profundidades a través del reservorio.

A través de estos datos anteriormente descritos, se puede verificar que mediante el
uso de la para promedios de porosidad con espesor variable, la porosidad del

modelo tiene un valor muy parecido con el que arroja el simulador, mediante la Tools
> Grid and property statistics como se observa en la Figura 15.
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Figura 15. Porosidad promedio arrojada por
Builder.
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Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG
Ltd. Simulador — Builder. Version 2017.

La informacion obtenida en el simulador fue corroborada mediante el uso de la
Ecuacion 10 usada para encontrar promedios de presion y se usaron los valores
de porosidad descritos el ANEXO B.

Ecuacion 10. Porosidad promedio.

@D + @N
(Dp:T

Fuente: CHAJID.Edgar. et al, Principios de Interpretacion de Registros de Pozo,
Primera edicién, 1998, p. 88.

Donde: @D: Porosidad Density (Fraccion)

@a: Porosidad Promedio (Fraccion) @N: Porosidad Neutrén (Fraccion)
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4.4.3.3 Compresibilidad de la roca. Para realizar una estimacion de la
compresibilidad de la roca, es necesario evaluar en primera instancia la
compresibilidad de las areniscas y de las lutitas, ya que como se mencioné
anteriormente en la descripcion de la formacién, se cuenta con areniscas con
intrusiones de lutitas.

e Compresibilidad de la arenisca: Se calcul6 mediante el uso de la ecuacion de
Newman Ecuacion 11 para areniscas consolidadas y calizas.

Ecuacion 11. Ecuacién de Newman para compresibilidad de la roca.
a
Cr=——"—
"= A+ beo)
Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Fundamentos de Ingenieria de
Yacimientos. Ed. PDF. p. 298

Donde:
a=97.32 E-06 c=79.8181
b= 0.699993 @= Porosidad

Para el modelo actual, el valor de compresibilidad para las areniscas es de 6.624E-
6 1/PSIA a una presion de referencia de 2359 PSIA

4.4.3.4 Permeabilidad. La permeabilidad de las arenas B de la formacién Mugrosa,
segun el modelo suministrado tiene una distribucién que se evidencia en la Figura
16, en la cual se presentan valores de permeabilidad entre OmD y 664mD.
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Figura 16. Permeabilidad del modelo
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Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG Ltd. Simulador
— Builder. Version 2017.

En cuanto a las intrusiones de lutitas y limotitas, la permeabilidad promedio se
aproxima a un valor de 93.76451 mD, lo cual se aproxima a los datos arrojados por
el modelo, como se expresa en la Figura 17. Lo cual permite concluir que la
informacion es confiable.
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Figura 17. Promedio de permeabilidad del

modelo.
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Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG
Ltd. Simulador — Builder. Version 2017.

En cuanto a la permeabilidad vertical del modelo, se generd una validacion de la
misma por medio de la Ecuacion 12. Es importante conocer la permeabilidad
vertical, ya que por medio de esta se logra establecer la razon Kv/Kh.

Ecuacion 12. Ecuacion de permeabilidad vertical.

Kv = 0.598 + Kh097%7

Fuente: TIAB, Djebbar; et all, Petrophysics, 2004, p. 153
Donde:
Kv= Permeabilidad vertical Kh= Permeabilidad horizontal

Se concluye finalmente que la distribucion de la razon Kh/Kv se aproxima a la del
modelo, como se evidencia en la Figura 18.
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Figura 18. Permeabilidad vertical
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Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG Ltd.
Simulador — Builder. Version 2017.

En la Figura 19 se establece el promedio de permeabilidad vertical, el cual se ajusta
al calculado mediante la Ecuacién 12. Ecuacion de permeabilidad vertical.

Figura 19. Permeabilidad vertical
promedio.
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Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG
Ltd. Simulador — Builder. Version 2017.
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4.4.3.5 Saturaciéon de agua. La saturacidén de agua esta definida como la cantidad
de agua que se puede almacenar en los poros de una roca, en fraccion o porcentaje.
Las arenas B de la Formacion Mugrosa cuenta también con altos contenidos de
arcilla en su interior, por ende no se puede realizar un calculo de la saturacion de
agua mediante la ecuacion de Archie, ya que dentro de sus consideraciones, se
plantea que solo aplica para formaciones limpias.

Para realizar entonces un modelo de saturaciébn de agua para este tipo de
reservorio, el cual presenta altos valores de arcillosidad. Para lograr este objetivo
se trabajara mediante la ecuacion de Juhasz, la cual se usa regularmente en
formaciones arcillosas y es una modificacion del modelo de saturacion propuesto
por Waxman. Este modelo, basa su principio en el efecto de la saturacion con la
resistividad, en él se tiene en cuenta la resistividad de las lutitas, mediante su
capacidad de intercambio de cationes.

El intercambio catiénico solo se puede llegar a obtener mediante pruebas de
laboratorio con los nucleos obtenidos de la formacion, las cuales fueron realizadas
por la compafiia. La resume el modelo propuesto por Juhasz para la saturacion de
agua en un medio altamente arcilloso.

Ecuacion 13. Ecuacion de Juhasz para saturacion de agua
1 QOT™ * SwT" 1—B Rw
_ % — * _—
Rt~ arRw A7 BnrQuney
Fuente: SENERGY Ltda, Interactive Petrophysics User Manual, Version 3.5, 2008,
p. 909.

Doénde:

Rt: Resistividad de la zona virgen (ohm-m)

n: Exponente de Saturacion

m: Factor de Cementacion

¢r: Porosidad Total (Fraccion)

SwT: Saturacion de Agua Total (Fraccion)

Rw: Resistividad del Agua (ohn-m)
Bn: Conductancia de los Cationes de Arcilla

Qvn: Capacidad de Intercambio catiénico Normalizada

Dentro de la ecuacion se encuentra una variable catalogada como Qvn, la cual se
define como la capacidad de intercambio catiénico por unidad de volumen poral. En
la se define esta variable.
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Ecuacion 14. Capacidad de intercambio cationico
_ VCEK{ﬁR@,

or

Fuente: SENERGY Ltda, Interactive Petrophysics User Manual, Version 3.5, 2008,
p. 910.

Chvan

Donde:
Vcl: Volumen de Arcilla (Fraccion)

dreay: Porosidad leida del registro en lutitas adyacentes (Fraccion)

También se debe tener en cuenta la variable Bn, la cual se refiere a la conductancia
de cationes en las arcillas, esta se plantea en la Ecuacion 15. Conductancia de
cationes en las arcillas

Ecuacion 15. Conductancia de cationes en las arcillas.
=128+ 0225xT =0.0004059 XTE

1+ Rw! 43 (0.045% T - 0.27))

B=

Fuente: SENERGY Ltda, Interactive Petrophysics User Manual, Version 3.5,
2008, p. 910.

Donde:
T: Temperatura de Formacion (°F)

Rw: Resistividad del Agua (ohm-m)

Para las muestras tomadas por la compairiia, para una profundidad de 5541 pies de

profundidad se cuenta con una resistividad de agua de 0,157 ohm-m.

En la Ecuacion 16 se representa la conductancia de los cationes de arcilla para
esta muestra.
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Ecuacion 16. Conductancia de cationes de arcillas para muestra de nucleo.

_ —1.28+ (0.225  144.5) — 0.0004059 * 144.52
B 1+ 0.157123 x (0.045 » 144.5 — 0.27)

= 13.88

Fuente: Elaboracion propia.

Se puede determinar que a raiz del estudio de capacitancias elaborado
anteriormente y los datos saturaciones suministrado por la compafiia, los valores
del Sector Model son 6ptimos para su representacion en el modelo.

En la se presenta un modelo del mapa de distribucion de la saturacion de agua a
lo largo de las arenas B de la Formacion Mugrosa en el campo objeto de estudio.

Al igual que los anteriores mapas, es necesario seleccionar la variable a calcular
dentro del simulador para que este muestre una representacion de dicha variable a
lo largo del modelo. Los datos de saturacion de agua cuentan con un rango entre
0,21y 1.

Figura 20. Saturacion de agua del modelo.
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Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG Ltd.
Simulador — Builder. Version 2017.

4.4.4 Rock Fluid — Relacion roca fluido. En esta seccidn se establecen todas las
caracteristicas de las rocas en cuanto su relacion con los fluidos presentes en el
yacimiento. Con respecto a la permeabilidad relativa, como se establecio
anteriormente en la seccion 4.3.6 Permeabilidades relativas se relacionan estas curvas
de permeabilidad a cada uno de los distintos tipos de rocas, en la seccion Rock
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Fluid del simulador, posteriormente se genera la opcion de crear un tipo de roca
nuevo, dentro del cual se le generaron las tablas de permeabilidades relativas de
aceite y agua vs la saturacion de agua, y adicionalmente se genera la tabla de
permeabilidades relativas de petrdleo y gas vs la saturacién del liquido, esta ultima
se especifica en el ANEXO C, ademas de su respectiva representacién en el
ANEXO D.

En la Gréafica 12 se establece la curva de permeabilidad relativa del petréleo y el
agua vs la saturacién de agua para el tipo de roca 1.

Grafica 12. Permeabilidades relativas del aceite y el agua
para el tipo de roca 1.

Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG Ltd.
Simulador — Builder. Version 2017.

Adicionalmente, al generar la tabla de saturacion del liquido vs las permabilidades
relativas al petréleo y al gas. Se generé un diagrama en el cual se puede identificar
el comportamiento de las permeabilidades relativas para los tres fluidos, el cual se
evidencia en la Figura 21 para el tipo de roca 1.
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Figura 21. Permeabilidades relativas para las 3 fases en el
tipo de roca 1.

Kro by Stone #2 Model, SWSG

Sgas=1.00

f
Swater=1.00 Soil=1.00

Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG Ltd. Simulador
— Builder. Version 2017.

4.4.5 Carga del modelo dindmico. Mediante el uso del programa WinProp de la
empresa CMG es posible cargar toda aquella data referente a los estudios PVT
realizados en laboratorio para un fluido de yacimiento. La importacion de esta data
al programa se describe a lo largo de esta seccion.

4.4.4.1 Carga del estudio PVT convencional. Para realizar la carga de los datos
PVT en el simulador GEM de la empresa CMG, es necesario usar el software
WinProp de la misma compafiia.

e WinProp. Es un componente integral en el modelado avanzado de simulacion de
yacimientos, es invaluable para los procesos especiales y multifase, y donde
existen variaciones de composicion. Este programa permite caracterizar los
fluidos, mediante la carga de las distintas pruebas PVT que se les pueden realizar.

e Carga de propiedades de la composiciéon a Winprop. Dentro del software
Winprop de la compafiia CMG se debe seleccionar la opcién Component Selection
/ Properties, la cual desplegara una ventana en la cual se establecen todas las
caracteristicas de cada uno de los componentes del fluido, los cuales fueron
anteriormente resaltados en la seccion 4.3.1 Andlisis PVT. Los datos de
composicion cargados al software se especifican en la Figura 22.
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Figura 22. Composicién del fluido en WinProp

Component | Int. Coef. | Viscasity | Aqueous Phase | Model Option
Gomments
Default Reservoir Temperature (deg F) 1445
Neo. of components: 34 Gonstant Valume Shift v
insLib || No. | Component HC Pe (atm) Te (k) Acentricfact. | Mol. weight Vol. Shift Vi Shift Coefl (1/deg F) || VShift Tref (deg F) | Z (Rackett) Ve (lmol) Velviscosity) Omega A Omeg *
2 N2 o 335 1262 004 23013 0 0 60 02305 00895 00895 045723553 | 00773
InsOwn_||3 CHd 1 454 1906 0008 16.043 0 0 60 02876 0099 0089 045723553 | 00773
4 C2HE 1 482 305.4 0098 3007 0 0 60 02789 048 0.148 045723553 |0.077:
Corv |5 CaHg 1 419 3698 0152 44.097 0 0 60 02763 0203 0203 045723553 | 00773
Paste |6 ica 1 36 408.1 0176 58124 0 0 60 0275 0263 0263 045723553 |0.0773
Ew 1 NC4 1 375 4252 0193 58124 0 0 60 02728 0255 0.255 045723553 | 00773
8 1c5 1 334 4604 0227 72151 0 0 60 02716 0306 0306 045723553 | 0077
a 9 NCS 1 323 469.6 0251 72151 0 0 60 02688 0304 0.304 045723553 |0.077
10 FCB 1 3245 5075 027504 6 0 0 60 027126127 (0344 0344 045723553 |0.0773
M n co7 1 4.3408633 729.28546 050352131 |93.074148 13088253 000077423318 60.000008 0036665677  |0.28914558 028914558 045723553  |00777
12 c08 1 28474988 744.08464 062027359 |101.96073 14574021 00010427475 60.000008 0030367466 |0.30134086 | 030134086 045723553  |00777
13 co9 1 15692274 763.329 079267385 |114.43639 14086404 00037868589 60.000008 002315621 031815512 031815512 045723553 | 0077
1 cio 1 079803505 | 7825793 099777001 |127.94515 1.043359 00025032004 60.000008 0016914172  |0.33612235 033612235 045723553  |00777
15 ci 1 039142778 |799.80069 -12243456 14084515 099826537 | 0.00029446094 60.000008 0012041221  |0.35333135 035333135 045723553 |00777
16 c12 1 016436566  |816.9202 -15105284 15443633 099860186 |7.6108285E-06 60.000008 00073868685 |0.37125702 037125702 045723553 | 00773
7 c13 1 0047859333 |834.33451 -19303008 168.88748 099956572 |-6.2487762E-07 60.000008 0004254976 |0.39069695 | 0.39069695 045723553  |0.0777
18 cia 1 0056626894 | 10724725 24179641 18373698 28326173 -0.021693326 60.000008 00045920345 | 0.79700562 079700562 045723553 | 00773
19 ci15 1 19778507 1250.0726 061077172 |199.43415 11684636 00010958311 60.000008 0028856775 |1.3039857 13039857 045723553 |0.0773
20 c16 1 14708814 12329252 081650183 |21557843 083931212 |0.00014604361 60.000008 0025756732 |1.2479028 12479028 045723553 | 0077
21 c17 1 1.0768015 1216.1155 -10194282 23133373 099120276 |-3.9972494E-06 60.000008 0022723403 |1.1841816 11841816 045723553 | 0077
22 c1g 1 075109953 | 1198.3645 -12388284 2475386 099339577 |-4.3784177E-06 60.000008 0019528223 |1.138924 1138924 045723553 | 0077
23 c19 1 047242465 | 11781402 -15020728 264 98456 099551795  |-32089293E-06 60.000008 0015915863 |1.0779416 10779416 045723553 | 00773
24 c20 1 025689376 | 11557842 -18238817 28231557 089737607 |-20615455E-06 60.000008 0012001728 |1.0131182 10131182 045723553 | 00773
25 c21 1 011337083 | 11324156 22286088 29743639 38776857 -0.034071214 60.000008 00080754913 |0.94839121 094839121 045723553 | 00773
26 c22 1 0022252234 | 1103.0938 29937553 31094515 -0.00025883396 | 0.0058357852 60.000008 00035507077 |0.87168355 | 087168355 045723553  |00777
27 c23 1 0016304413 |1049.3543 29310623 32394515 -0.00013744385 | 1.9262715 60.000008 00031112245 | 0.74420022 074429022 045723553 | 00773
2 c21 1 00076525127 | 1062.662 -3.3452532 33743639 -9.9185915E-05 |0.00025333427 60.000008 00021282097 |0.7742517 07742517 045723553 | 0077
29 ©25 1 010307441 10057778 -14757883 35143639 099853797 |-1433528E-06 60.000008 00085647375 | 0.65332854 065332854 045723553 | 0077
30 ©26 1 0025832684 | 10538328 2730598 36572395 00056440067 |0.011762824 60.000008 00041851086 |0.7542577 07542577 045723553 | 0077
3 c27 1 0024693611 | 1119.5582 -3.0067359 380.22657 -0.00033682346 | 0.0010534115 60.000008 00040892343 (091413176 091413176 045723553  |0.0777 v|
< >
First Set 2 NOTE: Thers ars more options to input values for Vol. Shift,V Shift Cosf1. and Ref. Henry. Right mouse click their column header]
eeetio 1ot 5et S cell for the corresponding context menus.

Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG Ltd. Simulador — Builder. Version

2017.

A raiz de la carga de los datos de composicion se genera graficas de Presion critica
del fluido, temperatura critica y factor acéntrico, estas se generan por correlaciones
propias del simulador, como se ilustra en la Figura 23.
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Figura 23. Presion critica, Temperatura critica y factores acéntricos
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Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG Ltd. Simulador — Builder. Version

2017.

e Composicion en WinProp. Posterior a la carga de los componentes del fluido, se
establecen los pesos moleculares de cada uno de los componentes, junto con su
fraccion molar dentro de la composicion, como se evidencia en la Figura 24, esto

mediante la opcion Composition dentro del software.
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Figura 24. Fraccibn molar de
componentes en WinProp.

Component Primary Secondary -~
0.008937009 0.0
NZ 0.000703001 0.0
CH4 0.372433372 0.0
C2H6 0.028452028 0.0
C3Hs8 0.014460014 0.0
1c4 0.007481007 0.0
NC4 0.006009006 0.0
Ic5 0.005722006 0.0
NCS 0.003419003 0.0
FC6 0.008057008 0.0
co7 0.015583016 0.0
cos 0.019150019 0.0
cog 0.020780021 0.0
cio 0.019112019 0.0
ci 0.02001502 0.0
c12 0.018210018 0.0
ci3 0.02035402 0.0
cl14 0.02006002 0.0
cis 0.019256019 0.0
c16 0.017631018 0.0
ciz 0.017374017 0.0
ci1s 0.018481018 0.0
cig 0.018905019 0.0
c20 0.017384017 0.0
c21 0.015544016 0.0
c22 0.015105015 0.0
c23 0.014353014 0.0
c24 0.013396013 0.0
c25 0.012294012 0.0
c26 0.009153009 0.0
c27 0.011707012 0.0
c28 0.00984201 0.0
c29 0.00999201 0.0
JanrTa v 0 1B07241 nn ~

Fuente: Elaboracion propia, basado
en CMG Ltd. Simulador — Builder.
Version 2017.

Se generara entonces en el software una gréafica de fraccién para cada uno de los
componentes como se evidencia en la Figura 25.

Figura 25. Composition, WinProp
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Fuente: Elaboracién propia, basado en CMG Ltd. Simulador —
Builder. Version 2017.
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e Prueba de liberacion diferencial en WinProp. Se deben seleccionar las
opciones Lab > Differential Liberation, el programa generara una nueva ventana
en la cual se especifican todas las propiedades referenciadas con anterioridad en
la seccién 4.3.2 Liberacién diferencial, este procedimiento se describe en la Figura
26.

Figura 26. Prueba de liberacién diferencial en WinProp
. A
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Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG Ltd. Simulador — Builder. Version
2017.

Luego de ser ingresadas las pruebas PVT anteriormente descritas, el efecto de
hinchamiento del Flue Gas sobre el fluido presente en el yacimiento y la
cromatografia del fluido inicial en el Software WinProp de la compafiia CMG, se
debe tener en cuenta que esté, cuenta con distintos parametros de interpolacion los
cuales son necesarios para calibrar y asi verificar la validacion del modelo.

Como resultado de todas estas interpolaciones, el software se ajustd a una
gravedad API de 22,65. Las graficas PVT del modelo composicional son arrojadas
por el programa, el cual las representa con los datos experimentales, el ajuste inicial
y el ajuste final del modelo.

En la Gréafica 13 se evidencian los valores de viscosidad del crudo y el gas, en ellos
se puede evidenciar que la viscosidad del gas presenta una disminucién a medida
gue la presién del modelo va decreciendo. De modo contrario, la viscosidad del
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aceite incrementa a medida que la presion disminuye después de haber alcanzado
el punto de burbuja.

Grafica 13. Viscosidad de los fluidos vs presion en WinProp
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Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG Ltd. Simulador — Builder. Version
2017.

En la Gréfica 14 se representa la relacion gas-petroleo y el factor volumétrico del
crudo arrojadas por el software, donde se evidencia una disminucién del factor
volumétrico del petroleo de 0,01BY/BN.
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Gréfica 14. Bo y GOR vs presion en WinProp
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Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG Ltd. Simulador — Builder. Version
2017.

4.4.6 Seccion condiciones iniciales. En la seccidon de condiciones iniciales dentro
del software Builder se debe cargar la data de las propiedades que se representan
en la Tabla 30.

Tabla 30. Determinacion de las condiciones iniciales.

Presion de Burbuja (Ipc) 2175
Saturacion de AGUA Irreducible 0.26
Saturacion de Petréleo Residual 0.24

Datum (ft) 5200
Presion @ Datum (Ipc) 2370
Contacto Agua — Petrdleo (ft) 5630

Fuente: Elaboracion propia.
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Dentro de la herramienta de Initial Conditions se deben especificar distintos datos
propios del yacimiento, tales como, la presion de referencia, la cual se establecio
por parte del departamento geologico de ECOPETROL S.A., ademas de la
profundidad, que para el caso de las Arenas B de la Formacion Mugrosa es de 5200
pies de profundidad. También se establecio el contacto agua-petroleo, el cual se
sitla a 5630 Ft, y por ultimo se establece la saturacién de agua, la cual establece
el patron de la misma a lo largo del modelo.

Figura 27. Seccion condiciones iniciales para Builder.
Calculation Methods Init. Region Parameters Advanced Parameters
Initizlization Region | Region 1 v »

Initialization Region Parameters
Initialization Region Type 1is not defined. Grid depth range: 4891.36to 7588.4 ft

Reference Pressure and Depth Cil Zone and Gas Cap Compositions

Pressure { REFPRES } 2370 psi Comp 0l Zone (ZOIL) | Gas Cap (ZGAS,
Depth ( REFDEPTH ) : 5200 ft 1] coz 0 0.0

2|02
Phase Contact Depths 3| N2
Water-0il Contact { DWOC ) 5630 ft 4| che 0

5 | C2HtoNC4 |0.0

6 | IC50CY 0

7| CloC29 (0D
Capillary Pressure at Phase Contacts 5 | cane

Total

Water Saturation
Below Water-0il Contact ( SWOC ) 026

Critical Depth

ED 0K Cancel Aoply Help

Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG Ltd.
Simulador — Builder. Version 2017.

4.4.7 Petroleo original in situ. Teniendo en cuenta las propiedades validadas
anteriormente, cargadas al modelo estatico mediante el uso del software GEM de la
empresa CMG, y contando con los datos suministrados al programa WinProp.
Ademas, se debe contar con el factor volumétrico del petroleo para la formacién de
interés, el cual es de 1.0940 Rb/STB, cabe resaltar que este valor fue suministrado
por la compainiia.

e Calculo del petroleo original in situ. Para el célculo del original oil in place, se
realiz6 una agrupacion de las propiedades promedio del modelo, tales como el
espesor de arenas, y la saturacion de aceite. Cabe resaltar que para efectos del
area del modelo se tuvo en cuenta el modelo del Sector Model suministrado por
la compafiia ECOPETROL S.A., ademas de contar también con el factor
volumétrico del aceite. El calculo fue generado mediante la y ademas fue validado
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en el simulador por medio de la corrida del modelo como se describe a
continuacion.

El valor del Original Oil in Place obtenido del modelo suministrado por la compainia,
y el valor calculado con anterioridad para las Arenas B de la Formacion Mugrosa,
presentan una diferencia del 2.758% de margen de error. Cabe resaltar que el OOIP
obtenido en el modelo de simulacion esta por encima del dato que suministro la
compaiiia. Los valores de petréleo original in situ no se expresan en este trabajo
por motivos de confidencialidad con la compaiiia.

4.5 COTEJO HISTORICO

Para realizar un esquema de inyeccion Water Alternating Gas en modelo planteado
con anterioridad es necesario generar una representacion de los datos histéricos
del campo objeto de estudio, con el fin de obtener datos confiables en la simulacion
del proceso.

Se generd una representacion gréafica de las tasas de produccion histérica de aceite,
debido a que se establecid este parametro como item principal para realizar una
verificacion en la que los datos de caudal de petroleo a corte de fecha de 2018
coincidieran con el Field Histoy File creado por el simulador GEM de la compaiiia
CMG.

* Field History File. Dentro de la seccion del simulador Well se debe seleccionar la
opcion Create Field History File, en este archivo de creacion de datos historicos se
pueden exportar los datos de presion y caudales de cada uno de los pozos
presentes en el modelo.

Para efectos de este estudio, se realizé una sensibilizacion por grupo de la presion
del modelo para el patrén de inyeccion I-57, debida a que este es el grupo de pozos
en el que se realizara la evaluacion de la inyeccion Water Alternating Gas para los
proximos 10 afios en las Arenas B de la Formacion Mugrosa.

4.5.1 Proceso de sensibilidades. Para lograr el objetivo de realizar un cotejo
historico el modelo, se necesita realizar un proceso de sensibilizaciones de las
variables con mayor incertidumbre dentro del modelo, en ellas se encuentran una
gran cantidad de valores y datos, los cuales generan que el modelo no presente
ajustes.

e Variables con alta incertidumbre. Durante un proceso de simulacion se
presentan gran cantidad de datos y valores, los cuales cuentan con una alta
incertidumbre debido a su recoleccion. Dentro de ellos podemos encontrar
variables, tales como, el modelo geoldgico, debido a que este se realiza mediante
la toma de registros eléctricos y geoestadistica. También, se puede encontrar
dentro de las variables con mayor incertidumbre, elementos correspondientes a
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los tipos de roca presentes en el reservorio, debido a que estos se toman en pozos
distantes de la zona de interés, razén por la cual las propiedades de interaccion
roca-fluido varian razonablemente, los factores de dafio para cada pozo presente
en el modelo es uno de los factores, que también influye dentro del ajuste historico
del modelo.

Para efectos de este trabajo, se realizara la sensibilizacion de datos del factor de
dafio de los pozos presentes en los pozos del patron 1-57, esto con el fin de ajustar
las presiones de fondo de los mismos, los cuales estan definidos como un grupo
dentro del software Builder, para su posterior validacién, mediante la herramienta
Results Graph.

e Skin. Se refiere a cualquier restriccion que presente el flujo de los fluidos hacia
los pozos, debido a reducciones de su capacidad. Este dafio, es el resultado de
reducciones de permeabilidad cercanas a los pozos presentes, estas pueden ser
causadas por residuos propios de la perforacion de los mismos, por la invasion de
sélidos o como lo es en este caso, generada por el hinchamiento de las arcillas a
raiz de la inyeccion de agua que se presenta desde el afio 2012 en esta seccion
del modelo.

Mediante el uso de la herramienta Results Graph se identificaran las curvas de BHP
(Bottom Hole Pressure) para el pozo I-57 en el arreglo, esto con el fin de determinar
el porcentaje de error de cada una de las curvas con respecto al Field History File
el cual arroja los datos histéricos del modelo.

El margen de error para cada una de las sensibilidades en el modelo, se realizara
mediante la ecuacion Ecuacion 17.

Ecuacidén 17. Error de sensibilidad
Valor real — Valor arrojado

Error =

Valor real

Fuente: Elaboracion propia.

4.5.1.1 Sensibilidad 1 (S=2). La primera sensibilidad generada para el proceso de
History Match del modelo de simulacién para evaluar la inyeccion WAG en las
Arenas B de la Formacion Mugrosa, se realizé generando un cambio en el Skin del
pozo I-57.

Se realiz6 este ajuste, debido a que se identificé que una de las variables que mas
podria afectar la caida de presion en los pozos productores, era el dafio de
formacion causado a raiz de la inyeccion de agua en las Arenas B de la Formacién
Mugrosa. Ya que el agua de inyeccion presenta una reaccion en las arcillas
presentes en la formacion.
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El margen de error de esta primera sensibilizacién arrojo un valor del 11.8754%
comparado con los datos creados en el Field History File.

El valor arrojado por la curva de BHP (Bottom Hole Pressure) para el pozo 1-57
asumiendo un valor de Skin o dafio de formacion, presento valores por encima del
registrado por el archivo Field History File, razén por la cual se debe realizar una
segunda sensibilidad en este pardmetro para ajustarlo.

4.5.1.1 Sensibilidad 2 (S=3). La segunda sensibilidad del modelo para realizar un
ajuste en el cotejo histdrico del modelo, se realizé6 aumentando en una unidad el
factor de dafio de formacién en el pozo 1-57, esto con el fin de verificar si la curva
de presién de fondo de esta sensibilizacién logra ajustarse con un minimo margen
de error a la curva generada para el mismo parametro por el archivo Field History
Field.

El margen de error para esta segunda sensibilizacién arrojo un valor de error del
6.7851% con respecto a la curva de historia de presion del pozo, ya que arrojo una
presion de fondo de 1506,6 PSIA. Por esta razon se define esta segunda
sensibilidad, como el cotejo histdrico debido a que cuenta con un margen de error
menor al 10%, el cual es aprobado por la compafiia.

La grafica del ajuste, arrojada por la herramienta Results Graph de CMG, se
describe en la Gréfica 15.

Gréfica 15. Sensibilidades de BHP para ajuste historico

Well Bottem:hele Pressure (psi)
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Fuente: Elaboracién propia, basado en CMG Ltd. Simulador —
Builder. Version 2017.
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A raiz de las sensibilidades realizadas, en la jError! No se encuentra el origen de
areferencia. se evidencia la produccién acumulada de petroleo, en la cual se refleja
gue el segundo caso de ajuste del Skin representa de manera similar la produccién
histérica acumulada para el pozo 1-57.

Grafica 16. Produccién acumulada para ajuste historico.
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Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG Ltd. Simulador — Builder. Version
2017.

En la Grafica 17 se representa la tasa de liquidos producidos en condiciones
estandar, en donde se puede evidenciar que el caso de ajuste se representa con
respecto al caso histérico generado.
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Grafica 17. Tasa liquida para ajuste historico.
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Fuente: Elaboracién propia, basado en CMG Ltd. Simulador — Builder. Version
2017.

Finalmente en la Grafica 18 se establece la tasa de petrdleo en unidades de barriles
por dia transcurrido, donde se evidencia que el caso de sensibilizacion
anteriormente mencionado representa el comportamiento histérico del modelo. Sin
embargo, a partir del afio 2010 este caso de sensibilizacion es mayor que la data
historica por alrededor de 1550 batrriles.
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Grafica 18. Tasa de petroleo para ajuste histérico.
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Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG Ltd. Simulador — Builder. Version

2017.
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5. VIABILIDAD DE LA INYECCION WAG MEDIANTE EL USO DEL SIMULADOR
GEM

En esta seccion de este trabajo se representan los efectos de la inyeccién de la
inyeccion Water Alternating gas en el modelo representado, ya que se debe
considerar un cambio composicional al momento de generar la inyeccién del agua
de formacion y el Flue Gas proveniente de la Refineria de Barrancabermeja, esto
ocurre debido a que las presiones del yacimiento varian y se presenta una menor
liberacién del gas presente en el reservorio.

5.1 INYECCION WATER ALTERNATING GAS CON FLUE GAS DE LA
REFINERIA DE BARRANCABERMEJA

Para realizar este escenario de simulacion del proceso de inyeccion Water
Alternating Gas con Flue Gas proveniente de la Refineria de Barrancabermeja se
inyectan distintos baches de agua y gas.

e Ciclo WAG. La duracién de un ciclo WAG, es un parametro esencial en la
evaluacion de una inyeccion Water Alternating Gas en un reservorio, ya que este
es el que establece la cantidad de agua y de gas necesario para la inyeccion.

e Relacion Gas inyectado-Agua inyectada. Este parametro permite identificar el
caudal de gas que se necesita inyectar con respecto a la rata de inyeccion de
agua, segiin LUKOL®*, dentro de la inyeccion Water Alternating Gas, si se inyecta
solamente gas en el reservorio, esté se abrira paso mas rapidamente hacia el
reservorio. Si se inyecta agua Unicamente, la produccién de la misma tardara mas
con respecto al gas, en la Figura 28 se representan las distintas proporciones de
agua y de gas, en la que se muestra que la relacién que mas porcentaje de éxito
se presenta es de 25% de gas con respecto al caudal de agua.

64 LUKOL; Valeev. Design of WAG parameters. Society of Petroleum Engineers. MoscU, Rusia. 17
de octubre de 2017. p. 6.
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Figura 28. Factor de recobro de porcentajes de inyeccion WAG
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Fuente: LUKOL, Valeev. Society of Petroleum Engineers. 16 de octubre de
2017. Modificado por el autor.

La tasa de agua de inyeccion para el proceso se mantendra constante con respecto
a la que se ha venido manejando en la inyeccién de agua para el pozo 1-57.

A raiz de lo anteriormente descrito, en la se describe la duracion del ciclo y los
caudales de inyeccion por dia para cada uno de los fluidos

Tabla 31. Duracion del ciclo WAG y tasas de inyeccion

TASA DE GAS INYECTADO TASA DE AGUA
(Ft3/dia) INYECTADA (Bbl/dia)

6 Meses 1367,2094 974

DURACION DEL CICLO WAG

Fuente: Elaboracion propia.

Como se menciond con anterioridad, las tasas de inyeccion del gas y el agua,
permanecen a una tasa constante a lo largo del proceso. El ciclo WAG de seis
meses de duracién, corresponde a una inyeccion de agua y gas durante un periodo
de (3) TRES meses cada una, esto describe que, la primera mitad del ciclo
corresponde a una inyeccion de agua, y la segunda corresponde a una inyeccion
de gas.
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e Cronogramade inyeccion. En el ANEXO E se presenta un cronograma detallado
del proceso de inyeccion Water Alternating Gas para los préximos DIEZ (10) afios
en el campo objeto de estudio.

5.1.1 Flue Gas inyectado. La composicion del Flue Gas proveniente de la Refineria
de Barrancabermeja se especifica en la Tabla 32.

Tabla 32. Composicion del Flue Gas
inyectado al reservorio

COMPONENTES MOL %
Oxigeno 2.2593
Nitrégeno 84.3412
Dioxido de Carbono 12.2618
Metano 1.1376

Fuente: INSTITUTO COLOMBIANO DEL
PETROLEO. Unidad de servicios técnicos y
laboratorios, area de optimizacion de la
produccion. 20009.

Como se mencion6 anteriormente, a traves de la recopilacion de distintos procesos
de inyeccion Water Alternating Gas alrededor del mundo, se ha determinado que la
relacion con mayor tasa de éxito, es la de un 25% de concentracién del gas con
respecto al agua. Aunque para efectos de este trabajo, se usara un promedio de
presiones entre la presion minima de miscibilidad y la presion de inyeccion usada
en las pruebas PVT realizadas a nucleos de las Arenas B de la Formacion Mugrosa,
esto con el fin de evitar que se genere una posible formacion de asfaltenos a raiz
de la inyeccion del Flue Gas proveniente de la Refineria de Barrancabermeja,
ademas de asegurar que el proceso sea inmiscible dentro del reservorio.

En cuanto a las presiones de inyeccion del gas, se determiné que la maxima presion
de inyeccion que se debe utilizar para utilizar el Flue gas e impedir que se presenten
problemas generados a raiz de la precipitacién de asfaltenos es de 3915 psi.

Este valor fue tomado de los estudios PVT realizados por el Ingeniero Juan Eduardo
Rivera de La Ossa y el Instituto Colombiano del Petroleo, con el Flue Gas de la
Refineria de Barrancabermeja, con muestras de nucleos provenientes de las Arenas
B de la Formacion Mugrosa.

Se debe tener en cuenta que se va a generar la inyeccién alternada de gas y agua
mediante un proceso inmiscible, para esto, es necesario evaluar la presion minima
de miscibilidad, para evaluar presiones de inyeccién por debajo de la misma. La
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Ecuacién 18 representa la presiéon minima de miscibilidad para este proceso. Sin
embargo se disminuye este valor de presion en un 10% para asegurar que no se
genere la miscibilidad en el proceso.

Ecuacién 18. Presion minima de miscibilidad

1519

PMM :1071.82893 * 10%77% Tot60

)

Fuente: MARIN G, Jesus E. Metodologia Para Estimar Presion Minima De
Miscibilidad Mediante una Ecuacion de Estado. Tesis de Ingenieria Quimica
Venezuela: Universidad Metropolitana, 2002, p.36

Donde:
To: Temperatura de Yacimiento (°R)
PMM: Presion Minima de Miscibilidad (Ipc).

Como resultado, se obtiene una presion de inyeccion de 2651,9735 PSI, como se
evidencia en la Tabla 33.

Tabla 33. Presion de inyeccion del Flue Gas

CASO PRESION DE INYECCION UNIDAD
PVT 3915 PSI
PMM 1388,947 PSI
PRESION DE INYECCION 2651,9735 PSI

Fuente: Elaboracion propia.

5.2 PRONOSTICO DE PRODUCCIONES PARA LOS PROXIMOS (10) DIEZ ANOS

En la Figura 29jError! No se encuentra el origen de la referencia. se pueden
identificar los prondsticos de producciones arrojados por el simulador GEM,
comparado con el proceso de inyeccién de agua que se viene realizando en el
arreglo 1-57 del campo objeto de estudio. Cabe resaltar que estas graficas se
generan mediante el uso de la herramienta Results Graph.

Se evidencia en la figura que se presenta una buena respuesta del yacimiento ante
la inyeccibn WAG en comparacién al pronéstico que generaria mantener una
inyeccion de agua.
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Figura 29. Respuesta de la inyeccion WAG comparada con la inyeccién de
agua en el arreglo I-57.
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Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG Ltd. Simulador — Builder.
Version 2017.

El procedimiento de generacion de las graficas de produccion se realiza mediante
la carga de un nuevo plot en la herramienta results graph. Para esto, es necesario
cargar la data arrojada por el simulador mediante un archivo .irf, en la opcion New
Plot se selecciona la data del proceso de corrida generado en GEM, y luego se
seleccionan los pozos requeridos para la evaluacion de la viabilidad del proyecto.

En la Grafica 19 se establece una grafica detallada de los prondsticos de
produccion entre el afio 2018 y 2028 establecidos por el simulador GEM para una
simulacion Water Alternating Gas evaluada en el campo objeto de estudio.
Resaltando que se partio de la base de produccion acumulada desde el inicio de
operacion del campo de estudio, la cual se asumira con un valor de inicio de (0)
CERO, para poder identificar asi, la produccién incremental afio por afio que se
pronostica para los proximos (10) DIEZ afios de evaluacion del proyecto.
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Grafica 19. Pronéstico de produccion a 10 afios

4.00e+6
3.00e+6---
3
2
Q
@
O 2.00e+6-
[
=
=
E]
E
=}
(&)
1.00e+6---
0.00e+0-= | T T T T T T T T T T
2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029
Time (Date)
| ——— Cumulative Oil SC |

Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG Ltd. Simulador — Builder. Version
2017.

Se realiza el inicio del pronéstico desde el 31 de octubre de 2018, evaluando asi el
petroleo producido acumulado para cada uno de los préximos (10) DIEZ afios del
prondstico de produccion de aceite.

En la Tabla 34 se tabulan todos los datos produccion incremental por afio, a raiz
del prondstico generado para la inyeccion Water Alternating Gas en el simulador
GEM.

Tabla 34. Incremento anual de produccién a raiz de la inyeccion WAG

INCREMENTO DE PRODUCCION
ANO 0 1 2 3 4 5
BARRILES PRODUCIDOS PRONOSTICADOS 167,940 | 1,461,496 | 515,860 223,070 94,230 60,990
ANO 6 7 8 9 10
BARRILES PRODUCIDOS PRONOSTICADOS 44,390 32,070 27,530 28,410 21,210

Fuente: Elaboracion propia.

Desde el punto de vista técnico, es viable realizar una inyeccion tipo WAG en el
sector del campo objeto de estudio como método de recobro terciario, con el fin de
mejorar la inyeccion de agua que se viene realizando en el campo.
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Asi mismo se generan la grafica de produccion de gas entre los afios 2018 y 2028,
partiendo de una base de produccion de (0) CERO en el arreglo seleccionado para
realizar la inyeccion WAG en el simulador, la cual se estipula en la Figura 30.

Figura 30. Produccion de gas asociado al prondstico de produccién de los proximos
10 afos
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Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG Ltd. Simulador — Builder. Version
2017.

El corte de agua arrojado por el simulador GEM para los proximos (10) DIEZ afios
se modela en la Figura 31. La cual presenta una gran cantidad de variaciones con
respecto al tiempo, debido a los ciclos de baches de gas inyectados. Se puede
evidenciar que las caidas en el corte de agua producida son ocasionadas por los
periodos en que se inyecta el Flue Gas
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Figura 31. Corte de agua para los proximos 10 afios
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Fuente: Elaboracion propia, basado en CMG Ltd. Simulador — Builder. Version
2017.
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6. EVALUACION FINANCIERA DE LA INYECCION WAG EN LAS ARENAS B
DE LA FORMACION MUGROSA

Aunque la inyeccién de agua que se presenta actualmente en el campo objeto de
estudio presento una elevacién en cuanto a la produccién de petréleo, agua y los
costos operativos del campo. Se generaron a partir de esta una gran cantidad de
problemas operativos, debido al hinchamiento de las arcillas presentes en las
arenas B de la formacion Mugrosa, derivando de este inconveniente distintos
inconvenientes, como lo son la perdida de gran cantidad del agua inyectada, asi
como la restriccion al flujo de los fluidos, la cual puede desencadenar en una pérdida
de la produccién de petréleo en un futuro.

En este capitulo se pretende evaluar el impacto financiero de implementar una
inyeccion WAG en un campo localizado en la Cuenca del Valle Medio del
Magdalena, mas exactamente en las arenas B de la Formacion Mugrosa, evaluando
las tasas de inyeccion de agua y flue gas proveniente de la Refineria de
Barrancabermeja, para las cuales se obtuvieron distintas tasas de produccion de
petroleo.

El proyecto sera evaluado para una prediccion de produccion de petréleo para los
proximos 10 (DIEZ) afios de operacion del campo, iniciando en 2019 y culminando
en 2029. Evaluando como tal, uno de los arreglos de agua presentes en la
actualidad en el campo objeto de estudio.

Cabe resaltar que en el analisis financiero se plantearan distintos items, tales como,
la inversion que se realizaria para iniciar el proyecto, los ingresos provenientes de
la produccion de hidrocarburos y los costos a lo largo de la vida de este proyecto de
investigacion. Ademas de analizar mediante el indicador financiero del VPN (Valor
presente neto) los resultantes de un flujo de caja construido.

6.1 INGRESOS

Los ingresos de esta investigacion estan basados en la produccién de hidrocarburos
en los pozos presentes en el arreglo I-57, presente en el campo objeto de estudio,
se tomd como base los prondsticos de produccion arrojados por el simulador GEM
de la compafia CMG.

Como base financiera se realizé una estimacion del precio del barril de petrdleo que
se produce en el campo, el cual es un petroleo mediano de referencia WTI (West
Texas Intermediate).

Para efectos del precio del barril de petrdleo se establece el valor especificado para
el 2018 por la comparfia ECOPETROL S.A., el cual se establece en $55 USD.
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e Precio referencia para los hidrocarburos liquidos. El precio de referencia para

el petréleo es utilizado para categorizar el crudo de acuerdo a su lugar de
proveniencia y sus caracteristicas. Se usan distintos estandares como referencia,
por ejemplo, el crudo WTI se usa para petréleo proveniente del continente
americano, el BRENT para Europa, el DUBAI para el crudo proveniente de oriente
medio, TAPIS para crudo ligero del lejano oriente y MINAS para crudo pesado del
lejano oriente.
El crudo de referencia WTI se registra para el afio 2018 en un promedio de $70.44
USD y este se caracteriza principalmente por contar con una gravedad API de
mas de 30° y tener un contenido de azufre de alrededor del 24%. Cuando un
hidrocarburo no presenta estas caracteristicas previamente establecidas, su
precio puede aumentar o disminuir.

e Basic Sediment and Water (BSW). Representa el contenido de agua y
sedimentos que contiene el petréleo al momento de su produccién, este factor
tiene alta importancia a la hora de comercializar el crudo, debido a que entre mayor
sea la cantidad de BSW presente en el crudo, su proceso de refinancion se vuelve
mas complejo. Los costos del petroleo se reducen o incrementan a la hora de su
venta de acuerdo al porcentaje de presencia de agua y sedimentos.

e Anédlisis SARA. Se define como un estudio que se le realiza a los hidrocarburos
crudos, en el cual se separa en cuatro fracciones para analizar, dentro de ellas se
encuentran los Saturados, Aromaticos, Resinas y Asfaltenos. El analizar estas
fracciones es de suma importancia a la hora de comercializar un hidrocarburo,
debido a que estos componentes tienden a precipitarse, lo cual afecta
directamente a la calidad del crudo. Dentro de las etapas de explotacion y
refinacion del petréleo, factores como la viscosidad y la densidad del crudo se ven
afectados, esto influye directamente en la gravedad API del petréleo, la cual
permite categorizar la calidad del crudo para la venta.

En la Tabla 37 se establecen los probables ingresos con los que se va a contar
durante los préximos 10 afios en este proceso de inyeccion alternada de gas y agua.
Estos ingresos estimados, se calculan a raiz de los datos arrojados por el simulador,
a la hora de generar un prondstico de produccion.

Se realiza el balance de los ingresos por medio de la produccion incremental del
afio inmediatamente anterior. Se toma la proyeccion de la produccion como
referencia a 365 dias cada afo.
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Tabla 35. Ingresos estimados para 10 afios

ANO 1 2 3 4 5
BARRILES PRODUCIDOS PRONOSTICADOS 1,461,496 515,860 223,070 94,230 60,990
INGRESOS $ 80,382,280 $28,372,300 $12,268,850 $ 5,182,650 S 3,354,450
ANO 6 7 8 9 10
BARRILES PRODUCIDOS PRONOSTICADOS 44,390 32,070 27,530 28,410 21,210
INGRESOS $ 2,441,450 $ 1,763,850 S 1,514,150 $ 1,562,550 S 1,166,550

Fuente: Elaboracion propia.

6.2 IMPUESTOS

En el afio 2006 el Senado de la Republica de Colombia mediante la ley 1111, fija un
porcentaje de impuestos a la renta gravable de las empresas nacionales y
extranjeras. Dentro de ellas, que se encuentran estipuladas como sociedades
nacionales o extranjeras, sin importar si es andénima o no, se estipula en el articulo
240 de dicha ley que establece que:

“Articulo 240. Tarifa para sociedades nacionales y extranjeras. La tarifa Unica
sobre la renta gravable de las sociedades andnimas, de las sociedades limitadas y
de los demas entes asimilados a unas y otras, de conformidad con las normas
pertinentes, incluidas las sociedades y otras entidades extranjeras de cualquier
naturaleza, es del treinta y tres por ciento (33%).”%°

6.3 REGALIAS

En Colombia, las regalias son todo aquel pago que debe realizar cualquier empresa
extractora de recursos no renovables, como o son la mineria o la explotacion de
petroleo y gas natural. Cada municipio y departamento en el cual se efectué
cualquier extraccion de estos recursos debe estar incluido en la reparticion de estas
contraprestaciones, asi como también la recibiran todos los puertos maritimos o
fluviales, o estaciones de vias férreas por donde se transitan todos estos recursos.

El campo objeto de estudio comenz6 su comercialidad hacia el afio de 1960, con
una participacion del 100% de la compafiia ECOPETROL S.A., la compafiia como
tal no debe realizar pagos de ningun tipo por realizar cualquier exploracion dentro
del campo, aunque si debe realizar el pago de un porcentaje del crudo explotado en
el area.

% COLOMBIA, CONGRESO DE LA REPUBLICA. Ley 1111 (27 de diciembre de 2006). Bogota
D.C. 2006. p 5.
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El presente trabajo de investigacion se basara en el Decreto 1760 de 2003, el cual
establece que la ANH (Agencia Nacional de Hidrocarburos) es la encargada de la
administracién y recaudacion de la regalias a nivel nacional.

e Regalias directas. Las regalias directas son todas aquellas compensaciones que
benefician directamente a las entidades territoriales a las cuales pertenecen, es
decir, a los municipios o departamentos en donde se adelantan trabajos de
explotacién de hidrocarburos, a los municipios con puertos maritimos o fluviales
por donde se transportan estos recursos y a las areas de influencia de estos
puertos.

e Regalias indirectas. Son recursos no asignados directamente a los
departamentos 0 municipios productores de recursos no renovables, estos son
distribuidos por el fondo nacional de regalias, el cual es aprobado por el Congreso
de la Republica de Colombia.

La ley 756 de 2002, determina el valor de las regalias que deben pagar las
compafias explotadoras de recursos no renovables, el porcentaje de aporte al
Sistema Nacional de Regalias varia segun la produccion de petréleo, como se
establece en la Tabla 36.

Tabla 36. Determinacion de las Regalias en Colombia

PRODUCCION DIARIA (BOPD) % DE REGALIAS
< 5000 8%
5000 - 125000 8% + (Produccion)*0,1
125000 - 400000 20%
400000 - 600000 20% + (Produccién)*0,025
> 600000 25%

Fuente: ANH, Agencia Nacional de Hidrocarburos. Las
regalias en el sector de los hidrocarburos. Bogota, 2008.
p.10. Modificado por el autor.

6.4 INVERSION

Las inversiones se refieren a todo aquel capital necesario para poner en marcha
cualquier proyecto, y darle un mantenimiento a lo largo de su desarrollo. Dentro de
las inversiones necesarias para que un proyecto se lleve a cabo, se encuentra todo
aquel capital que garantice el implementar toda la infraestructura necesaria para
gue el proyecto se mantenga, que garantice una produccién a lo largo de la vida util
del mismo, y si es necesario, cualquier tipo de intervencion que se tenga que
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realizar. En la Tabla 37 se establecen las inversiones necesarias para realizar este
trabajo de estudio.

Tabla 37. Inversion

INVERSION

DESCRIPCION COSTO UNIDAD CANTIDAD INVERSION TOTAL

(USD) (USD)
Lineas de distribucion S 20.880 1433 S 29.913.386
Compresor S 450.000 2 S 900.000
Mano de obra S 30.000 N/A S 30.000

Facilidades de superficie -

Tanque de almacenamiento N/A N/A N/A

TOTAL INVERSION | $ 30.843.386

Fuente: Elaboracion propia.

Cada uno de los items especificados en la tabla anterior, se explican a continuacion
para un buen analisis del proyecto de investigacion:

e Facilidades de produccion. Todo proceso de producciéon de hidrocarburos debe

contar con distintos tipos de estaciones en superficie, necesarias principalmente
para separar los fluidos provenientes del yacimiento en sus tres fases principales,
las cuales son agua, petréleo y gas. Esto es necesario para que luego se pueda
realizar un tratamiento de cada una de estas fases, y su posterior procesamiento
o distribucion. También son importantes, en gran medida, para conocer las
presiones y las corrientes con las que vienen los fluidos desde el yacimiento y los
pozos productores.
Dentro de los principales equipos utilizados en los procesos de las facilidades de
produccion, se encuentran los tanques de almacenamiento de los fluidos, los
tanques de tratamiento del agua, los separadores de fases (pueden ser bifasicos
o trifasicos), las bombas y compresores, y dispositivos de suministro de
electricidad para todos los equipos.

Cabe resaltar que se va a contar con una produccién de tres pozos productores,
esto es importante a la hora de establecer las condiciones con las que deben
contar las facilidades de produccion. Ademas se deben tener en cuenta tres
variables principales a la hora de escoger el tamafio de las facilidades, como lo
son el caudal maximo de produccion que se pueda llegar a tener y la capacidad
de los modulos para cada una de las fases del fluido producido.

Para efectos de la inyeccion alternada de gas y agua, se van a disponer las
mismas facilidades con las que viene contando el campo hasta la actualidad.

e Compresores. Son unas herramientas que permiten aumentar la energia con la
gue se desplaza un gas por algun recorrido, es utilizado mas que todo para
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desplazar gases a traveés de algun conducto. Para efectos de este trabajo de
investigacion se deben implementar 2 (DOS) compresores, uno a la salida de los
gases desde la Refineria de Barrancabermeja, a lo largo del desplazamiento hasta
el campo objeto de estudio y finalmente en superficie para que el gas pueda ser
inyectado hacia el reservorio.

e Linea de tuberia. Estd compuesta por una gran cantidad de tubos, con distintas
especificaciones técnicas, que son necesarios para desplazar el Flue Gas desde
la refineria de Barrancabermeja hasta el campo objeto de estudio.

Cabe resaltar que la distancia entre la Refineria de Barrancabermeja y las
facilidades de disposicion de los fluidos de inyeccién es de 13.1 Km. La longitud de
cada una de las secciones de tuberia es de 30 Ft (9.144 m). A raiz de esto, se
necesita un total de 1433 secciones de tuberia como se especifica en la Tabla 38.

Tabla 38. Secciones requeridas para transporte del Flue Gas desde la
Refineria de Barrancabermeja hasta disposicion.

LINEAS DE DISTRIBUCION DEL GAS DE COMBUSTION
DESCRIPCION CANTIDAD UNIDAD
Distancia en linea recta 13100 Metros
Seccidn de tuberia 9,144 Metros
Cantidad de secciones requeridas 1433 Unidades

Fuente: Elaboracion propia.

e Mano de obra de instalacion. La mano de obra ofrecida por el distribuidor de las
lineas de tuberia, se cotiza en la Tabla 39.

Tabla 39. Mano de obra de instalacion de tuberia

MANO DE OBRA DE INSTALACION
DESCRIPCION CANTIDAD PRECIO UNITARIO TOTAL
Primer oficial instalador de gas 2 S 10.000 | $ 20.000
Ayudante 10 S 1.000 | $ 10.000
TOTAL MANO DE OBRA S 30.000

Fuente: Elaboracion propia.

6.5 COSTOS

En esta seccion, los costos operativos se representan como todo el capital que la
compafia desembolsa con el fin de desarrollar satisfactoriamente el proyecto en
cuestion, ademas de garantizar la economia del proyecto. Dentro del grupo de
costos, se pueden encontrar el costo de llevar un barril de volumen del fluido de
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yacimiento hasta superficie, el mantenimiento de los equipos de superficie y
subsuelo, la energia eléctrica necesaria para que los equipos funcionen y los costos
del personal requerido para los procesos operativos.

e Costos de produccién de los fluidos. Es el desembolso de dinero necesario
para extraer un barril de fluido de formacion, llevarlo a superficie y separarlo en
sus tres fases, consiste en su gran mayoria en el costo de separar el liquido del
gas y posteriormente separar el agua del petroleo. El proceso de separacién es
indispensable para poder comercializar los hidrocarburos liquidos y gaseosos.

e Costos de inyeccién de agua. Para el caso de estudio, se deben evaluar los
costos que requiere la inyeccién de todos aquellos volimenes de agua necesarios
para llevar a cabo la inyeccién alternada de gas y agua en el campo objeto de
estudio. Todos estos costos se especifican en la Tabla 40.

Tabla 40. Costos de inyeccion de agua

COSTO TRATAMIENTO AGUA DE INYECCION
ANO DESCRIPCION COST(?J;;‘)IDAD CANTIDAD COSTO TOTAL
q Tasa de inyeccién (BBL) | S 2,0 355,510 | S 711.020
Tratamiento (BBL) S 1,5 355,510 | S 533.265
P Tasa de inyeccion (BBL) | S 2,0 355,510 | S 711.020
Tratamiento (BBL) S 1,5 355,510 | S 533.265
- Tasa de inyeccién (BBL) | § 2,0 355.510 | § 711.020
Tratamiento (BBL) S 1,5 355.510 | S 533.265
a Tasa de inyeccién (BBL) | S 2,0 355.510 | S 711.020
Tratamiento (BBL) S 1,5 355.510 | § 533.265
B Tasa de inyeccion (BBL) | S 2,0 355,510 | S 711.020
Tratamiento (BBL) S 1,5 355,510 | S 533.265
: Tasa de inyeccién (BBL) | $ 2,0 355510 | S 711.020
Tratamiento (BBL) S 1,5 355.510 | S 533.265
- Tasa de inyeccién (BBL) | $ 2,0 355.510 | $ 711.020
Tratamiento (BBL) S 1,5 355.510 | S 533.265
5 Tasa de inyeccién (BBL) | S 2,0 355.510 | § 711.020
Tratamiento (BBL) S 1,5 355,510 | S 533.265
5 Tasa de inyeccion (BBL) | S 2,0 355,510 | S 711.020
Tratamiento (BBL) S 1,5 355,510 | S 533.265
o Tasa de inyeccién (BBL) | § 2,0 355,510 | S 711.020
Tratamiento (BBL) S 1,5 355.510 | S 533.265
TOTAL COSTO INYECCION DE AGUA 10 ANOS $12.442.850

Fuente: Elaborado por el autor.

e Costos de adquisicion e inyeccion del Flue Gas. Es necesario realizar la
compra del Flue Gas a la Refineria de Barrancabermeja, en la Tabla 41 se
especifica el costo del mismo. Ademas de esto, se debe costear el proceso de

139



transporte e inyeccion del mismo gas hasta el yacimiento. Se especifica que la
cantidad de CO:a inyectar cada afio durante el proceso es de 509.689 toneladas,
el costo de cada tonelada de Flue Gas es de $13.15 USD para el primer afio,
aunque se especifica un aumento de acuerdo a la inflacién del 4% para cada afo.

Tabla 41. Costo de Flue Gas proveniente de la Refineria de Barrancabermeja.

COSTO GAS DE COMBUSTION
ANO DESCRIPCION COSTO UNIDAD|  CANTIDAD COSTO TOTAL
(USD) (Tonelada)

1 as de Combustdn de la Refineria de Barrancabermej| S 13.15 141,310 | S 1,858,226
2 as de Combustdn de Ia Refineria de Barrancabermej| S 13.68 141,310 | S 1,932,555.14
3 as de Combustdn de |a Refineria de Barrancabermej| $ 14.22 141,310 | S 2,009,857.34
4 as de Combustdn de Ia Refineria de Barrancabermej| $ 14.79 141,310 | S 2,090,251.64
5 as de Combustén de la Refineria de Barrancabermej| $ 15.38 141,310 | $ 2,173,861.70
6 as de Combustén de la Refineria de Barrancabermej| $ 16.00 141,310 | S 2,260,816.17
7 as de Combuston de la Refineria de Barrancabermej| $ 16.64 141,310 | S 2,351,248.82
8 as de Combuston de la Refineria de Barrancabermej| S 17.30 141,310 | S 2,445,298.77
9 as de Combuston de la Refineria de Barrancabermej| $ 18.00 141,310 | S 2,543,110.72
10 as de Combuston de la Refineria de Barrancabermej| S 18.72 141,310 | S 2,644,835.15
TOTAL COSTO INYECCION DE GAS $22,310,061.52

Fuente: Elaboracion propia.

e Costos de operacion. La Tabla 42 resume los costos de operacidn que
representa el proyecto, dentro de ellos se destacan los costos de energia
necesarios para que los equipos implicados en el proceso de inyeccion WAG
funcionen correctamente, ademas, se incluye un valor fijo para cada afo, el cual
implica el costo minimo que necesita el campo para mantenerse en operacion,
dentro de este costo se encuentra el mantenimiento de equipos y pozos.
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Tabla 42. Costos operacionales

COSTOS DE OPERACION

_ Consulxmc.) CECIE L Costos de producciéon | Mantenimiento

ANO eléctrica de los TOTAL (USD)
) (USD) (USD)
equipos (USD)

1 ]S 35.000 | $ 100.684 | S 130.000 | S 265.684
2 |S 36.400 | S 97.153 | $ 130.000 | S 263.553
3 |S 37.856 | $ 91.666 | $ 130.000 | S 259.522
4 |S 39.370 | S 82.753 | S 130.000 | S 252.123
5 |S 40.945 | S 79.982 | S 130.000 | S 250.927
6 |S 42,583 | S 81.513 | S 130.000 | S 254.096
7 |S 44,286 | S 79.564 | S 130.000 | S 253.850
8 |$ 46.058 | S 81.610 | S 130.000 | S 257.667
9 |$ 47.900 | S 68.237 | S 130.000 | S 246.136
10 | $ 49.816 | $ 56.005 | $ 130.000 | S 235.821
COSTOS DE OPERACION TOTALES $2.539.379

Fuente: Elaboracion propia.

6.6 AHORROS

La implementacion de la inyeccion alternada de gas y agua en el campo, se realiza
con el objetivo de optimizar el proceso de recobro mejorado que viene
implementando el campo desde hace un tiempo atras. Al usar gas de combustion
de la refineria de Barrancabermeja se estarian generando unos ahorros en los
procesos operacionales de la empresa ECOPETROL S.A., estos ahorros se
describen a continuacion.

e Ahorro en lainyeccién de agua. Al realizar una inyeccion alternada del agua que
se viene inyectando en el sector de estudio, se estaria reemplazando una parte
del caudal de agua inyectado por ciertos baches de Flue Gas proveniente de la
Refineria de Barrancabermeja, es decir, se estaria disminuyendo la cantidad de
agua inyectada, junto con los costos que implica inyectarla al yacimiento.

e Ahorro en la quema de gases de combustion. La legislacion colombiana
propone por medio de la Ley 1819 de 2016 el Impuesto Nacional al Carbono, el
cual cita que toda tonelada de CO: generada en la combustion de dicho
combustible, se debe realizar el pago de dicho impuesto al gobierno nacional, el
cual tiene un costo de 5 USD (dolares estadounidenses). Dicha tarifa se ajustara
cada primero de febrero con la inflacion del afio inmediatamente anterior, mas un
punto porcentual.

Dado que dicha tarifa no se establece necesariamente en el proyecto de este
trabajo, se establece como referencia, debido a que la empresa ECOPETROL
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S.A. se ve directamente relacionada al pago de este impuesto, debido a que, esta
misma es la que se encarga de administrar la Refineria de Barrancabermeja.

6.7 INDICADOR FINANCIERO

Para realizar el flujo de caja necesario para evaluar este proyecto de investigacion,
es necesario identificar el indicador financiero que se va a usar para la evaluacion
del mismo, e identificar si este es viable o no para la compafiia.
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e Flujo de caja para los préximos 10 afios

Tabla 43. Flujo de caja operativo del proyecto para 10 afios

Fuente: Elaboracion propia.
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/ ANOO | ANO1 | ANO2 | ANO3 | AN04 | ANOS
INGRESOS $ 80,382,280 $ 28,372,300 $ 12,268,850 $ 5,182,650 $ 3,354,450
COSTOS $ 10,574,991 $ 5922540 $ 4,537,348 $  3,975057 $ 3,894,042
UTILIDAD BRUTA $ 69,807,289 $ 22,449,760 S 7,731,502 $ 1,207,593 -$ 539,592
REGALIAS "$ 6,430,582 "¢ 2,269,784 " $ 981,508 ~ $ 414,612 "% 268,356
UTILIDAD ANTES DE IMPUESTOS $ 63,376,707 $ 20,179,976 S 6,749,994 $ 792,981 -$ 807,948
IMPUESTOS "¢ 20914313 "¢ 6,659,392 '$ 2,227,498 S 261,684 -$ 266,623
UTILIDAD NETA $ 42,462,393 $ 13,520,584 $ 4,522,496 $ 531,297 -$ 541,325
INVERSION $30,843,385.83
FLUJO DE CAJA NETO -$30,843,385.83 $ 42,462,393 $ 13,520,584 $ 4,522,496 $ 531,297 -$ 541,325
/ ANO6 | ANO7 | AR08 | ANO9 | ARNO10
INGRESOS $ 2441450 $ 1,763,850 $ 1,514,150 $ 1,562,550 $ 1,166,550
COSTOS $ 3838034 $ 3907470 $ 4,170,591 $ 4,107,346 $ 4,174,986
UTILIDAD BRUTA $ 1,396,584 -$ 2,143,620 -S 2,656,441 -S 2,544,796 -$ 3,008,436
REGALIAS $ 195316 '$ 141,108 "¢ 121,132 " 125,004 " $ 93,324
UTILIDAD ANTES DE IMPUESTOS|-$ 1,591,900 -$ 2,284,728 -$ 2,777,573 -$ 2,669,800 -$ 3,101,760
IMPUESTOS S 525327 -$ 753,960 -$ 916,599 -$ 881,034 -$ 1,023,581
UTILIDAD NETA $ 1,066,573 -$ 1,530,768 -$ 1,860,974 -$ 1,788,766 -$ 2,078,179
INVERSION
FLUJO DE CAJA NETO -$ 1,066,573 -$ 1,530,768 -$ 1,860,974 -$ 1,788,766 -$ 2,078,179




e Flujo de caja. Es una representacion de los flujos de entrada y de salida de
recursos en un proyecto, los cuales son denominados ingresos y egresos. En la
Figura 32 se representan los ingresos por conceptos de la venta de la produccion
de petrdleo estimada para los proximos 10 (DIEZ) afios y los egresos por
conceptos de inversion en lineas de tuberia, instalacion de la misma, facilidades
de produccion e inyeccidén; ademas de costos operacionales como costos de
personal, mantenimiento, entre otros.

Figura 32. Flujo de caja neto del proyecto.

M UsSD Totales

INGRESOS $42.462 §13.520 54522 5531

TTT 8 -
| l

EGRES0S -$30,843,385 $541 $1.066 $1.530 $1.860 $1.788 $2.078 $ 39,710

Fuente: Elaboracion propia.

e Valor presente neto (VPN). El valor presente neto esta definido como el valor
equivalente de todos aquellos ingresos y egresos presentes en un proyecto. En la
Ecuacion 19 se ve expresada la formula necesaria para realizar un correcto

célculo del valor presente neto.

Ecuacion 19. Calculo del valor presente neto
14
INGRESOS,, — EGRESOS,
VPN = Z[
=1

— INVERSION

a+n
Fuente: SEMECO, Karina Lucia, Conceptos Basicos de Evaluaciones Financieras,
Caracas, 2007. p. 8.

Donde:
p= Horizonte econémico i= Tasa de descuento
n= Periodo

Para el analisis del valor presente neto, se debe tener en cuenta que todo valor por
encima de 0 (CERO) indica que el proyecto en cuestion recupera la inversion inicial,
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ademds de obtener ganancias. Si es igual a 0 (CERO), se recupera la inversion
inicial pero no se obtienen ganancias del proyecto y por ultimo, si el valor arrojado
por la ecuacion es menor a 0 (CERO) expresa que los ingresos obtenidos por el
proyecto no son los suficientes para cubrir la inversién generada inicialmente.

e Tasa de descuento. La TIO es la tasa de interés minima de ganancia que
establece cualquier inversionista para invertir en cualquier proyecto. Para efectos
de este proyecto, se establece una TIO del 10% efectivo anual, se toma este valor
por indicaciones de la compafila ECOPETROL S.A.

Ecuacion 20. Valor presente neto del proyecto
$42,462,393 $13,520,584  $4,522,496

(1+10%1) * (1 +10%2) + (1+10%3)
N $531,297 N —$541,325 N —$1,066,573 N —$1,530,768
(1+10%*) (1+10%°) (14 10%°) (1+10%7)
N —$1,860,974 N —$1,788,766 N —$2,078,179
(1+ 10%3) (14+10%°) (14 10%1)
VPN = $17,328,150.36

VPN = —$30,843,385.83 +

Fuente: Elaboracion propia.
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7. CONCLUSIONES

Aunque las Arenas B de la formacién Mugrosa tienen un aporte de empuje por
un acuifero activo cerca de la zona, este no es representativo para el
sostenimiento de la presion, ya que se encuentra a una distancia considerable
del reservorio.

La produccion promedio historica del campo ha presentado diferentes
variaciones debido a la implementacién de distintas campafias de explotacion,
las cuales generaron aumentos en la produccién con un promedio de 56 BPD
por pozo presente en el campo.

El método de produccién primaria del campo fue de empuje por gas en solucion.
Posterior a este se produjo un empuje leve de algun acuifero cercano al
reservorio debido a un decremento en las presiones por encima del punto de
burbuja y finalmente una estabilizacion de la presion del reservorio.

Se realiz6 una actualizacion de los espesores para 15 de las 255 capas
presentes en el modelo suministrado por la compaiiia, con el fin de tener una
mejor representacion del modelo estatico de las Arenas B de la Formacion
Mugrosa.

Mediante el software WinProp de la compafiia CMG, se generd0 una
representacion adecuada del comportamiento de los fluidos presentes en las
Arenas B de la Formacion Mugrosa, a partir de los estudios PVT realizados,
Cromatografia de los gases e informaciéon de hinchamiento del Flue Gas
proveniente de la Refineria de Barrancabermeja.

Se realiz6 una actualizacion de las permeabilidades relativas para las tres fases,
con el fin de especificar el comportamiento de cada una de ellas para cada uno
de los (4) CUATRO tipos de roca establecidos por el departamento geoldgico de
ECOPETROL S.A.

En el afio 2012 se realizo la construccion de dos de los tres arreglos de inyeccion
irregular en el campo, generando una produccién incremental de petréleo de
181.000 bbl, aumentando asi el factor de recobro en 2,3%.

El arreglo de inyeccidon I-57 tiene una buena eficiencia de desplazamiento
representada en los pozos productores con una tasa de inyeccién de
aproximadamente 1200 BWPD, aunque se presenta un problema de
hinchamiento de arcillas asociado a la reaccion de las mismas con el agua
inyectada generando dafio de formacién en el yacimiento.
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La presion de inyeccién del Flue Gas fue establecida a partir de un promedio
entre la presion maxima de inyeccion referida en el estudio de hinchamiento del
Flue Gas a condiciones de yacimiento (3915 psi) y la presion minima de
miscibilidad del modelo (1388,947 psi). Con el fin de evitar una precipitacion de
asfaltenos derivada del hinchamiento del gas en el reservorio y de garantizar
gue el desplazamiento del fluido a raiz de la inyeccion, se presente mediante un
método miscible.

Se estableci6é una tasa de inyeccion de Flue Gas del 25% en relacion con el agua
inyectada para el proceso de inyeccién Water Alternating Gas, instaurado a raiz
del éxito de los distintos procesos de este tipo de inyeccion en el mundo.

El caudal de inyeccion de agua (1200 BWPD) utilizada en el patron I-57 se
mantiene para el proceso WAG debido a que se usan las mismas facilidades de
inyeccion presentes actualmente en el campo.

El proyecto de inyeccion Water Alternating Gas representa un incremento en la
produccion de petroleo de 3.160.650 barriles, lo cual indica que la inyeccion
WAG en el campo objeto de estudio es viable como método de recobro terciario
en el campo.

En el quinto afio de la produccion de hidrocarburos derivada de la inyeccion
alternada de gas y agua los estados financieros empiezan a presentar péerdidas
monetarias, debido a que los ingresos obtenidos de la venta de petréleo no
alcanzan a cubrir los gastos operativos del proceso.

La Inyeccion Water Alternating Gas evaluada para las Arenas B de la Formacion
Mugrosa, tomando como referencia el precio establecido por ECOPETROL S.A.
del barril de petréleo para el afio 2018 ($55 USD) es atractiva para la compaiiia,
ya que el proyecto genera una ganancia extraordinaria a la Tasa de interés de
oportunidad (T10), equivalentes a la fecha actual de $17.328.150 USD.
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8. RECOMENDACIONES

Agregar al modelo estatico todos los pozos del bloque junto con los sets de
registros eléctricos correspondientes a cada uno de ellos, con el fin de obtener
mayor confiabilidad en la data.

Establecer distintas relaciones de proporcion del gas inyectado con respecto al
agua, para el proceso de inyeccién Water Alternating Gas.

Realizar un aumento en el caudal de agua inyectada en el proceso WAG, para
realizar un analisis del recobro de petroleo a raiz de la inyeccion.

Analizar la composicién del gas y el petréleo producido durante el proceso de
inyeccidén de Water Alternating Gas, para verificar la eficiencia de la inyeccion.

Hacer una evaluacion del proceso de inyeccion WAG a un periodo de 5 afios,
debido a que después de este aflo se comienzan a generar pérdidas en el flujo
de caja operacional.

Realizar el mismo andlisis de inyeccidn realizado en este proyecto en los otros

dos patrones de inyeccion de agua presentes en el campo objeto de estudio, con
el fin de obtener una mayor cobertura de la misma.
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ANEXO A.
DATOS DE POROSIDAD Y PROPIEDADES DE LA ROCA.

Tabla 44. Datos de porosidad y propiedades de la roca.

Presion de Vol. Vol. de Densidad
Profundidad |Confinamient Longitud Diametro [ Vol. Total de Porosidad
Poroso | Granos

0 Granos
(ft) (psi) (cm) (cm) (cm®) | (em®) | (cm®) | (g/em’) (%)
5862,5 800 6,750 3,795 76,341 | 16,510 | 58,412 2,627 22,0
5862,5 1500 6,750 3,795 76,341 | 16,297 | 58,412 2,627 21,8
5862,5 2200 6,750 3,795 76,341 | 16,172 | 58,412 2,627 21,7
6466,5 800 6,717 3,790 75,769 | 11,719 | 61,632 2,619 16,0
6466,5 2200 6,717 3,790 75,769 | 11,188 | 61,632 2,619 154
6967,5 800 6,514 3,792 73,582 | 14,783 | 56,764 2,649 20,7
6967,5 1500 6,514 3,792 73,582 | 14,557 | 56,764 2,649 20,4
6967,5 2200 6,514 3,792 73,582 | 14,396 | 56,764 2,649 20,2

Fuente: ECOPETROL S.A. 2008.
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ANEXO B.

DATOS DE POROSIDAD PARA LAS ARENAS B DE LA FORMACION

MUGROSA.

Tabla 45. Datos de porosidad para las arenas b de la formacion mugrosa.

POZO POROSIDAD | PERMEABILIDAD -ANALISIS
PROFUNDIDA
D (%) (mD) REALIZADOS
(pies)
L-10 5740’ - 57471 18.9 14 PC, PE
L-12 6270’ - 6273’ (4) [19.2 34 MOJ, Krwo
L—17 5524’ — 5561’ (1) [21.8 16 PC, PE
L-17 5524’ - 5561’ (2) | 23.0 163 MOJ, Krwo
L—-17 5585 — 5612 (3) | 16.8 20 PC, PE
L-17 5930°11” 17.4 11 PC, PE
L-30 6819’ 19.7 a7 PC, PE
L-31 5469’ 22.2 416 MOJ, Krwo
L-31 5615’ 9.4 30 MOJ, Krwo
L-31 5744 18.5 14 MOJ, Krwo

Fuente: ECOPETROL S.A. 2008.
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ANEXO C. '
PERMEABILIDAD RELATIVA GAS-PETROLEO.

Figura 33. Permeabilidad relativa gas-petroleo.

BI D _RELATI GAB-PETRO

mpania:____ ICP Identificacién de la Muestra 18
Pozo: GALA=T Profundidad de la muestra 5906- pies
Formacion: Permeabilidad al Aire 70 md
: APIAY Porcsidad _20.3 por ciento
stadc:_hm—__ Saturacion de Agua
Inicial 21.2 por ciento
als: COLOMBIA Permeabilidad Efectiva al
Petroleo a la Saturacién
de Agua Inicial 41 md
Relacion de la

Saturacion de Gas Permeabilidad
Porcentaje espacio Relativa Permeabilidad Relativa Permeabilidad Relativa
——Bueso - Gas-petrdleo  _al Gis al Petroleo,* Fraccicn

0.0 0.000 0.000 1.000

6.0 0.020 0.013 0.637
5.0 0.045 0.024 0.539
10.2 0.062 0.030 0.486
12.3 0.106 0.042 0.397
16.3 0.264 0.078 0.295
21.1 0.642 0.124 0.193
26.5 1.69 0.179 0.106
34.0 7.03 : 0.253 0.036
40.2 26.0 0.363 0.014

*mhti\balapmmnhuidﬂefecﬁmalpeuﬂmahsmmmdeminidm.

Fuente: Instituto colombiano del petréleo. 1999.
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ANEXO D.
CURVA DE PERMEABILIDAD RELATIVA GAS-PETROLEO.

Figura 34. Curva de permeabilidad relativa gas-petroleo.
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ANEXO E.

CRONOGRAMA DE INYECCION WAG.

Tabla 46. Cronograma de inyeccion WAG.

—

CRONOGRAMA DE INYECCION AGUA
FECHA | TASA DE INYECCION FLUIDO INYECTADO |FLUE GAS
31/10/2018 974 Bbl/dia
31/01/2019 974 Bbl/dia
30/04/2019 1367,2094 Ft3/dia
31/07/2019 1367,2094 Ft3/dia
31/10/2019 974 Bbl/dia
31/01/2020 974 Bbl/dia
30/04/2020 1367,2094 Ft3/dia
31/07/2020 1367,2094 Ft3/dia
31/10/2020 974 Bbl/dia
31/01/2021 974 Bbl/dia
30/04/2021 1367,2094 Ft3/dia
31/07/2021 1367,2094 Ft3/dia
31/10/2021 974 Bbl/dia
31/01/2022 974 Bbl/dia
30/04/2022 1367,2094 Ft3/dia
31/07/2022 1367,2094 Ft3/dia
31/10/2022 974 Bbl/dia
31/01/2023 974 Bbl/dia
30/04/2023 1367,2094 Ft3/dia
31/07/2023 1367,2094 Ft3/dia
31/10/2023 974 Bbl/dia
31/01/2024 974 Bbl/dia
30/04/2024 1367,2094 Ft3/dia
31/07/2024 1367,2094 Ft3/dia
31/10/2024 974 Bbl/dia
31/01/2025 974 Bbl/dia
30/04/2025 1367,2094 Ft3/dia
31/07/2025 1367,2094 Ft3/dia
31/10/2025 974 Bbl/dia
31/01/2026 974 Bbl/dia
30/04/2026 1367,2094 Ft3/dia
31/07/2026 1367,2094 Ft3/dia
31/10/2026 974 Bbl/dia
31/01/2027 974 Bbl/dia
30/04/2027 1367,2094 Ft3/dia
31/07/2027 1367,2094 Ft3/dia
31/10/2027 974 Bbl/dia
31/01/2028 974 Bbl/dia
30/04/2028 1367,2094 Ft3/dia
31/07/2028 1367,2094 Ft3/dia
31/10/2028 974 Bbl/dia

Fuente: Elaboracion propia.
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